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MARCO PARA LA IDENTIFICACION Y DISENO DE ESQUEMAS
ESPECIALES DE PROTECCION PARA EL MANEJO DE CONGESTIONES
DEL SISTEMA DE TRANSMISION

Este trabajo propone un marco metodolégico para la identificacion y diseno de Esquemas
Especiales de Proteccién (SPS) para el manejo de congestiones. Se revisa el estado del arte
de los SPSs, tanto a nivel conceptual como en la experiencia nacional e internacional, y se
determina su utilidad en el incremento de la flexibilidad del sistema para enfrentar proble-
mas de capacidad de transmision. La propuesta comienza con la identificacién de corredores
congestionados analizando los niveles de carga y diferencia de costos marginales. Los corre-
dores congestionados cuyo relajo del criterio N-1 reduce los costos totales de operacion, son
seleccionados para el diseno de SPS. Mediante un andlisis de contingencias se determinan las
condiciones donde se producen sobrecargas. Para estas condiciones se formula un problema
de optimizacién que determina las acciones correctivas que alivian la sobrecarga, y que puede
tener distintos objetivos (minimo costo, minima cantidad de agentes, méxima diversificacién,
etc.). La propuesta se valida en una red de prueba y luego se aplica al sistema eléctrico
nacional chileno. La implementacion se realiza en DeepEdit y los resultados muestran que es
posible reducir los costos totales de operaciéon mediante una aplicacién relajada del criterio
N-1 garantizando la seguridad del sistema con el SPS.
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Capitulo 1

Introduccion

1.1. Motivacion

Los crecientes efectos del cambio climatico debido a la emision de gases de efecto inver-
nadero (GEI) requieren la transicién a una matriz energética renovable y amigable con el
medio ambiente. Este objetivo ha hecho que los distintos paises y organismos internacionales
acuerden metas de carbono neutralidad que favorezcan la transicién energética hacia una
matriz limpia y basada principalmente en recursos renovables. Por ejemplo, en Chile se tiene
como objetivo alcanzar la carbono neutralidad a méas tardar a 2050 bajo el Proyecto de Ley
Marco de Cambio Climético, con el fin de lograr una reducciéon de un 50 % de las emisiones
[1]. Este interés se ve también reflejado dentro de los ocho ejes teméticos de la Agenda de
Energia 2022-2026, donde se cuenta, entre otros, con los siguientes ejes: 1) Matriz energética
limpia, 2) Desarrollo energético seguro y resiliente, 3) Transicién energética justa e infra-
estructura sustentable [2]. Estos objetivos han favorecido la adopcién de generacién a base
de energias renovables, y en la actualidad, un 56,1 % de la capacidad instalada del Sistema
Eléctrico Nacional (SEN) proviene de energias renovables, siendo la energfa hidroeléctrica y
solar las de mayor capacidad instalada con un 41,1% y un 35,08 % de ese porcentaje res-
pectivamente [3]. Ademds de los efectos climéticos, los recientes problemas socio politicos
y sanitarios, junto con la creciente demanda por energia eléctrica hacen atin mas necesaria
la independencia energética de los combustibles fésiles [4]. Sin embargo, la transicién ener-
gética requiere de flexibilidad del sistema para permitir la presencia de mayor generacion
renovable y no provocar problemas en la operacion del mismo, debido principalmente a la
naturaleza intermitente y estocéstica de este tipo de generacién [5]. Por otra parte, la con-
tinua integracion de energias renovables puede ser més rapida que la expansion del sistema
de transmision dado principalmente por la importante baja en los costos de inversién de este
tipo de centrales, particularmente solares y edlicas, y que ademas tienen menores tiempos
de desarrollo en comparacion a la expansion del sistema de transmision. Este hecho provoca
congestiones y margenes de operacion cada vez mas ajustados del sistema de transmision
resultando en costos totales de operacién més altos e incluso reducciones (vertimiento) de
generacion renovable. Por ejemplo en Chile, solo entre enero y julio de 2022, hubieron 506,89
GWh de reduccion de generacién de centrales edlicas y solares [6].

Estos desafios conllevan mayores dificultades para la operacién y planificacion de los siste-
mas eléctricos de potencia (SEP). Usualmente la operacion y planificacién de los SEP utilizan
criterios de seguridad que aseguran una operacion confiable del mismo. La adopcién de estos
principios suele traducirse en que los operadores del sistema de transmisién (TSOs) utilizan



un enfoque preventivo en la planificacién de la operacion del sistema. Uno de estos criterios
de seguridad es el criterio N-1, en el cual el sistema debe estar preparado para enfrentar la
salida de cualquier elemento del sistema sin que esto produzca sobrecargas en los restantes
componentes en servicio. Generalmente, este enfoque se implementa limitando la capacidad
de transmision a niveles bajo su capacidad maxima de transferencia térmica o de estabilidad.
De esta forma, si bien el sistema puede contar con las holguras suficientes para incrementar
la transferencia de energias renovables y permitir la descongestion de zonas saturadas, estas
holguras no son utilizadas solo por la adopcién de un enfoque preventivo en su operaciéon. Sin
embargo, el uso de este tipo de enfoque ha sido cuestionado y se han propuesto alternativas
que utilizan un enfoque correctivo [7-9], logrando asi introducir mayor flexibilidad al sistema.

Los esquemas de proteccién especiales (SPS de sus siglas en inglés)) han obtenido un
creciente interés en los ultimos anos debido a la posibilidad de utilizarlos como una forma
de aportar mayor flexibilidad a los sistemas eléctricos [10]. Un SPS es un esquema disenado
para detectar condiciones anormales del sistema y tomar acciones correctivas predetermina-
das para preservar la integridad del sistema y proveer un desempeiio aceptable [11]. El uso
de estos esquemas se ve favorecido también por el avance tecnolégico de dispositivos que
permiten una mayor observacién de la red, como las unidades de medicién fasorial (PMU),
las cuales utilizan sistemas de posicionamiento global (GPS) para la mediciéon y monitoreo
en tiempo real del sistema [12]. Los SPSs se disefian para detectar una condicién indeseada
del sistema que surge a partir de una contingencia, y tomar acciones correctivas que mitiguen
esa condicion. La deteccion de esas condiciones tipicamente se obtienen a través de estudios
de planificacién y operaciéon del sistema como flujos de potencia y de estabilidad dindmica, y
las acciones correctivas pueden incluir, desprendimiento de carga, desprendimiento o reduc-
cién de generacion, reconfiguracion del sistema, desconexién de elementos estaticos serie o
paralelo como Static Var Compensator (SVC), condensadores sincrénicos, STATCOM, entre
otros [13]. Esta caracteristica de los SPSs puede ser utilizada para complementar el uso de
criterios de seguridad deterministicos como el criterio N-1.

1.2. Hipobtesis

El presente trabajo postula que el uso de SPS, como alternativa de seguridad en un sistema
eléctrico de potencia, permite reducir los costos totales del sistema. Mediante la identificacion
y diseno acorde del SPS se consigue incrementar los limites de transferencia en transmision,
donde se aplica el criterio N-1, con niveles de seguridad asimilables y beneficios econémicos
en reduccion de costos de operacion y retraso de inversiones.

1.3. Objetivos

1.3.1. Objetivo general

El objetivo general de este trabajo es sistematizar la deteccion de oportunidades y diseno
preliminar de implementacién de SPS en sistemas eléctricos de potencia, a través de un
modelo matematico y de simulaciéon que permita considerar aspectos técnicos y econémicos
relevantes.



1.3.2. Objetivos especificos
Para alcanzar este objetivo general se definen los siguientes objetivos especificos:

* Analizar el nivel de desarrollo de SPSs en el ambito internacional y el contexto de
aplicacion posible a la realidad nacional, mediante una revision del estado del arte.

* Proponer una modelacién genérica de SPS susceptible de ser integrada en un modelo
matematico que permita su identificacién y diseno preliminar para un sistema eléctrico

dado.

* Proponer un modelo de optimizacion y simulacién capaz de identificar un conjunto de
opciones de diseno de SPS para un sistema eléctrico real.

» Analizar la validez de la herramienta propuesta a partir de referencias internacionales y
casos de analisis simplificados.

» Evaluar el potencial de desarrollo de SPS en el mercado eléctrico nacional a partir de
casos de estudio, utilizando la metodologia y herramientas desarrolladas.

1.4. Alcances

Los alcances de este proyecto se describen a continuacién:

* Si bien se realiza un analisis general del estado del arte en torno a los SPSs, la metodo-
logia propuesta se centra en la identificacién de SPSs basados en criterios de seguridad,
por ejemplo, N-1, y limites térmicos de transferencia, que restringen las capacidades en
tramos de transmision.

* La herramienta desarrollada tiene el caracter de prototipo y no pretende maximizar la
eficiencia computacional, ni tampoco presentar una interfaz hombre-usuario sofisticada.

* El caso de aplicacién a la realidad nacional utilizara la mejor informacién disponible por
parte del Coordinador Eléctrico Nacional.

* Queda fuera del alcance el disefio detallado de SPSs incluyendo simulaciones dindmicas
u otro tipo de estudios detallados de la operacién del sistema para su implementacion.

1.5. Estructura del documento

El documento en las siguientes secciones: en la seccién 2 se presenta una revision biblio-
grafica de los SPS, la normativa internacional y nacional. En la secciéon 3 se presenta la
metodologia propuesta para el disefio de SPS. En la seccién 4 se presenta un caso de estudio
pequeno que permite validar los resultados obtenidos. En la seccién 5 se presenta la aplica-
cién de la metodologia en un modelo utilizado para la planificacion de la transmision Chile.
Finalmente, en la seccién 6 se presentan las principales conclusiones y trabajo futuro.



Capitulo 2

Antecedentes

La modernizacién de los sistemas eléctricos, la creciente integraciéon de energias renova-
bles impulsada ademas por metas de carbono neutralidad, y la liberalizacién de los mercados
eléctricos reducen los margenes de operaciéon de los sistemas eléctricos [14, 15] y estresan
el sistema de transmisién. Por tal motivo, la planificacion del sistema de transmision debe
determinar los refuerzos de infraestructura para abastecer la demanda garantizando adecua-
dos niveles de seguridad del sistema. Esta seguridad se entiende como la capacidad de un
sistema de un SEP, cuantificado mediante grados o niveles de riesgo, de soportar disturbios
inminentes (contingencias) sin interrupcién del servicio a los clientes [16]. Esto quiere de-
cir que se relaciona con la robustez del sistema ante contingencias y, por lo tanto, depende
de las condiciones de operaciéon del sistema, asi como de la probabilidad de ocurrencia de
estas contingencias. Para garantizar el suministro continuo de energia, los operadores del
sistema utilizan ciertas reglas o criterios de operacién para cumplir con los requerimientos
de seguridad y confiabilidad [17]. Uno de estos criterios es el criterio N-1, el cual establece
que el sistema debe ser capaz de soportar la pérdida de un elemento sin que ellos signifique
la pérdida involuntaria de carga y manteniendo las variables eléctricas en rango aceptables.
Para evitar sobrecargas en el sistema de transmision ante contingencias, se suele limitar la
capacidad de transferencia a niveles por debajo de su capacidad maxima (térmica o de es-
tabilidad), con el fin de que en las situaciones de contingencias el flujo de potencia por los
circuitos en servicio no sobrepase su capacidad de sobrecarga. Sin embargo, esta forma de
garantizar la seguridad del sistema ante contingencias no es la tnica. Una forma de permitir
un mayor uso de la capacidad de los equipos sin poner el riesgo la seguridad del sistema es
mediante el uso de los Esquemas Especiales de Proteccion o SPS del inglés Special Protection
Schemes los cuales son automatismos que se activan ante la detecciéon de un determinado
evento en el sistema, y mediante ciertas acciones correctivas, permiten recuperar su estado
normal de operacion. Este tipo de esquemas se ha convertido en una medida que esta siendo
cada vez mas utilizada debido a su bajos costos relativos de implementacién comparados con
la construccién de nueva infraestructura de transmision y sus cortos tiempos de instalacion

18].



2.1. Esquemas especiales de proteccion (SPS)

2.1.1. Definiciéon y conceptos relacionados

Debido a la complejidad de los SEP modernos, la respuesta dindmica del sistema, ante
contingencias, puede ser muy rapida y puede afectar una gran cantidad de componentes de
forma simultanea. Esta caracteristica facilita la propagacion de perturbaciones que ponen en
riesgo la estabilidad del sistema. Un SPS es utilizado para mantener una operacién confiable
del sistema para contingencias criticas (simples, dobles o superiores) con el fin de prevenir o
minimizar sus impactos. Las acciones correctivas realizadas por los SPSs son independientes
de los equipos convencionales de proteccién (como protecciones de lineas o transformadores)
y son automaticas. Si bien este tipo de esquemas suele ser implementado para aplicaciones
especificas de cada sistema eléctrico, desde hace varias décadas han existido intentos para
unificar el conocimiento respecto a sus caracteristicas, funcionamiento, diseno, y otros detalles
relacionados.

En 1985 el Consejo Internacional en Grandes Redes Eléctrica CIGRE realiz6 una primera
encuesta para conocer la experiencia de la industria con SPSs. Esta encuesta reporté un total
de 93 esquemas en operacién en 18 empresas a lo largo del mundo [19]. Posteriormente, en
1992 se realiz6é una nueva encuesta [20] en un esfuerzo conjunto entre el Instituto de Ingenie-
ros Eléctricos y Electrénicos IEEE y el CIGRE. Esta encuesta tenia por objetivo recoger la
experiencia de la industria en el diseno y operacién de los SPSs. Como resultado, se reporta-
ron un total de 111 esquemas, sin embargo, ya en ese entonces se advertia que podrian existir
mas aplicaciones de SPSs debido a la falta de respuestas en ciertos sectores de la industria. Un
resultado muy importante fue el esfuerzo de realizar una definiciéon de SPS estandarizada, el
cual se definié como “un esquema de proteccién disenado para detectar condiciones particu-
lares del sistema de las cuales se conoce que causan un estrés inusual del sistema de potencia,
y tomar algtin tipo de acciéon predeterminada para contrarrestar la condicion observada de
forma controlada”. Las acciones sefialadas podian requerir la apertura de una o mas lineas, la
desconexion de generacion, rampas de transferencias de sistemas HVDC, desconexion inten-
cional de carga, entre otras. Ademds, se senalaba que una caracteristica de estos esquemas
es que se implementan en respuesta a condiciones del sistema y que, por lo tanto, requieren
de la supervision de ciertos parametros eléctricos del sistema. Este esfuerzo se realizo con el
fin de brindar una definicién global y estandar, dado que este tipo de esquemas suele tener
distintos nombres. Algunos nombres comunes que pudieron ser capturados en esta encuesta
son: “esquemas de armado de contingencia”, “controles suplementarios discretos”, “esquemas
de accion correctiva” RAS y “esquemas especiales de protecciéon” SPS. Dentro de los pai-
ses que mayor participaciéon tuvieron en contestar la encuesta, destacan: Canada, Estados
Unidos, Australia y Japon. En 2005, el Subcomité de Sistemas de Proteccién del Comité de
Relés de Sistemas de Potencia (PSRC) comenzé una iniciativa para actualizar la encuesta
anterior, cuyos resultados se encuentran documentados en [21]. En este trabajo, presentado
en 2010, se establece que un acrénimo méas adecuado para referirse a este tipo de esquemas
es el acronimo SIPS: Esquema de Proteccién de la Integridad del Sistema (System Integrity
Protection Scheme) debido a que, de los resultados de la encuesta, se concluy6 que existe un
interés considerable y cada més transversal en el desarrollo de este tipo de esquemas, por lo
cual ya no deberia ser considerada como “especial”. Mas recientemente, en un trabajo pu-
blicado en 2020, el IEEE sintetiz6 gran parte de esta documentacion y conocimiento en una
guia para el diseno, implementaciéon y gestion de los esquemas de Proteccion de la Integridad



del Sistema (SIPS). Formalmente, en esta guia se define el concepto de SIPS como “aquellos
esquemas utilizados para mejorar la seguridad y prevenir la propagacién de perturbaciones
en situaciones de emergencias graves del sistema causadas por condiciones de funcionamien-
to inaceptables y se utilizan para estabilizar los Sistemas de Potencia tomando medidas de
control para mitigar esas condiciones del sistema. También abarca los sistemas de proteccion
especial (SPS) y los esquemas de accién correctiva (RAS), asi como los esquemas de protec-
cién de subfrecuencia (UF), subtension (UV) y pérdida de sincronismo (OOS)” [13]. En la
siguiente figura se presenta un esquema conceptual de los conceptos contenidos dentro de la
definicion de SIPS. Esta definicion se hizo considerando que la definicién convencional de los
SPS en Norteamérica excluia los esquemas de UF, UV y OOS. En [22] también se utiliza
el término Wide Area Power System Protection Systems (PSPS) como sinénimo de SIPS.
En literatura mas reciente también suele utilizarse el término Wide Area Protection Scheme
(WAPS) como parte de un marco de aplicaciones mayor denominado WAMPAC del inglés
Wide Area Monitoring, Protection,and Control, dentro del cual se encuentran los SIPS [23].

SIPS

SPS RAS

uv

00s UF

Figura 2.1: Esquemas contenidos dentro de la definicién de SIPS. Fuente:
Elaboracion propia.

2.1.2. Clasificacion

Siguiendo lo establecido en la documentacién més reciente contenida en la guia para el
diseno, implementaciéon y gestion de los esquemas de Proteccion de la Integridad del Sistema
en [13], en adelante se utilizard el concepto de SIPS para establecer las definiciones concep-
tuales y caracteristicas de estos esquemas, dado que ese es el nombre asignado por el IEEE.
Sin embargo, debe tenerse en cuenta que los SPS forman parte de los SIPS, y por lo tanto,
heredan gran parte de sus caracteristicas.

Debido a la gran cantidad de definiciones y conceptos con los cuales se han desarrollado
estos esquemas a nivel mundial, a continuacién se provee un resumen de la clasificacién de los
SIPS. La figura 2.2 presenta un diagrama resumiendo los tipos de clasificacion. Las siguientes
subsecciones profundizan en cada uno de los criterios de clasificacion senalados.



Clasificacion de SIPS

Condiciones

Arquitectura “
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Figura 2.2: Clasificacién de SIPS. Fuente: Elaboraciéon propia basada en
[13, 21, 24].

Arquitectura

La arquitectura de un SIPS se relaciona con la ubicacion fisica de los equipos de medicion,
decision y control que componen el esquema, y la extension del impacto que tiene la operacion
del SIPS en el sistema eléctrico [25].

* Plano: la mediciéon y la operacion de los componentes del esquema se encuentran en
la misma ubicacion. La decisiéon y la acciéon correctiva pueden necesitar un enlace de
comunicacién para recolectar informacién remota o iniciar acciones. Por ejemplo en el
caso de esquemas de relés de baja frecuencia, la frecuencia se mide en la estacion eléctrica
de distribucién y los interruptores de la misma subestacion son seleccionados para operar
(segun distintos criterios y estudios).

» Jerarquico: existen multiples pasos antes de realizar la accion correctiva. Por ejemplo,
primero se realizan mediciones locales en distintos puntos del sistema, luego esa infor-
macién se transmite a multiples centros de control donde es procesada. Las acciones
correctivas pueden realizarse luego de realizar analisis mas detallados con la informa-
cién. La diferencia principal con la anterior es que en la arquitectura jerarquica existen
multiples capas de informacién y ubicaciones antes de realizar acciones correctivas. Otro
ejemplo es un tipo de esquema que realiza una accién correctiva y monitorea el compor-
tamiento del sistema para verificar si es que se requieren nuevas acciones. Por ejemplo, en
un esquema de mitigacién de sobrecargas, el esquema puede determinar la desconexion
o reduccién de generacion y/o carga y continuar monitoreando los niveles de carga en
las lineas. Si continua la sobrecarga (debido a que la accién correctiva no fue suficiente)
se pueden realizar nuevas acciones hasta mitigar la sobrecarga.
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* Centralizado: toda la informacién de los dispositivos de medicién es transportada y
analizada en una sola ubicacién central. Esto puede ser realizado por un EMS o en una
subestacion determinada. Esto requiere de sistemas de comunicacién [26]

* Distribuido: la decision y las acciones correctiva se implementan en controladores insta-
lados en diferentes ubicaciones. Este método resulta atractivo en contexto donde uno de
los grandes problemas de ciberseguridad ponen en riesgo la seguridad del sistema [27].

Area

A continuacion se describe la definicién de la clasificacion basada en el area de medicion,
decisién y control de los SIPS.

* Local-distribucion:los dispositivos de mediciéon, decisién y control se encuentran dentro
de la misma subestacion de distribucion. Tipicamente este tipo de esquemas tiene un
impacto limitado al area de la subestaciéon como el alimentador o una pequena red.

* Local-transmisién: similar al anterior, los equipos de medicién, decisiéon y control se
encuentran dentro de la misma subestacion de transmision. La operacion de estos es-
quemas tiene un impacto en companias ubicadas en la zona de operacion y pueden tener
un impacto limitado en sistemas cercanos.

* Subsistema: en este tipo de esquemas son mas complejos e involucran la adquisicion
de multiples parametros y estados. La informacién puede ser colectada desde lugares
locales y remotos, sin embargo, la decision se toma desde un solo lugar. Estos esquemas
requieren de sistemas de comunicacién para colectar la informacion y/o para realizar las
acciones correctivas. El impacto de la operacién de estos esquemas tiene un impacto en
una porcién mayor del sistema como grandes instalaciones o areas de balance.

* Global: estos sistemas son ain mas complejos. Suelen involucran multiples niveles de
coleccion de la informacién, procesamiento y accion. Estos tipos de esquemas recopilan
datos locales y de telemetria de multiples ubicaciones y pueden iniciar acciones correc-
tivas de varios niveles de acuerdo con los requisitos del sistema en tiempo real. Estos
esquemas suelen tener una légica multinivel para diferentes tipos y capas de contingen-
cias del sistema eléctrico o escenarios de cortes. La operacion de este tipo de esquemas
tiene un impacto importante en un sistema interconectado completo o en una parte im-
portante del mismo, que comprende miultiples areas de balance, posiblemente incluyendo
impactos internacionales.

Tipo de entrada

El tipo de datos de entrada que activa el accionamiento del SIPS se puede clasificar en:

* Basadas en evento: estan disefiados para activar controles adecuados cuando ocurren
ciertos eventos. Las acciones de mitigacion se calculan con base en estudios fuera de linea
y datos histéricos. Este esquema tiene una logica simple, lo que permite una activacion
muy rapida [28].

» Basadas en parametros: funcionan monitoreando los parametros tipicos del sistema,
como voltaje, frecuencia, flujos de potencia, etc. y activando controles predeterminados
siempre que los parametros excedan los limites preestablecidos. Las tablas de busqueda
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(Look Up Table) se emplean generalmente para almacenar los controles para su uso en
SIPS basados en eventos y basados en parametros.

* Basadas en respuesta: monitorean los parametros del sistema y determinan los controles
adecuados en tiempo real considerando el estado actual del sistema. Es decir, monitorean
la respuesta del sistema durante las perturbaciones e incorporan un proceso de lazo
cerrado para reaccionar a las condiciones reales del sistema. La accién del esquema
basado en la respuesta puede calibrarse mas finamente a la magnitud de la perturbacién,
pero generalmente no es lo suficientemente rapida para prevenir inestabilidades después
de perturbaciones severas. Se puede utilizar un esquema basado en respuestas cuando
sea aceptable un aumento gradual (por ejemplo, paso a paso) de las medidas correctivas.

* Combinacién de las anteriores: algunos esquemas pueden ser tan complejos que involu-
cran mas de un tipo de entrada. Por ejemplo, en [29] que describe una propuesta para
mejorar al respuesta de un SIPS en Turquia donde la légica basada en respuestas se
ha aplicado en paralelo con la légica basada en eventos para realizar las acciones de
estabilizacion del sistema e intervenir de manera confiable y réapida.

En la figura 2.3 se presenta un diagrama de un SIPS basado en respuesta. En este tipo
de esquemas, se observa la respuesta del sistema y se realiza un tipo de accién correctiva.
El proceso puede ser gradual, realizando una accién correctiva y observando la respuesta del
sistema para determinar si es necesario seguir realizando acciones correctivas adicionales.

Sistema de Potencia

| |
B Acciones i
<
i Correctivas !
| |
|
|
|

SIPS

Figura 2.3: Esquema de funcionamiento de un SIPS basado en respuesta.
Fuente: Elaboracién propia basada en [30].

Condiciones

Este tipo de clasificacion, también denominada como “condiciones inaceptables” del sis-
tema, se refiere al tipo de fenémeno del cual el esquema se hace cargo. Se vera con detalle en
la siguiente seccion.

Impacto

Esta clasificacion se detalla con el fin de dar cuenta que existen otras formas de clasificar los
SPS segtn el sistema de potencia. En particular, en norteamérica existen formas de clasificar



el SPS por el grado de impacto que tendria si el SIPS no actuara cuando corresponde. En
un reporte de la NERC en [31] se describe la forma en que el Northeast Power Coordinating
Council (NPCC), Western Electricity Coordinating Council (WECC) y el Texas Reliability
Entity (TRE) clasifican los SPS. El NPCC clasifica los SPS en tres tipos.

* Tipo I: El mal funcionamiento o la falta de operacién del SPS tiene efectos adversos
fuera del area de operacion. En este caso el SIPS toma acciones correctivas incluyendo
la operacion de otros sistemas de proteccién (no especiales) con el fin de retornar el
estado del sistema a un estado estable o de recuperacion.

* Tipo II: Similar al caso anterior, el mal funcionamiento o la falta de operaciéon del SIPS
tiene efectos adversos fuera del area de operacién, sin embargo, no existe una accién
correctiva que involucre a otros sistemas de proteccion especiales o no especiales.

* Tipo III: Al contrario de los casos anteriores, mal funcionamiento o la falta de operacién
del SIPS no tiene efectos adversos fuera del drea de operacion.

El WECC, ademéas entrega una clasificacion relacionada con el alcance de la falla de
operacién del SPS. Define tres puntos o condiciones que en caso de que el SIPS falle en su
operacién, permiten clasificarlo. Estas condiciones son:

* Transgresién de un criterio de desempeno determinado (TPL-(001 thru 004)-WECC-1-
CR).

* Maxima pérdida de carga superior a 300 MW.

* Maxima pérdida de generacion superior a 1000 MW.

Si el SIPS falla en su operacién y ninguna de las condiciones anteriores se cumple entonces
se tiene un sistema de proteccion de area local o LAPS de sus siglas en inglés de Local Area
Protection Scheme. En el caso de que alguna de las condiciones mencionadas se cumpla
se tiene un sistema de proteccion de area grande o WAPS de las siglas en inglés de Wide
Area Protection Scheme. Ademas, define un tercer tipo denominado Red Segura el cual esta
disenado especificamente para remediar lo senalado en el TPL-004-0 (Rendimiento del sistema
luego de eventos extremos que resultan en la pérdida de dos o més elementos del sistema
eléctrico a granel (Categoria D)), u otros eventos extremos.

Para el TRE, se pueden clasificar en dos tipos:

* Tipo 1: es un SIPS que tiene un impacto de grandes areas e incluye lo siguiente:
— Esta disenado para alterar la produccion de generacion o de otra manera restringir
la generacién o las importaciones sobre lineas en DC

— Esta disenado para abrir lineas de transmision de 345 kV u otras lineas que interco-
nectan a los Proveedores de Servicios de Transmision (TSP) e impactan los limites
de transferencia.

* Tipo 2: es un SPS que tiene un impacto local e involucra solo las instalaciones de los
Proveedores de Servicios de Transmision (TSP)
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2.2. Guia de diseno IEEE

Debido a la importancia y a la mayor presencia de los SIPS en los sistemas eléctricos,
el IEEE ha elaborado una guia para resumir el conocimiento acerca de estos esquemas en
distintas partes del mundo y asi ayudar a su implementacion en el futuro. En la presente
seccion se expone el contenido mas relevante de este estandar, de codigo C37.250-2020 publi-
cado en junio de 2020 titulado “Guide for Engineering, Implementation, and Management of
System Integrity Protection Schemes”. Este estandar busca proveer una guia para el diseno,
implementacién y gestién de los SIPS. Se entrega una definiciéon del concepto de SIPS, prin-
cipales objetivos y soluciones de implementacion y estrategias relacionadas a la arquitectura
y el disefio del sistema de comunicaciones para alcanzar la funcionalidad y el desempeno
requerido.

La guia comienza exponiendo la necesidad de contar con sistemas de proteccion para
problemas que se encuentran fuera del area de alcance de las protecciones tradicionales.
Estos problemas suelen afectar a una parte importante del sistema y se propagan hacia el
sistema completo, dejando en vulnerabilidad su integridad. Por tal motivo, los SIPS surgen
como una solucion hacia esas situaciones especificas que requieren la acciéon conjunta de una
gran parte del sistema. Se abordan aquellos SIPS que tienen impacto en un area grande, que
requieren informacién entre multiples ubicaciones, y generalmente requieren una arquitectura
compleja. Se entrega una definicién de SIPS la cual fue presentada en la seccién 2.1.

2.2.1. Condiciones de aplicacion

Un resultado de este documento es la sintesis de las condiciones inaceptables del sistema
para las cuales el esquema debe ejercer las acciones de remedio. En la figura 2.4 se presenta
un esquema que resume estas condiciones con sus respectivas subcategorias.

Condiciones Inaceptables del Sistema

Inestabilidad de
voltaje

Inestabilidad de
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Inestabilidad
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Perturbacion

Sobrefrecuencia

Gran
Perturbacion
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perturbacion

Subfrecuencia Subvoltaje

Desviacion de
voltaje

Figura 2.4: Condiciones del sistema normalmente mitigadas por los SIPS.
Fuente: Elaboracién propia basada en [13].

La definicién de cada una de estas condiciones inaceptables se describe a continuacion:

* Inestabilidad Angular: se refiere a la pérdida de capacidad de las maquinas sincrénicas
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de un sistema eléctrico interconectado para permanecer en sincronismo después de haber
sido sometidas a una perturbaciéon. También se conoce como “inestabilidad del angulo
del rotor” o en inglés como out of step. Se puede clasificar en:

— Pequena perturbacién (o de pequena sefial): ocurre cuando la amortigacion de las
oscilaciones dentro del sistema es inadecuada luego de una perturbacion para la cual
se mantiene la estabilidad transitoria. Las oscilaciones pueden crecer y provocar la
pérdida de sincronismo durante un periodo de varios segundos a pocos minutos.

— Gran perturbacién (o inestabilidad transitoria): es la capacidad del sistema de man-
tenerse en sincronismo inmediatamente luego de una perturbacion en el sistema. El
periodo critico suele ser menor a 1 segundo y generalmente menor a 10 segundos.

* Inestabilidad de Frecuencia: por sobrefrecuencia o subfrecuencia, es el movimiento
de la frecuencia del sistema fuera de los limites predefinidos que especifican la magni-
tud maxima permitida y la duracién de tiempo de las excursiones de frecuencia. Esta
inestabilidad es causada por un desequilibrio significativo no resuelto entre la oferta y
la demanda de potencia activa en el sistema.

* Inestabilidad de Voltaje: se refiere a la pérdida de la capacidad de un sistema de
potencia para mantener voltajes estables en todas las barras del sistema a partir a una
condicién operativa inicial determinada después de haber sido sometido a una perturba-
cion. Las desviaciones de voltaje del sistema de potencia a partir de los rangos normales
pueden ser causadas por fallas del sistema, aumentos repentinos de la demanda, etc.
Esta inestabilidad se puede dividir en dos:

— Pequena perturbacién: se refiere a la incapacidad del sistema para mantener voltajes
estables cuando se somete a pequenas perturbaciones, como cambios incrementales
en la carga del sistema.

— Gran perturbacion: se refiere a la incapacidad del sistema para mantener voltajes
estables después de grandes perturbaciones, como fallas del sistema, pérdida de
generacion o contingencias de circuitos.

* Voltaje Anormal: puede incluir sobretensién, subtensién o desviacion de tensién (cam-
bio de pre-evento a post-evento). Estas condiciones suelen ser causadas por la pérdida
de equipos importantes debido a fallas u otros eventos de conmutacion.

* Cascada: es la pérdida sucesiva incontrolada de instalaciones del sistema eléctrico pro-
vocada por un incidente en cualquier lugar. La cascada da como resultado una interrup-
cién generalizada del servicio eléctrico que no puede evitarse que se extienda secuencial-
mente mas alld de un area predeterminada por estudios

* Sobrecarga: ocurre cuando la corriente que fluye a través de las instalaciones del sistema
eléctrico excede la capacidad nominal. Las salidas de componentes del sistema pueden
modificar los flujos de potencia por el sistema de transmision, lo cual en algunos casos
puede provocar sobrecargas en los componentes en servicio.

En la 2.4 se presenta el rango tipico de influencia de los fendmenos senalados anteriormente,
y la ventana de tiempo involucrada para los cuales se utilizan los SIPS.
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Figura 2.5: Rango tipico de influencia y escala de tiempo para los cuales se
utilizan SIPS para mitigar las condiciones inaceptables del sistema. Fuente:
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En la figura anterior, el término aislamiento, se refiere a la segregacion del sistema mediante
la apertura de lineas que interconectan distintas partes del sistema. Esto se utiliza cuando
dos o méas partes del sistema oscilan entre si; es decir, los generadores en un area aceleran
y los generadores en el otro desaceleran. Si no se toma ninguna medida se produciria una
separacion incontrolada y una perturbacién aiin mayor. En estos casos se suele implementar la
reduccion de carga junto con la separacion del sistema si es necesario, para limitar el impacto
en la operacién del sistema. El rechazo de generacion también pueden ser una medida efectiva
contra la inestabilidad del &ngulo del rotor con pequenas perturbaciones.

Esta guia ademés presenta una variedad de acciones correctivas que han sido implemen-
tadas en distintos sistemas del mundo para mitigar las condiciones inaceptables presentadas.
Estas acciones correctivas aplicadas para mitigar distintos problemas se presentan en la tabla

2.1.

Tabla 2.1: Problemas mitigados por SIPS y acciones correctivas.

Accién Correctiva

Inestabilidad de
Frecuencia

Sobrecar:

Inestabilidad de

ga .
angulo de rotor

Inestabilidad de
Voltaje

Voltajes
fuera de rango

Partida de unidad hidraulica,

turbinas de gas y centrales de bombeo

X

Rechazo de generacién

X

>~

Reconfiguracion del sistema

Resistencia de frenado

Accion sobre vélvulas de

turbinas rapidas

Separacion del sistema

Control HVDC Control o
Control de cambiadores de fase

Acccién sobre valvulas de turbinas

Desconexiéon de carga

Ll B

Switch de SVC,

condensadores, reactores

I ] B I B

Apertura de extremo de linea
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2.2.2. Acciones correctivas

A continuacién se describe con mejor detalle las acciones correctivas principales que buscan
mitigar alguna(s) de las condiciones inaceptables del sistema presentadas en la subseccién
anterior.

Rechazo de generacion

El rechazo o desconexion de generacién se refiere a la desconexion de ciertas unidades
de generacion como medidas correctivas. Esta medida ha sido utilizada como una de las
principales acciones correctivas para problemas de pérdidas de sincronismo y sobrecargas en
el sistema de transmision que conllevan problemas de congestiones o estabilidad de voltaje.
Respecto a la estabilidad transitoria, su uso permite la reduccién del torque acelerante de las
maquinas que permanecen en servicio luego de una contingencia. Tipicamente involucra la
participacion de unidades de generacion hidroeléctricas [32]. Por ejemplo en [33] se propone
un esquema de desconexion de generadores para enfrentar la sobrecarga de lineas de trans-
misién causadas por contingencias. Esta propuesta ademas considera la capacidad térmica
dindmica del sistema de transmisién (DTLR). Esto permite utilizar una mayor capacidad de
las lineas de transmision evitando la construccion de nueva infraestructura y sin comprome-
ter la seguridad del sistema. Recientemente, y con la incorporacién de centrales renovables
conectadas mediante inversores, se ha facilitado el uso de acciones correctivas en ventanas de
tiempo méas pequenas (microsegundos o menos). Incluso los efectos de la desconexién de este
tipo de tecnologias ha sido investigado en redes de distribucién (media tensién) en [34].

Reduccién de generacion

Esta medida se refiere a la disminucién de la potencia inyectada por ciertas unidades de
generacion. En el caso de centrales convencionales, la reduccion estd limitada por la tasa
de reduccién de generacién (rampa o tasa de reduccién de carga) y el tiempo o ventana de
accionamiento (tiempo en el cual se espera que se alivie la sobrecarga). En [35] se describe
un control de estado de emergencia de sobrecargas (OLEC de sus siglas en inglés) para el
alivio de sobrecargas en lineas de transmision que conectan una planta de generaciéon con el
resto del sistema. Dicho control utiliza las funciones de reduccién de generacion automatica
de las unidades de generacién y se ha implementado para una gran central eléctrica de
vapor. El OLEC utiliza diferentes métodos de reduccién de generaciéon para unidades de
generacion de vapor para lo cual considera la rampa de reduccion de generacion y la ventana
de accionamiento.

Rechazo de carga

Este tipo de esquemas se refiere a la desconexién parcial o total de ciertas demandas lue-
go de un evento que cause desbalances de generacion y demanda que puedan llevar a una
perturbacion que afecte a todo el sistema. Esta medida correctiva debe distinguirse de la
desconexiéon automatica de carga por subfrecuencia debido a que el objetivo del SIPS es pre-
venir la separacion de un area del sistema antes de la operacion de los relés de subfrecuencia.
La aplicacion de este tipo de medidas en los SEP ha sido aplicada en muchos niveles y con-
textos. En [36] se ha establecido el concepto de “Rechazo de carga inteligente”, introducido
por primera vez en [37], para describir un esquema que selecciona las cargas a desconectar
en base a una prioridad en microredes.

14



Transmission /Line Switching

El uso del sistema de transmision como medida de control para distintos problemas ha
sido investigado ampliamente. El enfoque principal ha sido el uso de la conmutacién del
estado operativo del activo de transmision como un mecanismo correctivo ante sobrecargas
y violaciones de voltaje [38]. Por ejemplo, en [39-43] se propone esta accién correctiva para
mitigar sobrecargas y problemas de voltaje ante contingencias. En [42] se propone el uso de
conmutacion de barras para aliviar sobrecargas y violaciones de voltaje. Ademas de esto,
se propone el uso de un factor de distribucién de voltaje obtenido mediante simulaciones de
flujos de potencia para desarrollar un algoritmo para el control correctivo de voltaje mediante
conmutacién de elementos shunt. En [43] se propone un flujo de potencia 6ptimo OPF que
modela la conmutacién de barras y lineas mediante inyecciones equivalentes en los extremos
de las barras involucradas. El efecto del uso de esta medida correctiva en las pérdidas ha sido
investigado por ejemplo en [44] y [45]. En este tltimo trabajo se propone un modelo para
encontrar una topologia éptima que minimice las pérdidas activas de transmision. Este efecto
es investigado en las horas de bajo consumo dado que se pueden producir violaciones de los
limites de tension debido al efecto capacitivo de la red en situaciones de baja demanda.

Mitigacion de carga adaptativa

Se refiere a la desconexién gradual o incremental de carga hasta cumplir con el alivio de
la condicién inaceptable del sistema. Es decir, el esquema toma una accién inicial y luego
monitorea el efecto de esta accién para evaluar si es necesario seguir realizando otras acciones
de remedio. Lo reportado en la literatura hace referencia al alivio de sobrecargas median-
te desconexiones graduales de carga hasta observar que la sobrecarga ha desaparecido. Un
ejemplo reportado en [32] sefiala un ejemplo en Western US donde un esquema de mitigacion
de carga adaptativa es implementado para aliviar condiciones de congestién en una linea de
115 kV. Debido a que existen multiples contingencias que pueden producir congestiones en la
linea, el monto a desconectar varia segin la contingencia; en particular, el nivel de demanda
al momento que se produce la contingencia. Por este motivo, el esquema desconecta un monto
inicial, una vez que se produce la contingencia, y luego monitorea y decide si es necesario
seguir desconectado carga para aliviar la congestion.

Separacion del sistema

Se trata de una medida que aisla o separa el sistema ante problemas de estabilidad,
evitando asi la propagacion de la perturbacién desde la zona afectada hacia la otra parte
del sistema. Consiste en la apertura de interruptores de subestaciones que permiten aislar
una parte del sistema y evitar problemas de inestabilidad que pueden llevar a blackouts. En
[46] se presenta la experiencia de la aplicacién de un esquema de separacién del sistema en
la region sur en India. Esta region se conectaba al resto del sistema mediante dos lineas en
400 kV. En ciertas ocasiones existian problemas de desbalances entre generacion y demanda
que producian problemas de estabilidad de frecuencia. Para evitar la propagacién de estos
problemas, se separaba esta region del resto del sistema de forma controlada a través de relés
que abrian los interruptores de las lineas que interconectaban esta region.
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Divisiéon de barras

Esta medida correctiva pertenece al conjunto de acciones correctivas que modifican la
topologia del sistema. Sin embargo, a diferencia de la separacion del sistema, la division
de barras se caracteriza por retener todos los elementos conectados a la red eléctrica. Esta
medida utiliza el principio de redistribucion de carga para mitigar los problemas que pue-
den convertirse en un peligro para el sistema. Dentro de las aplicaciones de esta medida se
encuentra el alivio de sobrecargas [47], desviaciones de voltaje [48, 49], limitacion de corrien-
tes de cortocircuito [50, 51] y recientemente como forma de agregar la demanda residencial
[52, 53]. En [54] se propone un esquema 6ptimo de division de barras basado en un modelo
de flujo de potencia de DC y mediciones de PMUs. Para cada barra del sistema se crean N
barras equivalentes donde N es la cantidad de componentes conectados a la barra (genera-
dores, cargas, lineas y transformadores). Cada barra equivalente se conecta a todos los otros
N — 1 componentes mediante lineas de muy baja impedancia, de forma que la cantidad de
conexiones es una expresién combinatorial de la forma N(N — 1)/2. A cada una de estas
conexiones se le asigna una variable binaria para decidir si estaran conectados. Utilizando
esta formulacién, se plantean los balances nodales y el resto de restricciones del sistema de
transmision y generacion, con lo cual se formula el problema que buscara minimizar el costo
de produccién total de generacion. Los resultados determinaran la conectividad 6ptima entre
componentes de una misma subestacion, los cuales formaran la acciéon correctiva que debera
realizarse mediante aperturas y cierres de interruptores que interconectan los componentes de
la subestacion. En [55] se propone el uso de esta medida para mejorar la estabilidad voltaje
a través de la resolucién de un problema que determina la division de barras mas efectiva
maximizando el margen de carga.

Mitigacion de congestiones

Se refiere a las acciones que reducen los flujos de potencia por lineas o corredores donde
el flujo de potencia ante contingencias se encuentre en niveles que afecten la seguridad del
sistema, por ejemplo, a través de sobrecargas o problemas de estabilidad de tension. Ejemplos
de esta medida ya se han mencionado como parte de los objetivos de la aplicacion de la
reduccion y desconexién de generacion y carga, conmutacion del estado operativo del sistema
de transmisién y modificacion de topologia. La mitigaciéon de congestiones cambiando la
topologia de la red se refiere esencialmente a la separacion o integraciéon de partes de la red
conectadas de manera diferente. La separacion o integracion del sistema se realiza separando
o integrando diferentes sistemas de bus o sus secciones en partes donde el disefio de su equipo
primario y secundario lo permita.

Frenado dinamico

El frenado dindamico o dynamic braking es un sistema donde se instala una resistencia en
paralelo (shunt) la cual permite evacuar rapidamente la generacién de una unidad. Tipica-
mente se ha utilizado para mejorar la estabilidad transitoria angular entre sistemas que se
encuentran interconectados. Se utiliza para aplicar una carga eléctrica artificial durante una
perturbacion transitoria para reducir la aceleracién del rotor de los generadores [56]. Su uso
permite la reduccién de generacién en todo momento, es decir, no depende de la inyeccion
actual de una unidad de generacién, lo cual permite su aplicacién en cualquier instante de
tiempo. El frenado se suele instalar en centrales hidraulicas y su operacién es por una can-
tidad de tiempo fija. Si se aplican resistencias de frenado a las unidades térmicas, el efecto
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sobre la fatiga del eje debe estudiarse cuidadosamente. Los cambios escalonados en la po-
tencia que surgen durante una falla y el disparo de una linea pueden tener efectos negativos
en las oscilaciones torsionales del eje. Por esta razon, las resistencias de frenado en plantas
térmicas deben tener un tamafo limitado o cambiarse en pasos para minimizar el riesgo de
dano al eje o pérdida de vida 1til del equipo. Siempre que los diversos pasos se distribuyan en
un ciclo completo del modo de torsion del eje mas bajo, el efecto neto sobre las oscilaciones
de torsién seria pequeno o inexistente [57]. Aplicaciones desde la década de 1970 han estado
enfocadas en estudiar la respuesta dinamica del sistema ante este tipo de medidas correctivas.
En [58] se presenté un estudio que muestra la aplicacion de una resistencia de 1400 MW en
una central de Washington, Estados Unidos. Esto permitié mejorar la estabilidad transitoria
en aquella region del sistema (Pacific Northwest region, PNW) y aumentar la capacidad de
transmision en el sistema de 240 kV. El uso de la resistena de frenado tenia una duracion
maxima de tres segundos utilizando posteriormente un periodo de enfriamiento. En la década
de los 80 se reportan usos de este tipo de resistencias con otros elementos. En [59] se propuso
el uso de un sistema de resistencia de frenado dinamico en conjunto con un reactor shunt
para la estabilizacion de generadores en grandes perturbaciones. El control 6ptimo de tiempo
se obtenia en funcién de la potencia de la maquina sincrona, la posiciéon angular del rotor y
la desviacién de la velocidad. Recientemente, en [60], con motivo de la interconexién entre
los sistemas de Rusia y China, se proponia el uso de resistencias de frenado en centrales
hidraulicas con el fin de disminuir la cantidad de carga a desprender en el caso de grandes
perturbaciones.

Reconfiguracion del sistema

Se refiere a las medidas correctivas que realizan cambios topologicos del sistema. Puede
ser la conmutacion de lineas, divisién de barras, separacion del sistema, o combinaciones de
ellas.

Mitigacion de congestiones y sobrecargas

Estas medidas se refieren a esquemas que permiten el alivio de sobrecargas en lineas y
transformadores. No existe un esquema 1inico pero si acciones correctivas que en su conjunto
permiten el alivio de congestiones y sobrecargas. Entre estas acciones correctivas se encuentra
la desconexion de generacion

Arranque/partida en negro o arranque de turbina de gas

Un arranque o partida en negro (o reciéntemente conocido como partida auténoma en el
contexto de los servicios complementarios en Chile) es el proceso de restablecer el funciona-
miento de una central eléctrica sin depender de fuentes de energia externas. Normalmente,
la energia eléctrica utilizada dentro de la planta es proporcionada por los generadores de la
subestacion. Las plantas generadoras que utilizan turbinas de vapor requieren energia hasta
el diez por ciento de su capacidad de carga total (para poner en linea: bombas de agua de
alimentacion de calderas, sopladores de aire de combustion de tiro forzado de calderas y equi-
pos de preparacién de combustible). No es econémico proporcionar una capacidad de reserva
tan grande en cada estaciéon, por lo que la energia de arranque en negro solo se proporciona
a través de la red de transmision eléctrica desde estaciones especificas. En la literatura de
investigacion y documentacién en torno a los SIPS, se tiende a agrupar en un mismo tipo de
accion correctiva el arranque en negro con el arranque de turbinas de gas. Sin embargo, a
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menudo, las centrales hidroeléctricas se designan como fuentes de arranque en negro para res-
taurar las interconexiones de la red, ya que estas centrales necesitan muy poca energia inicial
para arrancar y pueden poner en linea una gran cantidad de energia muy rapidamente para
permitir la puesta en marcha de centrales nucleares y de combustibles fésiles [61]. Incluso,
la posibilidad de utilizar distintos tipos de centrales eléctricas ha sido investigado reciente-
mente en [62], donde se realiza una comparacién de distintos tipos de plantas de generacién
(hidroeléctrica, bombeo, gas, carbén, edlico, etc) para realizar el arranque en negro. En este
estudio se caracterizan cada uno de estos tipos con sus ventajas y desventajas, y se proveen
reglas para la eleccion de cada tipo dependiendo el escenario en que ocurre la contingencia.
Otros esquemas que aprovechan las ventajas de la electrénica de potencia han sido estudiados
por ejemplo en [63, 64] donde se analizan las ventajas de los VSC-HVDC como fuente de
arranque en negro. Las principales ventajas se encuentran en las buenas caracteristicas de
tension y frecuencia que pueden proveer estos componentes debido a la posibilidad de ejercer
un control gradual de estas variables. Esta caracteristica es util para realizar lo que se ha
denominado como “arranque suave” a través de una “energizacion suave”. Esta partida suave
ha sido estudiada y desarrollada ultimamente para analizar el comportamiento de centrales
a base de fuentes de energias renovables como la energia eélica. Por ejemplo en [65] se realiza
un estudio sobre el esquema de arranque en negro suave para un sistema MMC-HVDC con
un parque eélico a gran escala. Para un sistema MMC-HVDC de dos terminales, cuando ocu-
rre una falla en unos de los lados, la estacion convertidora en el otro lado se apagara. Para
evitar esto, se propone un esquema de arranque de tres etapas, especialmente para realizar
el arranque en negro, que recupera el voltaje del lado DC gradualmente. En el caso de un
sistema HVDC de tres terminales, cuando se produce un apagén en el lado pasivo del parque
edlico, se produce una caida de tension del lado DC. En este caso, el esquema permite el
arranque en negro del parque mediante un controlador que hace que el voltaje del lado de
AC del convertidor sea lo suficientemente estable como para reiniciar el parque edlico sin
afectar a los otros convertidores.

Acciones de AGC

Se refiere al uso de controles automaticos de generacién o Automatic Generation Control
(AGC) para realizar acciones correctivas. Este tipo de controles puede complementar las
acciones de los SPS. Por ejemplo en [66] se investiga la accién de los AGC, en conjunto con los
dispositivos de desconexién de carga por subfrecuencia (UFLS), relés de recierre automatico
de frecuencia (AFR) y protecciones especiales de plantas nucleares para mejorar la respuesta
automatica de control ante problemas de frecuencia en la red de Ucrania. También en la
referencia [67] donde se describe el SPS en Taiwan dispuesto para enfrentar contingencias de
tipo N-3 y problemas de estabilidad transitoria, senala que la acciéon de SPS, la cual consiste
en la desconexién de unidades de generacion, es complementada con acciones de AGC para
devolver el balance de carga-generacion y de esta forma evitar problemas de sincronismo a
causa de este desbalance.

Bypass de capacitores serie

La compensacion en serie de una linea permite acortar la distancia eléctrica de la misma
de forma tal de aumentar la capacidad de transmisién [68, 69]. Por tal motivo, una forma
de mitigar problemas de sobrecargas en lineas compensadas es mediante el bypass de los
capacitores en serie. Esto se logra instalando un interruptor en paralelo al capacitor, el cual
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estard conectado en la subestacion correspondiente. Ejemplos de aplicaciones de este tipo se
encuentran en variados sistemas. En [70] se describe el marco tedrico que permite estudiar los
efectos de la compensacion en serie y el uso del bypass de capacitores en serie como medidas
correctivas de un RAS en lineas de 500kV que interconectan los sistemas de British Columbia,
Pacific Northwest, Wyoming, Montana y California. Las pruebas realizadas permiten verificar
que el bypass logra disminuir la carga de la linea. Otras aplicaciones de esta medida es la
mitigacién de problemas de interacciones subsincrénicas [71]. Los riesgos de esta medida han
sido estudiados en [72] donde se detalla el efecto que esta medida tiene sobre el desempertio
protecciones de distancia.

Compensacion reactiva

La compensacion reactiva se refiere al uso de reactivos como medida correctiva. Esto in-
volucra otras medidas tales como conmutacion de capacitores y reactores shunt, control de
SVC/STATCOM,control de tap de transformadores con cambiadores de derivacion, control
de condensadores sincronicos, excitacion discreta. Su uso es principalmente para aliviar pro-
blemas de tensién. En [73] se determinan las ubicaciones 6ptimas de fuentes de reactivos
dindmicas para solucionar problemas de estabilidad de voltaje estaticos y transitorias. En el
primer caso se verifica el margen de estabilidad de tensién (curva P-V) mientras que en el
segundo se realizan simulaciones dindmicas.

Controles HVDC

Se refiere a la desconexion de enlaces en HVDC (High Voltage Direct Current), mediante
el bloqueo de ciertos polos, para controlar el flujo de potencia por el enlace. Tipicamente se ha
utilizado para mitigar problemas de inestabilidad de frecuencia causado por fallas de unidades
que producen un desbalance y mejorar la amortiguacion de oscilaciones de baja frecuencia
entre areas [74]. Ultimamente se ha propuesto para aliviar problemas de congestiones. En [75]
se propone un esquema para la red de Manitoba, Canada, el cual actia sobre un enlace HVDC
modificando los puntos de operacion de los conversores. Mediante PMUs ubicados en distintos
puntos estratégicos, se detecta si existen sobrecargas y se determina la cantidad de potencia
del enlace DC que necesita ser vertida para aliviar la sobrecarga. De esta manera se previenen
desconexiones en cascada debido a sobrecargas. En [74] se propone el uso de un controlador
de amortiguaciones en HVDC como apoyo a un SPS que acttia para mitigar congestiones. El
controlador disminuye el riesgo de problemas de estabilidad en caso de haber retrasos en los
sistemas de comunicacién que realizan las acciones correctivas de desconexion de demanda y
generacion del SPS. En [76] se describen los requerimientos de proteccién para una red basada
en VSC-HVDC (redes de alta tension en corriente directa controlados mediante conversores
basados en fuentes de voltaje). Uno de los principales requerimientos que realizan los autores
es que la transmision de potencia de la red debe ser flexible y controlable con el fin de evitar la
propagaciéon de perturbaciones, lo cual implica un uso control intensivo sobre la red HVDC.

Control de valvula de turbina

Esta accién correctiva (que a veces también recibe el nombre de valvula rapida) se refiere
a la apertura o cerrado de turbinas en centrales que las utilicen como forma de controlar,
rapidamente, la inyeccion de generacién de estas unidades. Se ha utilizado como una forma
de mantener la estabilidad transitoria en los SEP [77]. Esta medida puede ser aplicada tanto
a centrales hidroeléctricas como térmicas. Al cerrar y abrir rdpidamente las valvulas, esta
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medida puede reducir la aceleracién del generador para responder a una perturbacion en el
sistema [78, 79].En términos econémicos, la accién sobre la valvula no requiere grandes inver-
siones en infraestructura adicional. La gran ventaja respecto a la desconexién de generacion
es que en el control sobre la valvula, el generador permanece conectado al sistema, lo cual
implica que la disminucién de la inercia del sistema es menor y la producciéon de energia
puede ser restaurada més rapidamente [78]. De todas formas, se debe considerar los tiempos
involucrados en el accionamiento de las turbinas, los cuales dependen del tipo de central y
su insumo energético. Experiencias respecto a los tiempos involucrados han sido colectados y
reportados en [80]. Si bien la desconexion de generacion es una medida eficaz y ampliamente
utilizada en aplicaciones de SIPS, su uso puede causar problemas en la estabilidad transitoria
del sistema al introducir desbalances entre la generaciéon y la demanda, lo que puede causar
desconexiones de demanda. Ademads, en ciertos casos, la reconexion del generador al sistema
puede tomar bastante tiempo. Este problema es abordado en [81] donde se propone el uso de
controles de rapida actuacion en valvulas -ademas de una resistencia de frenado- para evitar
la salida de generadores como accién correctiva en el sistema de corea (KEPCO).

Desconexion por pérdida de sincronismo

Esta medida es utilizada para mitigar oscilaciones de potencia extremas que pueden pro-
vocar el colapso del sistema. En [82] se propone el uso de mediciones de voltaje para predecir
si el sistema se acerca a una condicién fuera de sincronismo siguiendo lo propuesto en [83].
Estas mediciones permiten predecir si es necesario iniciar una separacion controlada de las
areas que estan perdiendo sincronismo.

Controles rapidos de inversores y controladores

Esta medida incluye la accién de controles que modifican la referencia de centrales que se
conecten al sistema mediante inversores y puedan ser parte de un esquema de control, lo cual
corresponde a una categoria que incluye al control rdpido de inversores fotovoltaicos, control
rapido de controladores de turbinas edlicas y control rapido de controladores de sistemas de
almacenamientos de energia.

Dynamic Line Rating

Si bien no es una accién correctiva como tal, esta tecnologia permite elevar la capacidad
de transmision mediante la observacion de las condiciones climaticas. Tradicionalmente la
capacidad de transmisién se estima asumiendo escenarios de peor condicién climatica tales
como alta temperatura ambiental, a pleno sol y bajo viento. El DLR es una forma de recalcular
la capacidad de transmision segin las condiciones climdticas en tiempo real [84]. Mediante
el monitoreo de la velocidad del viento y la temperatura ambiental, es posible determinar en
forma mas exacta y cercana a la capacidad real la capacidad de transmision de un sistema.
Esto permite a los operadores de un sistema aprovechar la capacidad de transmision si es
que las condiciones climaticas son favorables.

2.3. Normativa internacional relacionada

La presente seccién muestra la experiencia internacional de inclusiéon de SIPS, SPS o RAS
dentro de la normativa de operacién y/o planificacién del sistema eléctrico correspondiente.
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Para esto se reviso la legislacion eléctrica, codigos de red y reglas de mercado de distintos
paises y entidades.

2.3.1. Canada

El Operador Independiente del Sistema Eléctrico (IESO) es el operador del sistema eléc-
trico de Ontario controlando el flujo de energia en la red eléctrica y adminitrando el mercado.
Establece el precio de la electricidad por hora de Ontario y garantiza que haya suficiente ener-
gia para satisfacer las necesidades energéticas de la provincia en tiempo real [85]. La biblioteca
de manuales y reglas del mercado contiene los documentos necesarios para interactuar en el
mercado de la electricidad de Ontario. Estas reglas son aprobadas por el Consejo de Adminis-
tracién de TESO y rigen la red controlada por IESO y los mercados administrados [86]. Una
caracteristica del sistema eléctrico de Ontario es el uso de planes de acciéon correctiva que
aumentan la confiabilidad del sistema de su transmisién. Cuando la capacidad de transmision
es limitada, debido, por ejemplo, a un mantenimiento planificado o una interrupcién forzada,
el IESO implementa un esquema que seleccionara la generacion o carga para desconectarse
y/o reducirse. De esta forma se asegura que no se excedan los limites de transferencia del
sistema y que la confiabilidad del SEP se mantenga de una manera costo-efectiva. En este
sistema, el IESO define en las Reglas del Mercado, los Esquemas de Acciones Correctivas
(RAS) como esquemas que realizan una o més de las siguientes acciones [87]:

* Rechazo de carga

* Rechazo de generacion

* Desconexiéon de generacion

* Conmutacién de capacitores shunt
* Conmutaciéon de reactores shunt

* Conmutacién de elementos en la subestacién para reconfiguracion de transferencias
(también conocido como esquemas cross-tripping o transfer-trip).

El TESO dirige la implementacion de los RAS instalados en la red que es controlada por
esta misma entidad, segin sea necesario, con el fin de:

* Aumentar la capacidad de transferencias de potencia en la red controlada por el IESO

* Proporcionar seguridad adicional mas alla de la requerida para gestionar eventos de
contingencia en un estado operativo normal

El operador es quien determina la necesidad de la aplicacion de los RAS y dirige la
implementacion siguiendo criterios para la implementacion y activacién establecidos por el
mismo operador. Antes de establecer cambios a dichos criterios, el operador consultara vy,
cuando sea posible, obtendra el acuerdo del participante del mercado cuya instalacién es
parte del RAS para los cambios previstos. En caso de que no se pueda llegar a un acuerdo,
el operador puede cambiar los criterios para el RAS si es necesario con el fin de mantener un
funcionamiento confiable de la red.

Respecto a los agentes que forman parte del RAS, estos se dividen en dos grupos: los
duenos de los equipos y los participantes del mercado. En el caso del primer grupo, estos
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tienen responsabilidades dentro de las que se encuentran: mantencion de los equipos, pruebas
y reportes de estadisticas de operacién e informar al operador si existe una propuesta de un
nuevo RAS o de modificar uno existente. Para el caso del segundo grupo, los generadores o
sistemas de almacenamiento que no forman parte de una instalacién de partida rapida y que
son desconectados producto de la operaciéon de un RAS, tienen derecho a una compensacién
por parte del IESO. Respecto a las cargas, estas pueden participar como cargas despachables
en cuyo caso pueden tener desconexiones en ciertas fechas, horas, duraciones y montos acor-
dadas con el IESO. El operador también puede establecer la operacion de transformadores
con cambiadores de tap bajo cargas (OLTC) para aliviar problemas de voltaje.

2.3.2. ENTSO-E

En Europa, el ENTSO-E es la asociacion europea para la cooperacion de operadores de
redes de transporte de electricidad europeos (TSO). Existen 39 TSOs miembros que repre-
sentan a 35 paises, quienes son responsables por el funcionamiento seguro y coordinado del
sistema, eléctrico europeo. Ademéds de su papel fundamental e histérico en la cooperacién
técnica, el ENTSO-E es también la voz comin de los TSOs [88]. Su misién es garantizar la
seguridad del sistema eléctrico interconectado de los paises pertenecientes a esta asociacion y
el funcionamiento y desarrollo éptimos de los mercados eléctricos interconectados europeos.
Sus principales responsabilidades incluyen:

* Desarrollo e implementacion de estandares, codigos de red, plataformas y herramientas
para garantizar la operacion segura del sistema y el mercado, asi como la integracion de
la energia renovable

* Evaluacion de la adecuacion del sistema en diferentes plazos

* Coordinacion de la planificacién y el desarrollo de infraestructuras a nivel europeo (Pla-
nes Decenales de Desarrollo de Redes, TYNDP)

* Coordinaciéon de actividades de investigacion, desarrollo e innovacién de los TSOs

* Desarrollo de plataformas para permitir el intercambio transparente de datos con los
participantes del mercado.

El ENTSO-E ha publicado diversos instrumentos para definir y categorizar el marco de
aplicacion de los SPSs como parte de las recomendaciones para los planes de defensa en el
area continental de Europa. En citeentoe2012, se proveen reglas y guias para la implementa-
ciéon de SPSs dentro del ENTSO-E y algunos ejemplos de aplicacién. Se definen los estados
del sistema de acuerdo con las variables eléctricas. Se definen cinco estados: Normal, Alerta,
Emergencia, Blackout y Restauracion. Estos estados se relacionan entre si, pues debido a
perturbaciones o contingencias en el sistema, este puede pasar desde un estado normal a un
estado de blackout si no se toman acciones. En este contexto, un plan de defensa permite
restaurar el estado del sistema desde un estado de emergencia al estado normal, es decir,
justo antes de llegar al estado de blackout. Una forma de contener este tipo de contingencias
es mediante el uso de SPSs, en los cuales se reconoce que permiten afrontar ciertas falta de re-
dundancias que los operadores del sistema utilizan como parte de los planes de defensa. Dada
la relevancia que tendria un SPS para este tipo de aplicaciones, se entregan recomendaciones
generales para los operadores de red que incluyen un requerimiento de alta fiabilidad para
estos equipos y adecuada redundancia de los componentes del SPS. También se recomienda
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la coordinacién con operadores cercanos en caso de que la accién del SPS tenga influencia
en redes vecinas. Finalmente se describen los puntos mas relevantes del proceso general de
disefio e implementacion de un SPS, el cual considera estudios del sistema, desarrollo de so-
luciones, disefio e implementacion, puesta en servicio y pruebas peridédicas, y entrenamiento
y documentacion.

2.3.3. NERC

La North American Electric Reliability Corporation (NERC) es una autoridad reguladora
internacional norteamericana sin fines de lucro cuya mision es asegurar la reduccion efectiva
y eficiente de los riesgos para la confiabilidad y seguridad de la red [89]. El area de respon-
sabilidad de la NERC abarca los Estados Unidos continentales, Canada y la parte norte de
Baja California, México. La NERC es la Organizacién de Confiabilidad Eléctrica (ERO) para
América del Norte, sujeta a la supervisiéon de la Comision Reguladora de Energia Federal
(FERC) y las autoridades gubernamentales de Canada. La jurisdiccién de la NERC incluye
usuarios, propietarios y operadores del sistema de energia que sirve a casi 400 millones de
personas. En esta regién, el operador del sistema planifica su operaciéon mediante modelos de
contingencias especificadas en el estandar TPL-001 [90]. Este estdndar senala que los modelos
de planificacion deben ser complementados con fuentes que incluyan items representados en el
Plan de Accién Correctiva con el fin de alcanzar los requerimientos de desempefio solicitados.
Este plan puede ser revisado en las evaluaciones de planificacion. Este Plan de Accién Co-
rrectiva debe contener una lista de las deficiencias del sistema y presentar acciones necesarias
para cumplir con los requerimientos de desempeno. Ejemplos de estas acciones son:

* Instalacion, modificacion, retiro o remocion de instalaciones de transmision y generacion,
y cualquier equipo asociado.

* Instalacion, modificacién o remocién de Sistemas de Proteccién o Sistemas Especiales
de Proteccion

* Instalacion o modificacién de disparo automatico de generaciéon como respuesta a una
Contingencia unica o multiple para mitigar las infracciones del desempenio de Estabili-
dad.

e Instalacién o modificacién de sistemas de reduccién/desconexién de generaciéon manual
y automatica para la respuesta a una contingencia tinica o multiple con el fin de mitigar
las infracciones de desempenio de régimen permanente.

* Uso de Procedimientos Operativos especificando cuanto tiempo seran necesarios como
parte del Plan de Acciones Correctivas.

» Uso de aplicaciones de tarifas, Demand Side-Management, nuevas tecnologias u otras
iniciativas.
2.3.4. Nueva Zelanda

En Nueva Zelanda la entidad a cargo de la operacion de la red es Transpower, la cual es
responsable de administrar el sistema eléctrico en tiempo real y operar el mercado eléctrico
mayorista y regulada por la autoridad eléctrica [91]. La organizacién del grupo de Operaciones
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de Transpower se basa en el enfoque temporal de las distintas tareas a realizar: tiempo real,
corto a mediano plazo, mediano plazo y largo plazo.

En este sistema se hace la diferencia entre un RAS y un SPS. El primero se define como:
“una aplicacion de la suite de aplicaciones de gestiéon avanzada de energia del operador
del sistema que se utiliza para proporcionar una mejor gestion de las contingencias y la
modelacién de los efectos de los Esquemas Especiales de Proteccién (SPS). Esto nos permite
proporcionar un conjunto méas preciso de acciones correctivas para mejorar la seguridad de
la red”.En tanto que los SPS son definidos como: “un esquema de protecciéon automéatica
instalado en una subestacién, cuyo propdsito es tomar accién (post evento) para sacar de
servicio las instalaciones, o para reducir la carga o reducir la generacién, con el fin de corregir
o prevenir una sobrecarga” [92]. Més precisamente, el c6digo de red de Nueva Zelanda define
los SPS como “un esquema de proteccion que toma una accién predeterminada, incluida la
reconfiguracion de la red, cambios de demanda o cambios de generacion, para contrarrestar
una condicién particular una vez que se detecta esa condicion. Los esquemas de proteccion
especiales permiten que un sistema de energia funcione a un limite de capacidad mas alto
antes del evento mientras aiin se encuentra en un estado seguro. Los sistemas automaticos
de deslastre de carga por baja frecuencia y las reservas instantaneas quedan excluidos de los
requisitos de los regimenes especiales de proteccion” [93]. Esta diferenciacién existe debido a
la forma de establecer restricciones de seguridad para la operacion del sistema. El operador
planifica la operacién con un despacho econémico que co-optimiza la energia y la reserva.
Cuando el despacho sin restricciones de seguridad no permite que se cumplan las politicas
de seguridad (por ejemplo, si se espera que los activos de transmision se operen més alla de
la capacidad nominal a corto plazo después de cualquier evento de contingencia definido), se
aplica una restriccion de seguridad en el despacho econémico denominado como Scheduling
Pricing and Dispatch (SPD). Antes del uso de los RAS, el operador del sistema utilizaba
una aplicacién denominada “Simultaneous Feasibility Test” (SFT) que generaba restricciones
automaticas sobre la base de definiciones de contingencias preestablecidas que son ingresadas
al SDP. El proceso se disenio y determinacion de las restricciones de seguridad se encuentra
resumido en [94]. Si bien estas restricciones son automaticas, existian imprecisiones en el SF'T
respecto a la integracién de las restricciones de los SPS por lo cual, en algunos casos, era
necesario una intervencion manual para mejorar la precisiéon, mientras que en otros casos no
era posible su integracion. De esta forma, el sistema actual permite la inclusiéon de los RAS
con una mejor modelaciéon de los SPS, con lo cual se consigue una mejora de la precision de
la modelacién de las restricciones del SF'T.

2.3.5. Alemania

En el sistema aleméan se cuenta con un enfoque preventivo para la operacion de la red bajo
el criterio N-1. Este enfoque se puede dividir en cuatro escalas de tiempo [95, 96]: planificacién
de largo plazo (5-15 anos), planificacién anual (1 ano), operacién semanal o diaria (1 dia a
1 semana) y operacién cercana al tiempo real (5 minutos). En esta tltima escala de tiempo,
el sistema es observado en tiempo real por el SCADA y se aplican andlisis de contingencias
para determinar posibles transgresiones de los limites de operacion ante contingencias de
tipo N-1. Bajo el marco legal, la Ley de la Industria Energética Alemana [97] establece que si
existen congestiones en la situacion prefalla o post-falla, entonces se pueden tomar acciones
correctivas dependiendo del estado del sistema. Estas acciones se clasifican en cuatro tipos:

» Acciones de red: incluyen, por ejemplo, la modificacion de la topologia del sistema, el
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control de las unidades de compensacién (Flexible AC Transmission Systems, FACTS)
y el ajuste de la relacién de transformadores con cambiadores de taps.

* Acciones de mercado: incluyen, por ejemplo, la adquisicién y activacion de reservas de
equilibrio y redespacho, contrapartida, y la activacion de cargas interrumpibles.

* Acciones de capacidad adicional: comprenden el uso de centrales de reserva de capacidad
y/o reservas de red. Mientras que el TSO usa la capacidad de las centrales de reserva para
garantizar el equilibrio del sistema en situaciones impredecibles y extremas, también se
pueden utilizar reservas de la red para realizar acciones de redespacho adicional.

* Acciones de emergencia: Si todas las acciones descritas anteriormente no son suficientes
para restaurar el sistema a un estado seguro, se deben utilizar acciones de emergencia
tales como la reduccion de los recursos de energia renovable (RES), la adaptacion de las
centrales eléctricas convencionales y la desconexion de carga.

2.3.6. Brasil

Las caracteristicas geoeléctricas del Sistema Eléctrico Brasiletio, las restricciones financie-
ras a los proyectos de expansion y los cambios de los servicios piiblicos en el sector de energia
eléctrica, hicieron necesario desarrollar e implementar Esquemas de Proteccion del Sistema
(SPS) [98]. El primero de estos esquemas fue utilizado en la regién Sur del pais en 1974 el
cual corresponde a un esquema de desconexién de carga para problemas de subfrecuencia. En
la actualidad, existen mas de 200 esquemas especiales de proteccion en el Sistema Brasileno
siendo los objetivos principales la maximizacion de las transferencias de energia entre areas
y regiones y el retraso de la entrada en servicio de componentes del sistema de transmi-
sion, lo cual junto con condiciones hidrolégicas desfavorables en los tltimos afos, reducen
aun mas los margenes de operacién. La Agéncia Nacional de Energia Elétrica (ANEEL) en
el procedimiento de redes sobre integracion de instalaciones [99], establece los productos,
responsabilidades, plazos y etapas de los procesos relacionados con la implementacion de
Sistemas Especiales de Proteccion (SPS) y revision de los SPS existentes, que incluyen los
Esquemas de Control de Emergencia (ECE) y los Esquemas Regionales de Alivio de Carga
(ERAC) de la Red Nacional de Operacion del Sistema Interconectado (SIN). En este caso, el
Operador Nacional del Sistema Elétrico (ONS) identifica e informa a los agentes involucrados
la necesidad de implementar nuevos SPSs de acuerdo a estudios eléctricos. En conjunto con
los agentes, analiza la viabilidad de la implementacién de los nuevos SPSs y elaboran un
proyecto para su ejecucion. En el caso de los SPSs existentes, se revisan y se determinan en
conjunto con los agentes, los ajustes necesarios que deban realizarse. La implementacién y
las pruebas en sitio quedan a cargo de los agentes involucrados.

2.4. Normativa nacional

En el caso de Chile, existen referencias al uso de SPS en la Norma Técnica de Seguridad
y Calidad de Servicio, la cual establece las exigencias que deben cumplir los agentes del
sistema eléctrico. En esta seccion, ademas se describen los principales conceptos relacionados
a la seguridad del sistema ante contingencias y sobrecargas.
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2.4.1. Definiciones generales

La Comisién Nacional de Energia es un organismo publico y descentralizado cuyo objetivo
es ser un organismo técnico encargado de analizar precios, tarifas y normas técnicas a las que
deben cenirse las empresas de produccion, generacion, transporte y distribucién de energia,
con el objeto de disponer de un servicio suficiente, seguro y de calidad, compatible con
la operacién mas econémica [100]. Este organismo es responsable de la elaboracién de la
Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio [101] (NTSYCS) en la cual se establecen
las exigencias de Seguridad y Calidad de Servicio de los sistemas interconectados que deben
cumplir los diferentes agentes involucrados del sistema. En esta norma se definen los siguientes
términos de relevancia para el presente trabajo:

* Capacidad de Transmisiéon en Régimen Permanente: Maxima capacidad que pue-
de ser transmitida por cada Elemento Serie del Sistema Interconectado (SI) considerada
para la operacion tanto en Estado Normal como en Estado de Alerta, determinada segtin
lo indica el Articulo 5-26. Ademas, la norma senala la existencia de un limite de sobre-
carga y un tiempo de corta duraciéon donde se puede mantener esta sobrecarga. Segin
lo senalado en el articulo 5-30: “en Estado Normal, el Coordinador podra operar los
Elementos Serie del ST manteniendo la corriente transportada en un valor tal que ante
la ocurrencia de una Contingencia Simple, la sobrecarga resultante por los tramos que
se mantienen en servicio, una vez superado el transitorio post-contingencia, sea inferior
al limite de sobrecarga calculado por el Coordinador. Para efectos de lo senalado
anteriormente, se entenderd por corta duracién al periodo de duracién no superior a
15 minutos, periodo durante el cual el Coordinador debera adoptar medidas tales como
redespacho de unidades generadoras u otras que sean eficaces para restituir la corriente
transportada por el Elemento Serie a la correspondiente a su capacidad de operacién
permanente.”

e Criterio N-1: Criterio de seguridad utilizado en la planificacién del desarrollo y ope-
raciéon de un (SI) que garantiza que, ante la ocurrencia de una Contingencia Simple,
sus efectos no se propaguen a las restantes instalaciones del (SI) provocando la salida
en cascada de otros componentes debido a sobrecargas inadmisibles, o a pérdida de
estabilidad de frecuencia, angulo y/o tensién.

Respecto a las contingencias, se clasifican en categorias:

* Contingencia Simple: Falla o desconexién intempestiva de un elemento del SI, pu-
diendo ser este tultimo una unidad generadora, un Elemento Serie del ST, una Barra de
Consumo, o Elemento Paralelo del ST, entre otros y que puede ser controlada con los
Recursos Generales de Control de Contingencias. Se entiende que la contingencia puede
ser controlada cuando no se propaga a otras instalaciones del SI. En el caso de centrales
de ciclo combinado con configuraciéon una turbina de gas, una turbina de vapor corres-
ponde a la desconexion de ambas unidades. En el caso de centrales de ciclo combinado
con configuracion dos turbinas de gas, una turbina de vapor, corresponde a la descone-
xion de una turbina de gas y a la pérdida de la generacion de la unidad a vapor soélo
en la proporcién correspondiente, siempre que el Coordinado que explota la instalacion
demuestre al Coordinador que existe independencia de los sistemas de control, servicios
auxiliares, suministro de combustible u otros que garanticen que la contingencia simple
no representa la pérdida de la central completa.
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* Contingencia Critica: Falla o desconexién intempestiva de una o mas instalaciones y
que no puede ser controlada mediante los Recursos Generales de Control de Contingen-
cias debiéndose aplicar Recursos Adicionales de Control de Contingencias para evitar
un Apagoén Parcial

* Contingencia Extrema: Falla de baja probabilidad de ocurrencia que afecta una o mas
instalaciones y que no puede ser controlada mediante los Recursos Generales de Control
de Contingencias, debiéndose aplicar Recursos Adicionales de Control de Contingencias
para evitar un Apagén Total. Se entiende que la contingencia no puede ser controlada
cuando ésta se propaga a las restantes instalaciones del SI, produciéndose la salida
en cascada de otros componentes debido a sobrecargas inadmisibles, o a pérdida de
estabilidad de frecuencia, angulo y/o tensién.

Respecto a los sistemas de proteccion, la norma sefiala lo siguiente:

» Sistema de Protecciones Eléctricas: Conjunto de dispositivos y equipamiento nece-
sarios para detectar y despejar una falla que ocurra en los equipos que protege, desconec-
tandolos del SI en el menor tiempo posible, con el objeto de minimizar las perturbaciones
en el sistema y evitar danos a los equipos, las personas o el SI.

» Sistemas de Proteccion Multiarea: Conjunto de dispositivos, software y equipamien-
to necesarios para aplicar los recursos adicionales de control de contingencias, incluyendo
los esquemas EDAC, EDAG, ERAG, o de apertura de enmallamientos, activados por
ordenes remotas de Desenganche Directo.

Respecto a los esquemas de desconexion/reduccién generaciéon y desconexion de carga,
estos se encuentran definidos en el Informe de Definicién de Servicios Complementarios [102]:

* Esquema de Desconexién Automatica de Carga: son esquemas de control que ope-
ran automaticamente. Dichos esquemas emiten orden de desenganche sobre interruptores
asociados a consumos, en condiciones anormales del sistema eléctrico que ponen en ries-
go su estabilidad. La activacion de los EDAC se produce frente a: limites o umbrales de
subfrecuencia, gradientes de disminucién de frecuencia, limites de subtensién o senales
de desenganche directo emitidas por sistemas de control que detectan contingencias es-
pecificas. Se distinguen los siguientes tipos de EDAC: EDAC por subfrecuencia, EDAC
por subtensiéon y EDAC por contingencia especifica.

» Esquema de Desconexién/Reduccién Automatica de Generacién: son esquemas
de control que operan automaticamente. Dichos esquemas emiten orden de desenganche
sobre interruptores u 6rdenes a controladores para reducir la generacién de unidades o
inyeccién de sistemas de almacenamiento. La activacién de los EDAG se produce frente
a: limites o umbrales de sobrefrecuencia, y sefiales de desenganche directo emitidas por
sistemas de control que detectan contingencias especificas. Se distinguen EDAG o ERAG
por sobrefrecuencia y por contingencia especifica.

La forma de determinar los limites de transmisién segiun la NTSYCS se establece en el
capitulo 5 sobre Exigencias para Estandares de Seguridad y Calidad de Servicio. En el articulo
5-5 v 5-6 se establece que:.
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* La planificacion para el desarrollo del SI debera ser realizada aplicando el Criterio N-1
el cual solo podra utilizar recursos EDAC, EDAG o ERAG supervisados por frecuencia
o por tension.

* La planificaciéon de la operaciéon del SI debera ser realizada aplicando el Criterio N-1 de
forma tal que debera considerar en todos los estudios de programacion de la operacion
establecidos en la NTSYCS, que una Contingencia Simple pueda ser controlada sin que
sus efectos se propaguen al resto de las instalaciones del SI, mediante el uso de los
Recursos Generales de Control de Contingencias, salvo los SSCC de EDAG, ERAG o
EDAC.

De las definiciones anteriores se concluye, en primer lugar, la aplicaciéon del criterio de
seguridad N-1 en la planificacién del SI. Esto significa que bajo el cuadro normativo actual
no existe la posibilidad de considerar un relajo de este criterio para aumentar la capacidad de
transferencia. Lo anterior es distinto a lo que ocurre en otros paises estudiados y presentados
en 2.3 donde uno de los motivos del uso de estos esquemas es aumentar la capacidad de trans-
ferencia del sistema de transmisién. Lo segundo que se puede concluir es el reconocimiento
de la existencia de distintos tipos de esquemas de acciones correctivos como EDAC, EDAG,
ERAC, incluso de desconexién de circuitos en sitios enmallados para distintos fines. Final-
mente se destaca la definicién de sistemas de proteccion multiarea, los cuales, de acuerdo con
la definicion, pueden entenderse como esquemas de proteccion de la integridad del sistema
debido a que actian sobre una cantidad de componentes amplia del sistema (wide-area) y
buscan por mantener la estabilidad del mismo.

2.4.2. Analogia con guia IEEE

Una comparacién de las definiciones presentadas en la gufa IEEE [13] y la norma técnica
se presenta en la tabla 2.2. En esta tabla se comparan los fenémenos o condiciones anormales
indicadas en la guia y los senalados en la norma técnica chilena.

Tabla 2.2: Analogia entre problemas tratados en la guia IEEE y la Norma
Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio.

Norma Técnica Guia IEEE
Estabilidad de Frecuencia:

Estabilidad de Frecuencia .
Grandes Areas y Aislacién

Estabilidad de Rotor Angular:
Transitoria y de Pequena Perturbacion
Estabilidad de Voltaje:

Grandes y Pequenas pertubaciones

Estabilidad Transitoria

Estabilidad de Voltaje

Regulacién de Tension Voltaje Anormal

Sobrecarga Sobrecarga

De la tabla anterior es posible notar que los problemas de la guia IEEE son mencionados y
tratados en la Norma Técnica. Sin embargo, en la guia IEEE estos problemas son subdivididos
en problemas mas pequefios que se abordan con mayor detalle.
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2.5. Aplicaciones de SPS

En la presente seccién se muestran algunos casos de aplicaciéon de SIPS en la industria. El
objetivo fundamental es presentar casos reales de aplicacién de estos esquemas, sus objetivos
y modos de funcionamiento.

2.5.1. Internacionales

Europa

En [103] se describe la implementacién de un SPS en la interconexién entre Turquia y el
resto del sistema europeo. En 2010 se inici6 la interconexion sincronica entre este pais y el
resto del sistema europeo. El ENTSO-E, luego de intensivos estudios solicité que el plan de
defensa en contra de la propagacion de grandes perturbaciones deberia incluir un sistema de
control de emergencia con un SPS como una primera linea de defensa. Este esquema debia
proteger la interconexion entre Turquia, Bulgaria y Grecia la cual se llevaba a cabo con un
corredor en 400 kV. Esto tenia como finalidad evitar que los problemas del sistema eléctrico
de Turquia se propagaran hacia el resto de los paises. Especificamente se buscaba:

* Evitar lo mejor posible la pérdida de sincronismo del sistema de Turquia hacia el resto
del sistema continental que abarca el area de influencia del ENTSO-E.

* Limitar las sobrecargas temporales del sistema de transmision o desviaciones excesivas
de voltaje producto de fallas en el sistema de Turquia.

» Evitar el colapso de voltaje
» Evitar poner en riesgo de dano a los equipos que componen el sistema eléctrico
* Monitorear oscilaciones electromecanicas interarea

S/E Habitabat
400 kv

—
: IE _______ PMU
| g I g

Procesamiento l ; PMU
I

I I

Ll e e

SPS T TITTITTITIITIoTIoTITIITIITITTI CTKarakaya :] E

S/EBabaeski ~  [TTTTTTTTTTTTTTTTTTTTTTT T T oo oo PMY CH Birecik

400 kV lg g
——————————————————————————————————————————————————————————————————————— PMU
CT Gebze
L LN

CT Adapazari

CT Burga

Figura 2.6: Agentes del SPS en Turquia. Fuente: Elaboracién propia basada
en [103].

En el caso de oscilaciones interarea el SPS monitorea las tres lineas de transmision de
400 kV y entrega una alarma cuando se excede un cierto umbral de frecuencia. En caso de
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exceder un segundo umbral o de aumentar progresivamente la amplitud de las oscilaciones,
se desconecta la interconexiéon. El SPS mide en tiempo real la potencia por las lineas de
interconexiéon y las magnitudes de la secuencia positiva y negativa del voltaje. Con estas
variables calcula unos indicadores que dan cuenta de la condicién del sistema. Cuando se
detecta una condicién predefinida (mediante estudios offline) el SPS activa una determinada
accion correctiva que contiene una combinacion de desconexiones de carga y generacion en
determinados elementos del sistema. Esta decisiéon depende del nivel de demanda del sistema y
de los generadores disponibles en el sistema. La prioridad para la desconexion de generadores
es primero unidades hidroeléctricas y luego unidades térmicas accionadas por turbinas a
gas. Los estudios para las pruebas de aceptacion en fabrica (FAT de sus siglas en inglés) se
llevaron a cabo con simulaciones dindmicas y sistemas equivalentes para representar el resto
del sistema que compone el ENTSO-E. Se utiliz6é un sistema de simulacién digital en tiempo
real (RDTS).

Norteamérica

En [104] se describe un esquema de rapida desconexion de carga de BC Hydro, una empresa
canadiense que suministra electricidad en una parte de este pais. Los antecedentes del primer
SPS de esta zona tenia como objetivo prevenir el colapso de tension debido a la pérdida de
todas las lineas desde Churchill Falls Power Plant, y en el ano 2000 se implement6 otro SPS
como parte del plan de defensa para mejorar la robustez del sistema. Este se componia de
relés de subfrecuencia, desprendimiento de carga y rechazo de generaciéon Programable Load
Shedding Systems (PLSS). En este esquema, los candidatos se seleccionan basados en anélisis
de sensibilidad considerando sus impactos en los perfiles de tension y la estabilidad transitoria
del sistema. La cantidad de carga a desconectar es calculada y actualizada dependiendo de
los datos obtenidos en tiempo real desde el EMS. Més recientemente, en [105] se presenta
un SPS utilizado en Hydro Québec para el control de tensién. Este SPS tiene como objetivo
evitar el colapso de tension. El proyecto conocido como GLCC por sus siglas en inglés Global
and Local Control of Compensators permite el control de los compensadores como SVC y
compensadores sincronicos para incrementar la capacidad de transmision. El rol del GLCC
es cambiar temporalmente el set point de voltaje de los compensadores shunt de Hydro-
Québec luego de detectar una caida importante de tension en el sistema. Esto permite evitar
el colapso de tensién que sigue a una contingencia severa de con el objetivo de incrementar
la capacidad de transferencia en el sistema de transmisiéon. Por otra parte, la experiencia
en Estados Unidos con el uso de SPS o RAS es bastante amplia. Por ejemplo, en [106] se
describe la experiencia de la implementacién de RAS en los Sistema de Gestién Energética
(EMS) del Operador Independiente del Sistema de California (CAISO). Describe -en alto
nivel- los pasos necesarios para el disenio e implementacion de un RAS en el EMS. Esto se
realiza mediante un lenguaje denominado DBL (de sus siglas en inglés Data Base Language)
el cual manipula la base de datos del EMS. Posteriormente se vincula el RAS a una interfaz
de Anélisis de Contingencias que permite verificar el funcionamiento del esquema ante las
contingencias donde deberia funcionar.

Asia

En [15] se describe los resultados de la simulacién e implementacién de un SIPS de érea
grande en Taiwan. Este esquema ha sido disenado para enfrentar contingencias de tipo N-3
que provoquen problemas de inestabilidad con el fin de abordar los objetivos de seguridad y
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confiabilidad impuestos en el contexto de redes inteligentes. El sistema eléctrico de Taiwan
en un sistema aislado sin conexiéon a otra red. En 1999 hubo un corte de energia debido al
derrumbe de una torre de alto voltaje que condujo a un problema de inestabilidad transitoria
dejando a un 83 % de la poblacién sin suministro [107]. Este esquema consiste en dos etapas.
El SIPS de la primera etapa toma la simulacién del sistema de desconexién de generacion y
el SIPS de la segunda etapa involucra la desconexién de generacion, el rechazo de carga y
reconfiguracion del sistema mediante la conmutacién del estado operativo de equipos en las
distintas subestaciones del sistema.

Centro de
Control Taipei

Central y/
Xinda /

©
©
© /A
© “\SIPS Primera
_/Etapa
o
(O I
©—
Centro de control\
Kaohsiung \

Figura 2.7: La configuracion y ubicacion del SIPS de dos etapas en Taiwan.
Fuente: Elaboracién propia basada en [15].

El SIPS de la primera etapa esta disenado para contener un tipo de contingencias de tipo
N-3, la cual corresponde a la salida de tres lineas de transmisiéon que conectan la planta
Xinda con el resto del sistema. En la figura anterior, el area que cubre la accion del SIPS esta
indicada con un area de color rojo discontinua. Cuando la transferencia afectada por la falla
supera el umbral de 3700 MW se activa el esquema que produce la desconexién de ciertas
unidades de la planta de acuerdo con una tabla predefinida basada en estudios de estabilidad.
La segunda etapa cubre el resto del sistema. Es decir, observa las transferencias que ocurren
principalmente desde el centro del sistema hacia el norte y hacia el sur. De similar modo a
la primera etapa, cuando la contingencia produce la salida de ciertos corredores cuyo flujo
de potencia total esta por sobre un cierto umbral, se activan ciertas acciones correctivas que
involucran la salida de generacion y carga.

Oceania

En Australia la compania ElectraNet publicé un reporte en 2019 acerca de la necesidad
de inversion en infraestructura de red. La principal conclusion de este estudio fue que una
interconexién en 330 kV entre Roberstown (en el sur de Australia) y Wagga Wagga (en New
South Wales) con un enlace adicional entre Buronga y Red Cliffs tendria significativos be-
neficios econémicos [108]. Este beneficio econdmico tiene como base el uso de un SPS para
detectar y gestionar riesgos de seguridad del sistema asociados a fallas en la interconexién.
Especificamente, el SPS acttia cuando se produce la salida de uno de los dos circuitos de la
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interconexién bajo condiciones de alta transferencia por ambos subsistemas. Sin el SPS, esta
falla causaria sobrecargas en las lineas en servicio, las cuales -segin los estudios realizados-
conllevarian a problemas inestabilidad y finalmente a la separacion del sistema, produciendo
pérdida de suministro en ciertas areas. Es importante mencionar que la contingencia sena-
lada corresponde a un evento de muy baja probabilidad de ocurrencia y es considerada una
contingencia no creible bajo el reglamento de electricidad de Australia. Este SPS utiliza un
BESS de 100 MW en conjunto con desprendimiento de generaciéon y carga.

2.5.2. Nacionales

En Chile la aplicacién de SPS ha estado fundamentalmente motivada por aprovechar de
mejor forma la capacidad de transferencia del sistema de transmisiéon y para mejorar la
seguridad del sistema ante contingencias. Los problemas que fundamentan el uso de estos
esquemas son principalmente problemas de congestiones [109]. Algunos de estos esquemas
corresponden a:

e Tal Tal

* Guacolda

* Higuera/confluencia

* Polpaico Navia

* Quillota-los vilos-Pan de Azuicar
* Maitencillo/cardones

El SPS de Tal Tal tenia como objetivo encargarse de los problemas de pérdidas de ge-
neracién por desprendimientos bruscos de carga. El SPS instalado entre Paposo y Diego de
Almagro en 220 kV permitia la desconexién de alguna de las dos unidades de la central Tal
Tal ante contingencias preestablecidas en el sistema de transmision. Esta desconexion permi-
tia evitar problemas de inestabilidad de estas unidades de generaciéon y evitar la propagacion
de perturbaciones hacia el resto del sistema. En la figura 2.8 se presenta un esquema del
funcionamiento de este SPS.

Paposo Diego de Almagro
220 kv 220 kV

|

I y !

: Actuacion: | E
I desconexion Medicién !

——————————————— SPS e————————————— ]

Procesamiento

Figura 2.8: Diagrama de SPS en Tal Tal. Fuente: Elaboracién propia basada
en [110]
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El SPS en Guacolda tenia por objetivo mitigar problemas de sobrecargas ante la salida
de alguno de los circuitos de la linea Pan de Aztcar-Maitencillo 220 kV. Mediante cambios
en la potencia de generacién de las centrales y desprendimientos de consumo, se reestablecia
el flujo de potencia a valores por debajo de los niveles maximos de transferencia en los
circuitos que quedaban en servicio. Esta solucién, también denominada como SPS-EDAG
continuo y discreto, ejecutaba estas acciones correctivas mediante 6rdenes de apertura sobre
transformadores y lineas. Especificamente, se producia la desconexion de las unidades 1,2,3
y/4 de la central Guacolda ante la salida de uno de los cuatro circuitos de linea Guacolda-
Maitencillo 220 kV. De forma similar ocurria ante la salida de uno de los dos circuitos de
la linea Pan de Azicar-Maitencillo 220 kV [111]. Un esquema simplificado se presenta en la
figura 2.9.
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Figura 2.9: Diagrama de SPS en Guacolda. Fuente: Elaboracién propia ba-
sada en [110]
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El SPS Higuera/confluencia tiene por objetivo afrontar el descalce entre la expansion del
sistema de transmision y la generacion. El SPS tenia como medidas correctivas la desconexiéon
de alguna de las unidades de las centrales de Higuera y/o Confluencia ante sobrecargas en
alguno de los circuitos de la linea Tinguiririca-Itahue 154 kV. Un esquema de los agentes
involucrados se presenta en la figura 2.10.
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Figura 2.10: Diagrama de SPS en Tinguiririca Higuera/Confluencia. Fuente:
Elaboracién propia basada en [110]

El SPS entre Polpaico y Cerro Navia permitia incrementar el flujo de potencia entre
ambas barras. Ante contingencias que provocaran sobrecargas en alguno de los circuitos,
se mitigaba esta sobrecarga mediante cambios en la generaciéon (en las centrales Rapel y
Renca), desprendimiento de consumos y cambios de topologia (desconexién de circuitos). El
SPS de Quillota-los vilos-Pan de Azicar tenia como finalidad afrotntar problemas de déficit
de energias a través de la desconexion de consumo en Cardones, Carrera Pinto, Pan de Aztcar
y Maitencillo. El1 SPS de Maitencillo/cardones permitia adaptar al sistema ante problemas
de retardo de puesta en marcha de nueva infraestructura de transmisiéon en esta zona del
sistema mediante acciones de desconexién de consumo ubicados en Cardones y Maitencillo,
de forma de no coartar el crecimiento de la industria de generacion.

2.6. Diseno de alternativas de SPS

El diseno sistematizado de SPS es un tema que ha sido abordado recientemente en la
literatura debido a la creciente complejidad de la operacién del sistema, la necesidad de incluir
nuevas alternativas ante contingencias que pongan en peligro la integridad del sistema, y la
incorporacién de mayor flexibilidad en los modos de operacion de los componentes del sistema.
Es comun referirse a este tipo de protecciones especiales como esquemas que se adaptan a las
necesidades y caracteristicas especificas del sistema eléctrico objetivo y algunas referencias
como en [67] senalan que no existe un solucién estdandar de SPS para diferentes sistemas.
Sin embargo, en los ultimos anos, y con la inclusién de tecnologias que permiten hacer una
mayor observacién de la red como las PMUs, la mejora de las Tecnologias de Informacion
y Comunicacion (TIC), y tecnologias de rapido accionamiento como centrales renovables
conectadas mediante inversores, ha existido un interés creciente por aprovechar los recursos
del sistema y establecer acciones correctivas ante contingencias. Si bien la determinacion de
las medidas correctivas ha sido planteada de forma genérica, su implementacion suele estar
enfocada en cierto tipo de componentes y no de una forma sistémica.
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En el caso de los generadores, su uso ha estado enfocado principalmente en resolver pro-
blemas de estabilidad [112-116]. Las acciones correctivas de los generadores para el alivio de
congestiones se pueden agrupar en desconexion de generaciéon, reduccion y aumento de in-
yeccién (redespacho) [117-122]. El aprovechamiento de generadores distribuidos en mercados
desregulados ha sido utilizado en [123] para proveer medidas correctivas y descongestionar el
sistema en zonas en base a la deteccién de diferencias de costos marginales (desacoplamiento).

La participacién de la demanda ha tenido un incipiente interés debido a los esquemas de
incentivo y programas de respuesta y gestion de la demanda. En [124] se propone una forma
de participacion de la demanda en conjunto con generadores para el alivio de congestiones. La
forma de modelar la participacion de la demanda considera un incentivo para la reduccién de
carga calculado a partir de la elasticidad de la demanda. Otros trabajos postulan la ventaja
de complementar la participacién de la demanda con equipos FACTS [125] y la forma de
determinar la ubicacién 6ptima de estos recursos [126].

Por su parte, el uso de la infraestructura de transmisién ha sido abordado desde hace
mayor tiempo [127-129]. Por ejemplo en [130] se propone una conmutacién 6ptima de lineas
de transmisién (OTS) con el fin de apoyar los estudios de planificacion del sistema de trans-
mision. Este enfoque, mediante flujos de potencia éptimos en AC (OPF-AC) se propone para
analizar el comportamiento del sistema y obtener una adecuada operacion para la mitigacion
de fallas a través de la conmutacion de lineas de transmision con analisis de capacidad de
carga y confiabilidad. El OTS utiliza indicadores basados en el voltaje, angulo, frecuencia
y desbalance de potencia para determinar la desconexion de lineas. El OTS se formula de
igual forma al flujo de despacho 6ptimo, solo modificando la expresion del flujo de potencia
por las ramas del sistema. La forma de determinar las lineas que se desconectan es mediante
la adicién de una variable binaria que multiplica al flujo de potencia entre las barras que
conectan los nodos en las ecuaciones de balance nodal. De esta forma, el problema minimiza
los costos de generacion del sistema sujeto a que el estado operativo de las lineas puede ser
modificado. Ademaés, se estudian contingencias de tipo N-1 hasta N-3 con lo cual se genera un
ranking de contingencias para las cuales el OTS determina la desconexiéon 6ptima de lineas.
Otros trabajos enfocados en el estudio de los efectos en el desempeno estatico y dinamico
de los cambios topolégicos. La posibilidad de usar unidades flexibles y almacenamiento para
realizar acciones correctivas para el manejo de congestiones y cumplir con el criterio N-1 ha
sido recientemente estudiada en [131] para el sistema aleman. Este tipo de tecnologias se ha
denominado bajo el concepto de “grid-booster” y la propuesta cubre diferentes aspectos de la
integracion de estas tecnologias de refuerzo de red en la planificacion existente y los procesos
de operaciéon en tiempo real. Recientemente, y en el &mbito de las ciudades inteligentes, se
ha propuesto la formulacién de un problema denominado despacho robusto correctivo (DRC)
para determinar acciones correctivas para prevenir ataques de redistribucién de carga. Estos
ataques son dificiles de detectar y, ademas, son muy daninos, por lo que requieren esquemas
correctivos efectivos para mitigar el impacto en las operaciones de la red eléctrica. En [132]
se propone un DRC que considera ademas la consideracion de la tecnologia de capacidad
dindmica de las lineas de transmisién (DLR) debido a la dependencia de la capacidad de
transmision de las condiciones ambientales y de temperatura. Junto con la capacidad del uso
de lineas de transmision, también ha sido investigada la capacidad que ofrecen los sistemas de
transmision flexibles AC (FACTS) para el manejo de congestiones [133-135], Phase Shifting
Transformer (PST) [136], Thyristor Controlled Series Compensators (TCSC) [137, 138].

Estos antecedentes evidencian que no existe una herramienta que sistematice el diseno de
SPSs considerando todos los componentes del sistema con distintos objetivos. Tipicamente la
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determinaciéon de acciones correctivas es una accion ligada més a la operacion en tiempo real
[139, 140]. Una forma de abordar la formulacion de acciones correctivas en tiempo real es me-
diante el problema de despacho 6ptimo con restricciones de seguridad o Security-constrained
economic dispatch, SCED de sus siglas en inglés. Este problema tiene por objetivo calcular un
despacho que considere la posibilidad de ocurrencia de distintas contingencias, tipicamente
de tipo N-1 [141]. Cada una de estas contingencias tiene asociada una probabilidad obtenida
en base a estadisticas de falla de los equipos. Este problema se suele dividir en dos tipos: pre-
ventivo y correctivo. En el SCED preventivo, las decisiones deben ser capaces de satisfacer las
restricciones del estado pre contingencia y cada uno de los estados en contingencia. Es decir,
este tipo de despacho no considera que existan ajustes o cambios en las variables de control,
por lo que algunos autores lo han considerado como un despacho conservador [142; 143]. Por
otra parte, el SCED correctivo, si considera la posibilidad de realizar acciones correctivas en
cada estado post-contingencia, es decir, se pueden modificar ciertas variables de control una
vez ocurrida la(s) contingencia(s) usando los recursos disponibles en el sistema. En el caso de
la operacion de corto plazo, o programacion diaria de la operacion, los operadores del sistema
suelen utilizar un security-constrained unit commitment (SCUC) para obtener el despacho de
los generadores y abastecer la demanda pronosticada [144] incluyendo las restricciones opera-
cionales de las centrales y pronosticos de generacion mas precisos. En este tipo de problemas
se busca mantener la confiabilidad del sistema, esto quiere decir que el sistema debe estar
preparado para enfrentar contingencias, por lo menos, de tipo N-1 (contingencias mayores
dependeran del sistema). Para cumplir con este objetivo los operadores suelen utilizar dis-
tintas estrategias, tanto preventivas como correctivas, para mantener niveles de confiabilidad
adecuados [145, 146]. En el caso de las cargas, se han utilizado tipicamente como parte de las
acciones preventivas como se concluye en [147, 148] mediante la transferencia de la demanda
desde las horas de mayor demanda (punta) hacia las horas de menor demanda (valle). Tam-
bién han sido utilizadas como parte de servicios complementarios [149]. En estos casos, en la
experiencia de América del Norte, los operadores suelen compensar el precio de esta acciéon
correctiva segun el origen que acciona su uso. En el caso de que el uso se produzca durante
la operacién en tiempo real, esto suele ser pagado de acuerdo a los costos marginales, sin
embargo, también existe la posibilidad de pagar su uso mediante esquemas de precios fijos
[150-154]. Sin embargo, el uso de la demanda como parte del control correctivo ha sido poco
explorado. Algunos trabajos han sido propuestos pero con el fin el descongestionar parte del
sistema de transmision o mantener la estabilidad del sistema como en situaciones de emer-
gencia [155, 156], pero no con fines econémicos como disminuir los costos de operacion y/o
inversién. Solo en [157] se propone integrar el uso de tecnologias de respuesta de la demanda
como accion correctiva en el SCUC.

En la presente seccion se ha descrito la forma en que se ha intentado abordar un diseno de
acciones correctivas. Si bien existen propuestas que datan de hace en largo tiempo en el caso
de la infraestructura de trasmision, se puede ver que, por ejemplo, la inclusién de la demanda
como parte de los agentes de acciones correctivas, o el uso de baterias o sistemas de almace-
namiento, es reciente. Ademas, la finalidad de estos estudios es proveer acciones correctivas
para problemas que suceden en un horizonte corto (diario o intradiario) y no en un problema
de mediano o largo plazo. Finalmente, los esfuerzos de determinar acciones correctivas han
estado dispersos, sin una integracion en una herramienta unificada que considere todas las
alternativas. A continuacion se presenta el marco teérico de los conceptos y fundamentos de
la propuesta que se presentard en el siguiente capitulo.
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2.6.1. Analisis de congestiones

En los mercados eléctricos desregulados, el precio de la energia suele estar dado por los
costos marginales [158]. Este costo representa el costo de abastecer un incremento de la
demanda en una ubicacién especifica, usando los menores costos de genereacién disponibles
y respetando los limites de transmision [159]. Este costo puede ser expresado como la suma
de tres componentes [160]:

CMG; = CMGep + CMGY** + CMG™ (2.1)

Donde:
* CMG@G;: costo marginal de la barra ¢
* UMG,.y: costo marginal de la barra de referencia

o OMG'®s: costo marginal que representa el costo de las pérdidas desde el barra i a la
barra de referencia

s OCMG;™: costo marginal que presente el costo de las congesiones desde el barra i a la
barra de referencia

Cuando la capacidad de transferencia del sistema de transmisién se ve limitada, se des-
pacha energia de mayor precio, provocando costos marginales mayores. De esta forma, la
componente de congestion pueden ser utilizada como indicador de congestiones en el sistema
de transmisién. Si se establece un pardmetro de tolerancia, tal que CM G > Tol, se pueden
obtener las barras y condiciones de operaciones donde existen indicios de congestiones.

2.6.2. Analisis de contingencias

La seguridad de un SEP se relaciona con la habilidad del sistema para desempenar sus
funciones sin transgredir los limites permitidos de los parametros de régimen permanente,
tales como frecuencia, magnitud de voltaje en barras, capacidad térmica de las lineas de
transmision y transformadores, etc., ante contingencias posibles, por ejemplo, cortorcircuitos,
falla de generadores, lineas, transformadores, interruptores, entre otros [16, 161]. Con el fin
de garantizar la seguridad del sistema, se realizan analisis de contingencias que consisten en
simular la falla de ciertos elementos del sistema. Dependiendo de la finalidad del estudio, se
revisa que las variables de estado se encuentren dentro de sus limites permitidos, y en ciertos
casos, se proponen medidas correctivas para garantizar la seguridad del sistema. La cantidad
de fallas simultaneas de elementos que se simulan en el analisis de contingencias dependera
del criterio de seguridad establecido N-i donde 7 es la cantidad de fallas simultdneas. La
evaluacion de seguridad puede incluir la accion de sistemas de proteccion tales como los SPSs
que realizan acciones correctivas. En la figura 2.11 se presenta un esquema de la estimacion
de la seguridad del sistema [162] ante contingencias. La informacién inicial corresponde al
conjunto de puntos de operacion del SEP, es decir, las condiciones de operacion a partir de las
cuales se simulan las contingencias. Estas contingencias se seleccionan segtin distintos criterios
(segtn lo mencionado anteriormente). Luego, se simula la falla del elemento (contingencia) y
se calcula el estado de régimen permanente en la situaciéon post-contingencia. Si este estado
transgrede alguno de los valores permitidos para las variables de estado del sistema, entonces
se calculan acciones de control sobre los componentes controlables del sistema. La forma de
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calcular estas acciones de control dependera de la forma en que el usuario realice este cdlculo.
Luego, con las acciones de control encontradas, se ajustan los parametros de los elementos
controlables del sistema y se vuelve a simular la contingencia, donde esta vez, se espera que
las acciones de control anteriormente ajustadas permitan que el estado post-contingencia
del sistema sea un estado permisible. Si esto ocurre, entonces se suelen calcular indices de
seguridad del sistema relacionados a las excursiones de las variables de estado del sistema
respecto a su valor nominal. El proceso anterior se ejecuta hasta cubrir todas las condiciones
de operacion y contingencias del sistema.

Informacién inicial
del SEP

v
v

Seleccién de contingencias
> Calcular estado de régimen .
permanente post-contingencia

v

¢Es un estado Calculo y revisién de indices de

>

permisible? Si seguridad

No

v

" . 'I . No
Calcular acciones de control éUltima
Optimas contingencia?

Si

v

Corregir parametros de régimen Presentar indices de seguridad
permanente del SEP

Figura 2.11: Algoritmo de estimacién de seguridad del SEP. Fuente: Elabo-
racién propia basada en [162].

El analisis de contingencias es un proceso fundamental para identificar las condiciones
anormales del sistema que deben ser resueltas. La seleccién y simulacion de contingencias
ha sido un tema de estudio e investigacion de larga data debido al rol clave que tiene la
seguridad del sistema en la operacion del mismo y la garantia que debe ofrecer su operacion
para asegurar el abastecimiento de energia a los consumidores, ademéas de cumplir ciertos
estandares de calidad, entre otros. La forma de su implementacion ha sido investigada ademas
por los desafios computacionales que ofrece. Debido a la gran cantidad de elementos que
compone un sistema eléctrico y la complejidad que surge de la simulacién de fallas, existe un
interés por realizar estudios eficientes de analisis de contingencias que van desde simulaciones
intensivas de cada elemento del sistema, hasta técnicas sofisticadas de seleccién en base a
indicadores de severidad.

Dada la importancia del analisis de contingencias para garantizar la seguridad del sistema,
se han establecido ciertos enfoques para su aplicacion, los cuales se pueden resumir en [162]:

* El método de deteccién [163-166]

 El método de clasificacién/ranking (método PI) [167-174];
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» Métodos basados en redes neuronales artificiales [175-178];
* El método basado en descomposicién singular [179, 180].

El método de deteccién es de los mas utilizados y consiste en el analisis de todas las
contingencias posibles del sistema, y su posterior orden de severidad dependera del objetivo
de estudio (nivel de sobrecarga, desviacién de voltaje, etc.). Es decir, se estudian los efectos
de las fallas de todos los componentes del sistema.

Para esto, se parte de un estado de pre-contingencia (despacho de generadores, demandas,
estado operativo de lineas), se saca de servicio el componente de andlisis y se realiza un flujo
de potencia para obtener el valor de las variables de estado en régimen permanente luego
de la contingencia. La complejidad del flujo de potencia dependera de la simplifacién misma
del analisis, pudiendo considerarse por ejemplo, un flujo de potencia AC o DC, con o sin
pérdidas, etc. Un factor a considerar son los tiempos de computo, dado que la construccion
de los parametros del flujo de potencia requieren la construccion de matrices de admitancia y
reactancia, ademas de la misma resoluciéon del flujo de potencia que suele requerir la inversion
de una matriz (en ciertos casos dispersa). Ultimamente han existido también intentos por
acelerar su ejecucién mediante el uso de factores de sensibilidad. Por ejemplo en [181] se
propone el uso de factores de sensibilidad para mejorar los tiempos de computo del analisis
de contingencias para verificacion de la satisfaccion del criterio N-1 para un flujo de potencia
DC. Mediante el uso de los factores de distribuciéon de generacién (Generalized Generation
Shift Factor, GGSF) y los factores de distribucién de fallas de lineas (Line Outage Distribution
Factor, LODF), se pueden aproximar los cambios en los flujos de potencia dependiendo de
los cambios de generacién nodales o fallas de circuitos respectivamente.

Ademaés del uso de factores de sensibilidad, se han propuesto ciertas técnicas para acele-
rar el analisis de contingencias que utilizan flujos de potencia repetitivos. Algunas de estas
alternativas se resumen en [182]. Una de las recomendaciones consiste en evitar el calculo de
la matriz de admitancia en cada condicién. En lugar de esto, se propone actualizar la matriz
de admitancia solo aquellas posiciones que se ven afectadas por un cambio de topologia a
causa de la salida de lineas o circuitos de linea. Esto quiere decir que se calcula la matriz
de admitancia solo al inicio del andlisis, y luego en cada condicién donde se simule la salida
de un circuito de la linea que une los nodos 7, j, se actualizan los valores de las posiciones
(1,7), (4,7), (i,7), (7, 7) de la matriz de admitancia. Para el caso del uso de flujo de potencia
DC desacoplado rapido, el problema consiste en resolver el siguiente sistema de ecuaciones
matricial:

[P] = [B]|f] (2.2)

Donde [P] es el vector de inyecciones nodales, [B] es la matriz de admitancia y [0] es
el vector de angulos de tension de cada barra. Para problemas de mediano o largo plazo,
la topologia podria variar, por lo que la propuesta en [182] consiste en recalcular solo los
elementos de la matriz [B] que se ven afectados por estos cambios topologicos, evitando el
computo innecesario de valores que se mantengan constantes.

El método de clasificacién o ranking, también conocido como método PI, realiza un or-
denamiento de las contingencias basado en algin criterio. El valor que permite realizar el
ranking es una funcién que considera las variables del sistema de la forma I = Z]cuz\ filo)|™,

1€

es decir, una combinacién lineal las desviaciones de las variables de estado respecto a sus
valores nominales. Por ejemplo, fi(2) = (Vipost/Vinom) corresponde a la desviacion de la
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magnitud del voltaje respecto a su valor nominal. Otras variables utilizadas son los flujos de
potencia activa y reactiva. El valor de w; es un coeficiente que determina el peso de cada
variable en la conformacién del ranking y m es el exponente del médulo de la desviacion.
Si bien este método se diferencia del anterior en la inclusiéon de un indicador que permite
ordenar las contingencias segun el grado de impacto en las variables eléctricas del sistema,
requiere de todas formas el calculo de contingencias por el método de deteccion ya que se
deben obtener los indices para cada contingencia. Por tal motivo, requiere de un gran esfuerzo
computacional. Para contingencias de tipo N — 2 o superior, en [162] se presenta un método
recursivo para el analisis de contingencias simultaneas basado en el método de clasificacio-
n/ranking. El método realiza la simulacién de contingencias mediante capas, donde en cada
capa se estudia la falla de una determinada cantidad de elementos. Este analisis por capas
se realiza de forma iterativa al incluir nuevos elementos como fallas simultaneas de manera
incremental, de forma tal que permite ahorrar tiempos de computos en el armado de datos
de entrada del analisis y en los tiempos de resolucion del flujo de potencia, ya que utiliza
como punto de inicio la solucién de la capa anterior. En cada iteracion se descartan ciertas
combinaciones de fallas simultaneas que no producen un impacto significativo en las variables
de estado.

Los métodos basados en inteligencia artificial permiten hacer un ranking de contingencias
-similar a lo descrito en el método anterior- utilizando técnicas de aprendizaje supervisado.
Si bien el uso de técnicas de inteligencia artificial ha sido utilizado en sistemas de potencia
durante el tultimo tiempo, estos métodos heredan las desventajas de estas técnicas. Dentro de
estas desventajas destaca la complejidad de las técnicas de aprendizaje (disponibilidad de da-
tos, procesamiento, entrenamiento, etc.) y la validacion constante frente a nuevas condiciones
de andlisis.

El anélisis singular permite determinar la contingencia més significativa desde el punto de
vista de la estabilidad de voltaje. La exploracion de la matriz jacobiana permite encontrar un
buen indicador de problemas de proximidad de los flujos de potencia al limite de estabilidad
de voltaje. Sin embargo, este método estd orientado a problemas de estabilidad, de forma que
se requieren alternativas para problemas de capacidad térmica. Trabajos documentados en
los 90 como en [179] buscaban integrar al analisis de contingencias los problemas de estabili-
dad de voltaje. Mediante un ajuste polinomial de segundo orden de la curva P-V se realizaba
una aproximacion del margen de estabilidad para cada contingencia. Esta informacion era
utilizada para formar un ranking de contingencias. Estudios posteriores se han enfocado en
aplicaciones en tiempo real. Este tipo de andlisis esta relacionado a la evaluacion de la segu-
ridad dindmica [183] cuyo objetivo es determinar si el estado post-contingencia se encuentra
dentro de una regiéon dindmica segura [184],es decir, la zona factible de operacién en el espacio
de inyeccion de potencia [185]. A esta region del espacio de las variables de estado se le deno-
mina region de vulnerabilidad dindmica (DVR). Por ejemplo, en [180] utilizando simulaciones
de Montecarlo y modelos probabilisticos de variaciones de cargas y contingencias, se evalia
la respuesta dinamica del sistema en forma iterativa con el fin de encontrar la frontera del
DVR. El método de Montecarlo es utilizado para generar muestras aleatorias (a partir de una
cierta funcién de distribucién de probabilidad) de cambios de carga, tipo de contingencia,
elemento en contingencia y ubicacion. Posteriormente, mediante técnicas de mineria de datos
e inteligencia artificial, se reconocen patrones de la regiéon donde se encuentra operando en
el sistema y se puede aproximar mediante hiperplanos la regién que abarca el DVR. Otros
enfoques probabilisticos han sido incorporados para estudiar los efectos de la penetracion de
grandes plantas FV como en [186]. Una forma de llevar a cabo lo anterior es mediante un
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sorteo aleatorio de las contingencias y luego realizando flujos de potencia en cada situacién
post-contingencia, donde en cada una se revisa que los parametros de las variables de estado
del sistema estén dentro de los limites permitidos. Si al menos uno de los parametros no
se encuentra dentro de los limites, entonces se realiza una optimizacion de las acciones de
control para restablecer el estado del sistema a un punto de operaciéon donde se satisfagan
los limites permitidos de las variables de estado. La optimizaciéon puede incluir el costo de
las acciones de control tales como el pago hacia generadores como la pérdida de carga debido
a desconexiones de demanda [187].

2.6.3. Redespacho con restricciones de seguridad

Una de las formas de determinar acciones correctivas en condiciones de congestiones es el
uso de acciones de redespacho. Este problema consiste en resolver un problema de optimiza-
cién cuya funcién objetivo representa los costos del redespacho de unidades de la forma:

NG NG
min  F.O. = Z AP C" + Z Apfown . Cdown (2.3)
APYP A pdown = =
Donde P/, P& representan el aumento y reduccién de inyeccién del generador 4 respec-
tivamente. Los pardmetros C;, C%%" son los costos de las acciones de aumento y reduccién
de generacion. Las restricciones de este problema incluyen los limites de las variables de
aumento y reduccion de generacion, es decir, la capacidad maxima y minima de generacion
respectivamente, ademas de las restricciones de transferencia del sistema de transmisién. En
[188] se propone el uso de acciones de redespacho para el alivio de sobrecargas en el mer-
cado intradiario europeo. En [189] se provee un anélisis critico sobre los enfoques existentes
para el manejo de congestiones con acciones de redespacho y sus efectos en los incentivos a
los proveedores de estos servicios. De acuerdo con la regulacién del mercado eléctrico de la
Unién Europea, las acciones de redespacho estan abiertas a todos los tipos de generacion,
cargas y almacenamiento [190]. Tipicamente este problema se suele modelar utilizando los
PTDFs [191-194], sin embargo, la inclusion de acciones correctivas del sistema de transmisién
suelen integrarse mediante la modelacién de los angulos de tension de los nodos del sistema
[195-197].
Al considerar multiples contingencias, este problema puede ser reformulado para considerar
cada una como un escenario en el contexto de un SCED con opcién de redespacho [198, 199].
Mateméaticamente, el SCED con acciones correctivas, se puede plantear como [200]:

:Eo,“.,;gil,h%““’uk fo(x07 uO)

s.a
gk(Tp,ur) =0k =0,..., K
hi(xp,up) <0k =0,.., K
lug —uo| <A k=1,... K
(2.4)

Donde fj es la funcién objetivo del escenario base, hy v g son las funciones de restricciones.
Para un sistema con K contingencias, x; es el vector de las variables de estado y uy el vector
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de las variables de control en la contingencia k. Ay es la variacién méaxima permitida para
las variables de control. En el contexto de los SPSs, esta variacién corresponde al maximo
aporte de la accién correctiva de cada tipo de recurso. Por ejemplo, para generadores, seria
la maxima reduccién o incremento de generacién permitido.

Discusién y sintesis

A lo largo de la revision bibliografica y el marco conceptual presentado, se han identificado
brechas que es necesario cubrir. El descalce que puede existir entre la construcciéon de nuevas
centrales de generacién y nuevas lineas de transmisién, la liberalizacién de los mercados de
generacién y el incentivo a modificar la matriz energética, pueden generar problemas de con-
gestiones en las redes que finalmente repercuten en los usuarios finales a través de mayores
costos. Sin embargo, el avance tecnoldgico de los sistemas de mediciéon y control de la red
permiten una operaciéon mas flexibles de sus componentes, lo cual puede ser utilizado para
enfrentar los desafios mencionados. Estas alternativas, que introducen mayor flexibilidad al
sistema, pueden ser aplicadas también a la forma en que se planifica tradicionalmente la ope-
racion de los sistemas eléctricos. Los criterios de seguridad pueden ser aplicados con mayor
flexibilidad para permitir un incremento de la capacidad de transmision del sistema, y este
relajo puede ser complementado por un control coordinado de los agentes del sistema, apro-
vechando los avances en observabilidad y control de la red, mediante esquemas de proteccion
que garanticen niveles adecuados de seguridad del sistema ante contingencias.

De la revision bibliografica se advierte que estos esquemas son disenados para cada siste-
ma y en ubicaciones especificas. El disefio y por sobre todo, la implementacién, requiere de
pruebas y requisitos establecidos en codigos de red y normas técnicas de cada sistema. Sin
embargo, de acuerdo a la literatura, existe un creciente interés por determinar accciones co-
rrectivas para reducir los costos que provocan las congestiones en los sistemas eléctricos. Tal
interés se ha traducido en sistemas que tienen la posibilidad de calcular acciones correctivas
pero enfocados en la operacion intradiaria o cercana al tiempo real, con un alcance limitado
en opciones de acciones correctivas, y no como un sistema integrado. La posibilidad de siste-
matizar el diseno de esquemas de proteccion del sistema para el alivio de congestiones permite
obtener un esquema fijo, integrado y dedicado para este propdsito. Ademas, abre la opcién
de ampliar la gama de opciones flexibles para la planificacion de la transmision, pudiendo
afrontar problemas de descalce entre el crecimiento del sistema de transmision y la industria
de generacion, permitir retrasos de inversion de nueva infraestructura e incluso reemplazar
la inversién en ciertos casos. Otro elemento central es que en los enfoques tradicionales del
SCED los recursos se consideran disponibles, es decir, los componentes que ejecutan las accio-
nes correctivas estan determinados. Sin embargo, no se ha planteado un enfoque que permita
justamente determinar los componentes que ejecutan las acciones correctivas, ni tampoco se
ha considerado los costos que tiene la habilitacién de estos componentes para formar parte
de esquema de protecciones.

42



Capitulo 3

Propuesta de diseno de SPS

El presente trabajo propone un marco metodolégico para el incremento de capacidad de
transmision del sistema de transmision en corredores que presenten congestiones, a través del
relajo de la aplicacion del criterio de seguridad N-1. Para garantizar la seguridad del sistema
ante contingencias simples, se realiza un andlisis de contingencias (salida de componentes) y
se formula un problema de optimizaciéon que determina las acciones correctivas que se deben
ejecutar para aliviar la sobrecarga.

La aplicacion del diseno de SPS estd enfocada en la reduccion de situaciones de conges-
tién debido a su impacto econémico. A medida que se relaja el criterio N-1 en los corredores
congestionados se incrementa la posibilidad de sobrecargas ante contingencias. Estas sobre-
cargas corresponden a una de las condiciones inaceptables segiin lo presentado en la revision
bibliografica y por lo tanto, son mitigadas por el SPS. El aumento de capacidad permitido
se encuentra en el rango [FN~bmaer [N.maz] - A distintos niveles de aumento de capacidad se
tendran distintos costos de operacién y también distintos disefios de SPS con sus respectivos
costos. Una grafica de este comportamiento se muestra en el ejemplo de la figura 3.1 donde
se presentan los costos de operacion del sistema, los costos del SPS y el costo total, en el
cual se incluye el costo del SPS al costo de operacion. El comportamiento esperado es una
disminucién de los costos de operacion con el incremento de capacidad debido al alivio de las
congestiones del sistema de transmision. Sin embargo, esta mayor capacidad de transmisién
conlleva sobrecargas de mayor magnitud, por lo cual se necesitaran mas agentes (compo-
nentes) que formen parte del esquema, incrementando el costo del SPS al incurrir en mayor
equipamiento para la habilitacién de cada agente, mayores enlaces de comunicacion, equipos
de control, etc. El valor 6ptimo del aumento de capacidad, dado por AF™, se encuentra en el
aumento de capacidad que genera un valor minimo de los costos totales (costos de operacion
mas costos del SPS). La forma de estas curvas podrian variar segin las caracteristicas pro-
pias del sistema de estudio, las contingencias de andlisis, los supuestos de costos, entre otros
factores.
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Costos [$]

Aumento Capacidad de Transmisiéon [MW]

—— Costos de Operacion Costos SPS Costos Totales (Operacién + SPS)

Figura 3.1: Ejemplo de punto 6ptimo de aumento de capacidad. Fuente:
Elaboracion propia.

El marco metodoldgico propuesto se divide en cuatro etapas presentadas en la figura 3.2.
En esta figura se presenta, en el lado izquierdo, el diagrama detallado mientras que en el
lado derecho se presenta un diagrama general del mismo proceso. El Andlisis de condiciones
del sistema permite encontrar corredores congestionados mediante el andlisis de indices de
congestiones que incluye la deteccién de sobrepasos en ciertos niveles de carga definidos por
el usuario y el desacople de costos marginales. La Seleccion de corredores de interés permite
realizar una seleccion en base a los indicadores de congestiones calculados previamente y el
ahorro de costos totales de operacion. Para cada corredor congestionado que produzca ahorros
de costos totales de operacién al ampliar su capacidad de transmisién (relajando el criterio
N-1), se realiza un diseno de SPS optimizado en la etapa de Optimizacion de disenio de SPS.
Esta etapa determina en primer lugar las condiciones (condiciones de operacién/contingen-
cias) donde existen sobrecargas producto de fallas del sistema de transmision (contingencias).
Para aliviar las sobrecargas, se formula un problema de optimizacién que determina las ac-
ciones correctivas que permiten restablecer los flujos de potencia a los valores nominales de
cada circuito y corredor del sistema. Este problema de optimizaciéon ademas recibe informa-
cién externa tales como costos de implementacion y activacion, tiempo de accion correctiva
(ventana de tiempo en que debe mitigarse la sobrecarga), agentes que pueden participar del
esquema, entre otros. El problema de optimizacién abarca todas las condiciones de sobre-
carga y permite determinar, segtin distintos enfoques disponibles, el conjunto de agentes y
las acciones correctivas que deben ejercer para cada condicién. Por ejemplo, si se sigue un
enfoque de minima cantidad de agentes de SPS, se obtendra un diseno de SPS que busca
minimizar la cantidad de componentes del sistema que deben realizar acciones correctivas
para aliviar la sobrecarga. Al final de esta etapa se tiene la visualizaciéon de soluciones que
permite observar cada condicion en detalle y la solucién obtenida, lo cual puede ser ttil para
revisar la magnitud de las acciones necesarias y otras implicancias en el sistema. Finalmente,
se presenta la etapa de Aplicacion de soluciones como la instancia donde se pueden realizar
analisis técnicos detallados de las soluciones encontradas. Ademads, estas soluciones pueden
ser integradas en el proceso de planificacién como apoyo a decisiones de expansion del sistema
de transmision.
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Figura 3.2: Diagrama metodologico detallado y general. Fuente: Elaboracion
propia.

3.1. Analisis de condiciones de operacién N-1

Esta etapa tiene por objetivo calcular ciertos indicadores que permiten encontrar aquellos
corredores donde existen congestiones. El andlisis parte con una simulaciéon de la operacion
econémica (SOE) aplicando el criterio N-1 en todo el periodo de estudio. Los resultados de
esta simulacion se utilizan para el calculo de indicadores de congestiéon e ingreso tarifario por
corredor (diferencia de costos marginales segiin lo presentado en 2.6.1), cuyo resultado, es
una lista de cada linea del sistema con un valor (puntaje) que permite ordenar aquellas lineas

que presentan mayores indicadores de congestion. Este proceso se describe con mejor detalle
en la siguiente subseccion.

Analisis de congestiones

Este andlisis permite detectar aquellas lineas y corredores donde existen problemas de
congestiones, y consiste en la obtencion de ciertas métricas. Estas métricas se obtienen a partir
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de los resultados de la SOE aplicando el criterio N-1 en todas las lineas donde corresponda. La
combinacion lineal de estas métricas se utiliza para obtener un puntaje que permite obtener
un ranking de lineas con mayor congestion. El puntaje de cada linea sera la suma ponderada
de cada una de las N métricas de andlisis segtin la siguiente ecuacion:

N
P=> wi- My (3.1)
i=1

Donde M; 5 es el valor de la métrica 4 de la linea [ y w; es el peso de la métrica ¢ definida

N
por el usuario tal que > w; =1
i=1
Para este estudio se utilizaron cuatro métricas. Para cada condicién de operacion ¢ se

calcula:

* ALoad;.: Nivel de carga de la linea respecto a su capacidad méaxima de transferencia.
Se calcula mediante:

fl,c

F}N—l,maz’ F}N—l,min)

ALoad; . = > TolRel Load (3.2)

min(
: § .y iy N—1,mi
Donde f; . es el flujo por la linea [ en la condicién de operacién c. Los valores de F;" ™"
N-1 . [ ;. . .
y F" 7™ son los pardmetros de maxima y minima capacidad de transferencia de la

linea respectivamente. Cuando el valor anterior sobrepasa una determinada tolerancia
TolRel Load entonces se tiene una congestion y se contabiliza el valor.

* ACmgRel; .: Diferencia de costos marginales de las barras emisoras y receptoras de la
linea [. Sean n,m los indices de estas barras y emg, . y ¢mgn, sus costos marginales
respectivamente, se calcula este valor mediante:

ACmgRel; . = > TolRelCmg (3.3)

Donde Tol RelC'mg es la tolerancia para esta métrica con el mismo comportamiento de
la métrica anterior. De manera andloga, se debe calcular para todas las condiciones de
operacion.

* APLoad; . Porcentaje del tiempo respecto del total si es que la linea esta en congestion
del tipo nivel de carga (primera métrica).

*» APCmgRel; . Porcentaje del tiempo respecto del total si es que la linea estd en conges-
tion del tipo del diferencia de costos marginales relativo (segunda métrica).

El valor final de cada métrica se obtiene sumando los valores para todas las condiciones
de operacion ponderados por la duracién relativa de la condicion respecto al total de horas,
AT,. Es decir, el puntaje obtenido final sera:

P = wroad Z ALoad;. - AT+  WemgRel Z ACmgRel; . - AT, +

CGC CEC (3 4)
WPLoad Z APLoad; . - AT+ wWpcmgRel Z APCmgRel; . - AT,
ceC ceC
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El puntaje obtenido para cada linea permite ordenarlas desde mayor a menor congestion.
Los pesos son definidos por el usuario.

3.2. Seleccion de corredores de interés

En este etapa se seleccionan los corredores que, basados en el ranking de congestiones, per-
miten reducir los costos de operacién ante un aumento en su capacidad de transferencia. Para
esto, se deben seleccionar del ranking anterior, los corredores que presentan un mayor valor
en el puntaje obtenido. La cantidad de corredores a elegir dependera del usuario. Esto define
un conjunto de corredores de interés Q’L Luego, para cada corredor del conjunto anterior, se
realiza una nueva SOE aumentando la capacidad de transferencia en un nivel determinado.
Para reducir la notacion y facilitar la explicacién se adoptard la siguiente nomenclatura:

* Simulacion base: simulacion donde se conserva la aplicacién del criterio N-1 en todas las
lineas del sistema donde se aplique este criterio. Esto significa que la maxima capacidad
de transferencia de aquellas lineas estda limitada y es menor a la maxima capacidad
determinada por los limites de estabilidad y estéticos (capacidad térmica).

 Simulacion relajada: simulacién donde se aumenta la capacidad de transferencia de cier-
tas lineas de interés a un valor igual o menor a su maxima capacidad determinada por
los limites de estabilidad y estaticos (capacidad térmica). El aumento de la capacidad
de transferencia dependera de la diferencia entre ambos valores (holgura). Para medir
este aumento se ha definido el término nivel de relajo determinado mediante la siguiente
expresion:

F}Nr,maz . F}Nfl,max

r= N,maz N—1,maz 100 [%] (35)
Frme — i

Donde:

— FN"™% Capacidad de transmisién de la linea | aumentada debido al relajo de la
aplicacion del criterio N-1. Es decir, la capacidad de transmision serd mayor o igual
a la capacidad con el criterio N-1.

— FN7hmat Capacidad de transmision de la linea [ con la aplicacién del criterio N-1

(simulacién base). Esta capacidad tipicamente dependerd de la capacidad térmica
del corredor, pero también puede depender de problemas de estabilidad que limiten
su capacidad maxima de transmision.

— FV™*: Capacidad de transmisién de la linea [ eliminando completamente la apli-

cacién del criterio N-1.

La expresion anterior representa el porcentaje de uso de la holgura disponible entre la
capacidad N y N-1. Un ejemplo grafico se presenta en la siguiente figura.
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Capacidad transferencia [MW]

A

FN ,max

Holgura disponible

FN— 1,max

= —k

_@

Figura 3.3: Términos involucrados en el aumento de capacidad de transfe-
rencia debido al relajo del criterio N-1. Fuente: Elaboracién propia.

Para cada corredor I del conjunto € se realiza una simulacién relajada en un nivel r
determinado por el usuario. Esta simulacion se realiza considerando exactamente los mismos
parametros de la simulaciéon base, es decir, proyecciones de demanda, generacién, costos,
etc. Solo se modifica la capacidad de transferencia del corredor relajado. Esto implica que

se produce un aumento de la capacidad de transferencia del corredor I desde FY ™"

ENTVme L AR, donde AF, € [FNTU™ N La cantidad de simulaciones relaja-
das sera igual al tamafo del conjunto de lineas previamente seleccionadas por indices de
congestion |Q|. Luego, con los resultados de la simulacién relajada, se calculan los ahorros
econdmicos de la simulaciéon relajada respecto de la simulacién base considerando la siguiente
formula:

Ahorros, f = CTOg y — CTO, ¢ (3.6)

Donde:

e Ahorros,;: ahorro de costos totales de operaciéon que produce relajar la aplicaciéon del
criterio N-1 en el corredor [ en un nivel de relajo r.

* CTO,y, : Costos Totales de Operaciéon de la simulacién base en el corredor {.

* CTO,,; : Costos Totales de Operacién de la simulacién relajada en un nivel de relajo r
en el corredor [.

Finalmente, se seleccionan como corredores de interés aquellos que presenten mayores
ahorros econémicos y segtin criterios de priorizacion que el usuario puede definir internamente
como complementos a esta decision. Los corredores seleccionados definen un nuevo conjunto
de estudio denominado €.
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3.3. Optimizacion de diseno de alternativas de SPS

. . " . . ~
Para cada corredor seleccionado del conjunto €2; se obtiene un disefio de SPS. El pro-
cedimiento para obtener este diseno se puede resumir en cuatro procesos detallados en las
siguientes subsecciones.

Identificacién de condiciones de operaciéon por sobre condicién N-1

Este analisis tiene por objetivo determinar las condiciones de operaciéon donde se utilicen
las holguras de la linea o corredor relajado. Estas condiciones son de interés debido a que son
las condiciones donde se estd utilizando la capacidad aumentada del corredor relajado, y en
donde las eventuales fallas simples de salida de circuitos de transmision, podrian provocar
problemas de seguridad en el sistema.

Para esto se analizan los flujos de potencia obtenidos desde los resultados de la simulacién
relajada del corredor de diseno respectivo. Para cada condicién de operacién del horizonte
de analisis, se seleccionan aquellas condiciones ¢ tales que:

fire > BN I (3.7)

Donde f;, . es el flujo por el corredor relajado [ y FlN_l’max es la capacidad de transmision

N-1. Si lo anterior se cumple, entonces la condicién ¢ se selecciona como una condicién de
analisis para el siguiente proceso.

Analisis de contingencias

Para cada una de las condiciones de operacién filtradas en el proceso anterior, se deter-
minan las contingencias en las cuales se producen sobrecargas en los circuitos en servicio en
el sistema. Esto quiere decir que se busca determinar aquellas situaciones (pares de <condi-
ciones de operacidn, contingencias>) donde el uso de la holgura de capacidad del corredor
relajado pone en riesgo la seguridad del sistema ante ciertas contingencias. Este procedimien-
to esta basado en la propuesta presentada en 2.11. En esta propuesta, para cada condicion
de pre-contingencia se simula la falla de uno o mas circuitos de analisis. En particular, dado
que son fallas de tipo N-1 las consideradas, se simulara solo la salida de un circuito a la vez.
La lista de las contingencias de analisis, es decir, de los circuitos o lineas para los cuales se
simulara su falla es indicacién del usuario. Los criterios de seleccion de las contingencias de
andlisis pueden corresponder a:

* Los circuitos en paralelo de la linea o corredor relajado

* Circuitos cercanos al corredor relajado o de interés del usuario (segin conocimiento
experto)

e Todos los circuitos del sistema

La simulacion de la falla se realiza sacando de servicio cada circuito k del conjunto de con-
tingencias de andlisis y realizando un flujo de potencia a partir del estado pre-contingencia
. El resultado obtenido correspondera al estado de contingencia del sistema y en él se com-
paran los flujos obtenidos con la capacidad de sobrecarga méaxima (térmica o de estabilidad)
de cada circuito en servicio [. Finalmente, se seleccionan aquellas situaciones donde exista
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sobrecarga, es decir, cuando se tiene que para algtin circuito en servicio u el flujo resultante
es mayor a su capacidad de sobrecarga:

fu7r70,’k > Fi’l]e’f’,mdl‘ (38)

Donde f, .« es el flujo por el circuito u en la contingencia k, y F"" es la capacidad
de sobrecarga del circuito wu.

El procedimiento para el calculo de los estados de contingencia se resume a continuacion.
Para cada condicién de operacién de uso de holgura de capacidad ¢ y para cada contingencia

k:

1. Cargar la condicién de operacién ¢ (nivel de demanda, despacho de generadores y to-
pologia del sistema).

2. Sacar de servicio el circuito k.

Realizar un flujo de potencia DC.

- W

Registrar los flujos de potencia resultantes por cada tramo corredor en servicio .

5. Si algtin flujo de potencia es mayor a la capacidad de sobrecarga del corredor entonces
el par compuesto por la condicién de operacién ¢’ y la contingencia k es una situacion
de disefio del SPS.

Todos los pares (¢, k) son exigencias del diserio del SPS, es decir, las medidas correctivas
que formaran parte del SPS deberan devolver los flujos de potencia en estas situaciones a
valores iguales o menores que su valor de sobrecarga maxima admisible. En la figura 3.4 se
presenta graficamente la matriz de condiciones de operacién por contingencias de estudio
para un ejemplo consistente de 3 condiciones de operacion y 3 contingencias de estudio. Para
cada par, se revisan los flujos de potencia luego de la simulacién de la falla y se seleccionan
solo aquellos pares donde existen sobrecargas.
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Despacho Precontingencia Contingencias por condiciones de operacion

Cond. Op. 1

Cond. Op. 2

Cond. Op. 3

Figura 3.4: Matriz de condiciones de operaciéon x contingencias.

Una vez obtenidas las situaciones con sobrecarga que deben ser aliviadas por el SPS,
se formula el problema de optimizaciéon que tiene como objetivo determinar las acciones
correctivas necesarias para mantener las transferencias en niveles seguros para el sistema. A
continuacion se presenta la formulacién matematica del problema.

Formulacion matematica de diseno de SPS

El objetivo del diseno del SPS es buscar una combinacion de componentes del sistema o
agentes (generadores, cargas, baterias, lineas, etc) que realicen acciones correctivas para cada
una de las condiciones de operacion y contingencias de diseno siguiendo un criterio econémico.
Para lograr esto se propone un modelo que minimiza los costos que conlleva realizar estas
acciones correctivas. Estos costos se pueden dividir en dos tipos: costos de implementacion
y costos de activacion. El primer tipo de costos corresponde a la habilitacion de los agentes
que participardan del SPS mientras que el segundo tipo es el costo de realizar las acciones
correctivas en cada situacion requerida. De esta forma, la funcién objetivo se puede escribir
como:

F.O. = Costos de Implementaciéon de SPS + Costos de Activacion de SPS (3.9)

A continuacion se detalla la modelaciéon de cada tipo de costo.

Costos de Implementaciéon

La funcién de costos de implementacion corresponde al costo de la adquisicion e instalacion
de todo el equipo necesario para que el agente (generador, carga o bateria) esté disponible
para realizar las acciones correctivas requeridas en todo el horizonte de tiempo. Esto quiere
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decir que al momento de implementar un esquema, cada agente que lo compone (generador,
carga, bateria, linea de transmisién, etc.) debe incurrir en un gasto debido a la adquisicién e
implementacion de diversos equipos extras tales como: equipos de comunicacion, equipos de
control, ampliaciones, etc. para realizar las acciones correctivas en las situaciones previstas.
Este es un costo fijo que permite habilitar al agente a participar del esquema de proteccién
especial.

La funcién de costos de implementacion toma la siguiente forma:

CIMP,,s = > Cimp(g) + >_ Cimp(d) + > _ Cimp(s) + > _ Cimp(l) (3.10)

gelG deD seS leL

Donde se tiene:
» Cimp(g): Funcién de costos de implementacién del SPS en generador g.
* Cimp(d): Funcién de costos de implementacion del SPS en carga d.

» Cimp(s): Funcién de costos de implementacion del SPS en sistema de almacenamiento
s.

» Cimp(l): Funcién de costos de implementacién del SPS en linea !.

La forma de representar estos costos se propone como una formulacién lineal con variables
binarias que representan la participacion del agente como parte del SPS. De esta forma, la
ecuacion 3.10 se expresa como:

CIMP,,s = > CImP . imp 4 N~ CF"P - g™ + " Cimp . 5P - 3" C™ - ™ (3.11)

geG deD seS leL

Donde:

. C’;mp: costo de implementacion del generador g

« O costo de implementacién de la carga d

o C™P: costo de implementacién del sistema de almacenamiento s

""P: costo de implementacién de la linea [

. (5;”“’: variable binaria de implementacién que es igual a 1 si es que el generador ¢ participa
del SPS

e 0,"": variable binaria de implementacion que es igual a 1 si es que la carga s participa

del SPS

e §"P: variable binaria de implementacién que es igual a 1 si es que el sistema de alma-
cenamiento s participa del SPS

. 5limp : variable binaria de implementacion que es igual a 1 si es que la linea [ participa

del SPS

Cada una de las variables binarias descritas en la lista anterior se activa (es igual a 1) si
es que el agente respectivo realiza una o mas acciones correctivas para todo el conjunto de
condiciones de operacién y contingencias de disefio.
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Costos de Activacién

La funciéon de costos de activacion es el costo en el que incurre el agente cada vez que
realiza una accion correctiva. Este costo depende de:

* La condicién de operacion y la contingencia. Esto es debido a que en ciertas condiciones
de operacion, la disponibilidad del recurso genere una senal de precio donde el uso
de un cierto agente sea mas beneficioso para el sistema en términos econémicos por
sobre otros agentes. Por ejemplo, para generadores renovables que cuenten con un cierto
margen de inyeccién (operacién en modo deload) su participacién como parte del grupo
de agentes que aumentan su generacion tiene un menor costo para el sistema que el
uso de generadores térmicos. En el caso de que la accién correctiva sea la reduccion
de generacion, el andlisis ocurre a la inversa: los generadores térmicos seran mejores
candidatos que los renovables.

 El monto del recurso utilizado: desconexion, reducciéon o aumento de generacién/con-
sumo. Esto es debido a que la profundidad de la sobrecarga obligara a tener distintos
niveles de uso de los recursos. Por ejemplo, para disefios de SPS en corredores de gran
capacidad donde el uso de la holgura permita aumentar la transferencia en cientos o
miles de MW, la sobrecarga esperada también sera grande. Por tal motivo, el uso del re-
curso en cada condicién de operacion sera diferente y asi también lo seran los montos de
las acciones correctivas que deberan ejecutar los agentes para devolver las transferencias
a niveles admisibles.

* Kl tipo de accién correctiva: variacion de consigna o desconexion. En este caso, la na-
turaleza del agente (generador, carga, sistema de almacenamiento, linea, entre otros)
permite diferenciar entre los tipos de accién correctivas que son posibles. En el caso de
generadores y sistemas de almacenamiento, serd mas comun que existan los tres tipos
de accion: aumento, reduccién o desconexién total de la inyeccién, mientras que pa-
ra las cargas serd mas comun, en el contexto actual, la reduccién o desconexién total
del consumo. De todas formas, este supuesto puede cambiar bajo distintos contextos,
por ejemplo en un contexto de ciudades inteligentes, el control del consumo puede ser
mucho mayor permitiendo incluso aumentos del consumo. En el caso de las lineas esta
diferencia es mucho més notoria dado que la acciéon correctiva consiste simplemente en
el cambio del estado operativo de los circuitos que las componen. Para este trabajo,
la accién correctiva de las lineas se limitara solamente a la desconexién pero no existe
ninguna limitaciéon para incluir también la reconexiéon en donde sea posible.

La funcién de costos de activacion, de forma genérica, esta dada por la siguiente expresion:

CACTsps = Z Mk

ceEQo,keEQK
(3.12)
{ > Cact(g)er + Y Cact(d)ey, + > Cact(s)er + > C’act(l)c,k}
geq deD s€S leL

Los términos de la ecuacién anterior corresponden a:

* ¢ conjunto de condiciones de operacion de andlisis (por sobre capacidad N-1).
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* Qx: conjunto de contingencias de andlisis (.

* [k Peso relativo de condicién de operacién ¢ y contingencia k. Este valor representa la
probabilidad de ocurrencia de la contingencia k£ en la condicién de operaciéon c.

Cact(g)cx: funcién de costos de activacion del generador g en condicién de operacién ¢
y contingencia k.

Cact(d): funcién de costos de activacion de la carga d en condicién de operacién ¢ y
contingencia k.

Cact(s).x: funcién de costos de activacion del sistema de almacenamiento s en condicion
de operacion ¢ y contingencia k.

Cact(l)s: funcién de costos de activacién de corredor [ en condicién de operacién ¢ y
contingencia k.

El costo de activacion corresponde entonces al valor esperado del costo de las acciones
correctivas de acuerdo a las condiciones de operacion y contingencias de analisis. El costo de
las acciones correctivas estd ponderado por fi.x, el cual estd dado por:

He ke = Pc * Pk (313)
Donde:

* P.: porcentaje del tiempo que dura la condiciéon de operacion c. Por ejemplo para un

analisis anual, este valor serd igual a Horascondicion ¢
) Horas del afio

* pr: probabilidad de ocurrencia de la contingencia k.

La formulacién del problema esta definida por el tipo de acciéon correctiva que pueden
realizar los agentes, por lo tanto si bien la formulacién presentada es andloga para generadores,
cargas y sistemas de almacenamiento, es posible limitar las acciones en ciertos agentes. De
forma genérica, usando costos lineales, la funcién de costos de activacion para generadores,
cargas y sistemas de almacenamiento esta dada por:

Cact(x)e = CLt - Ap;;c?k +Cron  Apix + C’Zd’j,i - Apdise (3.14)

z,c.k ,C z,c.k
Donde:

. C’;f;k: costo de inyecciéon del agente x en la condicién de operacion ¢ y contingencia k.

e C7 . costo de reduccion de inyeccion del agente = en la condiciéon de operaciéon c y
contingencia k.

o C%se; costo de desconexién de la inyeccién del agente x en la condicién de operacién c
y contingencia k.

* Apr,,: variable de decisién del monto de aumento de inyeccion del agente z en la
condicién de operacion ¢ y contingencia k.
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* Ap, ., variable de decisién del monto de reduccién de inyeccion del agente = en la
condicién de operacién ¢ y contingencia k.

o Apdise : variable de decisién del monto de la desconexién del agente z en la condicién de

operacion ¢ y contingencia k.

Si bien la formulacién considera la opcion de que las cargas puedan aumentar su consumo,
esta opcién podria no ser incluida en la implementacion en casos reales.

Para el caso de las lineas de transmision, la opciéon de modificar el estado operativo de la
linea puede también contener un costo. Este costo permite minimizar la cantidad de lineas
que cambian su estado de operacion. En este trabajo, se utilizara solo la desconexion de
circuitos de lineas como parte de las acciones correctivas de las lineas del sistema. De esta
forma, para una linea [ con una cantidad de circuitos igual a Num circuitos, su funcion de
costos de activacion se puede expresar como:

Num circuitos

Cact(l)ep = > Chise, . gise (3.15)

u,l,c.k u,l,c,k
u=1

Donde:

o Odisc - costo de desconexion del circuito u de la linea [ en la condicién de operacion ¢ y
contingencia k.

* dy.ck: variable binaria que es igual a 1 si el circuito v de la linea [ sale de operacién
como parte del SPS en la condicién de operacién ¢ y contingencia k.

Enfoques de diseno

El disenio de SPS admite la incorporacién de distintos enfoques en el criterio de seleccién de
los agentes. A continuacién se describen algunos enfoques que se pueden obtener modificando
los parametros de la funcién objetivo.

Enfoque centralizado

Este enfoque y el mas comtn, tiene como funcién objetivo la minimizaciéon de ambas com-
ponentes de costos: implementacién y activacion. Este enfoque, centralizado, corresponde al
disefio que busca un planificador del sistema que minimiza costos. Los costos de implementa-
cion estan dados por los costos en que debe incurrir el agente para instalar el equipamiento
necesario para formar parte del SPS. Estos costos estaran determinados por el valor de la
inversion traido a valor presente en el instante de tiempo en que se espera que encuentre
instalado el esquema de proteccién especial. Como ejemplo de estos costos se encuentran los
enlaces de comunicacion de alta calidad y seguridad, salas y sistemas de control automaticos,
sistemas de evacuacion de energia como resistencias de frenado en el caso de centrales hi-
draulicas, equipamiento de medicion, control y monitoreo de gran rapidez y precision, entre
otros. Si bien estos costos varian segiin el tipo de SPS instalado, es posible obtener un costo
unitario por agente que compone el esquema asimilando una cierta cantidad de equipamiento
necesario por cada uno. Los costos del equipamiento ademas deben considerar pruebas en
fabrica, pruebas en sitio, mantenimientos, y otros costos sefialados en [13] para cumplir con
los estandares de operacion necesarios. Por su parte, los costos de activacion estan dados
por los costos en que se incurre cuando se realizan las acciones correctivas, por ejemplo, una
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forma de estimar estos costos es utilizando el costo variable de generacién como costo del
aumento de generacion, mientras que el minimo costo de la reduccién de generacion puede
ser estimado mediante el costo de oportunidad en el mercado spot. Para el caso de la de-
manda, la reduccién o desconexion de demanda podria adquirir valores dados por el grado
de controlabilidad de la demanda. Para redes inteligentes donde la demanda juega un rol
activo mediante mercados de servicios de respuesta de la demanda, los costos de reducciéon y
desconexién podrian ser bastante competitivos y de esta forma el SPS podria estar integrado
en buena parte por las distintas cargas que componen el sistema. Esto significa un rol muy
importante pues aporta un alto grado de flexibilidad al sistema, permitiendo que los bene-
ficios de relajar el criterio de seguridad sean mayores a aumentos de capacidad mas altos.
Para sistemas donde la demanda tiene una baja o nula participaciéon, los costos de activacion
pueden ser estimados, de forma pesimista, como los costos de falla del sistema.

Minimo requerimiento de coordinacién

Este enfoque tiene como objetivo un diseno de SPS que contenga la menor cantidad de
agentes que participan del SPS, sin importar el costo. El objetivo de este enfoque es reducir
al maximo posible la cantidad de agentes a los cuales se les debe incentivar a participar de
un esquema de accién correctiva. Si bien existe un beneficio sistémico que se busca obtener al
instalar un SPS, este beneficio puede no lograr ser de interés para todos los agentes que deben
realizar las acciones correctivas. En este punto comienzan a ser relevante los incentivos que
tienen los agentes. Desde una perspectiva centralizada, tanto los sistemas de mercado de este
tipo de esquemas como también desde un nivel técnico como la preparacién, coordinacion,
monitoreo, entre otros aspectos, hacen que minimizar los agentes dentro del esquema sea
un enfoque atractivo. Desde una perspectiva privada, también resulta atractivo minimizar la
cantidad de agentes, mas atin si esto requiere alianzas entre empresas competitivas del sector.
Matematicamente, este enfoque se logra ignorando la componente de costos de activacion, por
ejemplo haciendo que ji., = 0 y utilizando costos de implementacion iguales para todos los
agentes, por ejemplo Cimp(z) = 1. De esta forma, la funcién objetivo se reduce a minimizar
solamente la suma de las variables binarias que representan la participacion de cada agente
dentro del esquema.

Maximizar diversificacion de participantes

Este enfoque busca la maxima participacion de agentes dentro del SPS. Este enfoque es
totalmente opuesto al anterior y tiene como objetivo principal reducir la necesidad de dispo-
nibilidad de los agentes. Esto quiere decir que quienes componen el SPS podran disminuir la
cantidad de veces que realizan acciones correctivas, permitiendo asi disminuir la carga que
tendrian estos agentes comparados con el enfoque anterior. Si bien al requerir mas agentes
se vuelve méas compleja la coordinacién técnica y econdémica, también se disminuye el ries-
go de que la indisponibilidad de uno de los agentes afecte severamente el funcionamiento
del esquema. En la formulacion del problema, se sigue el mismo procedimiento del enfoque
anterior (ignorando los costos de activacién e imponiendo costos de implementacién iguales
para todos), pero se afiade la necesidad de invertir el objetivo de la funcién ya que ahora se
busca maximizar la cantidad de agentes. De todas formas, este tipo de enfoque debe estar
debidamente formulado para no obtener soluciones triviales (como por ejemplo que todos
los agentes del sistema formen parte del esquema). Esto se logra agregando una restricciéon
adicional de maxima cantidad de agentes que componen el esquema.
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Restricciones

En esta secciéon se presentan las restricciones del problema de optimizacién para el diseno
de SPS.

Balances nodales

El balance nodal define el balance de energia que debe cumplirse en cada barra o nodo
del sistema, a fin de poder cumplir con la ley de corrientes de Kirchhoff. Para cada barra b
del sistema, se debe cumplir lo siguiente:

> (Pt Apfey = Apyes — APES) = 30 (P — Apaes — Apiss) +

gens deqp
> (ch + Ap:,c,k —Apger — Ap?fé%) = > 3 | furer — % =0
s€QY leQt uel

En la formulacién anterior se tiene:
Parametros:

Pg?c: inyeccion del generador g en la condicién de precontingencia c.

P?_: consumo de la demanda d en la condicién de precontingencia c.

P? : inyeccién/consumo del sistema de almacenamiento s en la condicién de precontin-

s,c

gencia c.

Ploss . pérdidas medias por el circuito u de la linea [ en la condicién de post-contingencia
de la condicién de operacion ¢ y contingencia k.

Variables:

Ap;rc - variable de decisiéon del monto de aumento de inyeccién de generacion del gene-
rador ¢ en la condicién de operacion ¢ y contingencia k.

* Ap, . variable de decisién del monto de reduccion de generacion del generador g en la
condicién de operacién ¢ y contingencia k.

Apgijckz variable de decision del monto de la desconexion del generador g en la condicién

de operacion ¢ y contingencia k.

« Ap!.,: variable de decisién del monto de aumento de inyeccién de generacién del sistema
de almacenamiento s en la condiciéon de operacién ¢ y contingencia k.

* Ap, ., variable de decisién del monto de reduccién de generacién del sistema de alma-
cenamiento s en la condicién de operacion ¢ y contingencia k.

Ap%isc : variable de decisién del monto de la desconexién del sistema de almacenamiento

s en la condicion de operacion ¢ y contingencia k.

* Ap, ., variable de decisién del monto de reduccion del consumo de la demanda d en la
condicién de operacién ¢ y contingencia k.
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o Apdisc: variable de decisién del monto de la desconexién del consumo de la demanda d

en la condicién de operacion c y contingencia k.

* fulck: flujo de potencia por el circuito u de la linea [ en la condicién de post-contingencia
de la condicién de operacion c y contingencia k.

Conjuntos:

e OQF: conjunto de generadores conectados en barra b.

» OP: conjunto de cargas conectadas en barra b.

* Y: conjunto de sistemas de almacenamiento conectados en barra b.
e QL conjunto de lineas que se conectan en barra b.

En la formulacién anterior, si bien las pérdidas varian en el estado post-contingencia
resultante luego de las acciones correctivas, se ha utilizado una aproximacion igual a su valor
en la situacion pre-contingencia para obtener un modelo lineal. En caso contrario, se deberan
modelar las restricciones no lineales o linealizadas para incluir el efecto de las pérdidas del
sistema de transmision.

Para los agentes se establecen las restricciones que modelan las posibles acciones correcti-
vas que pueden realizar. De forma genérica se tienen las siguientes:

Habilitacion de implementacion

La siguiente restriccion corresponde a las variables binarias que modelan la habilitacion
del agente como parte del SPS. Para cada condiciéon de operacion ¢ y contingencia k existe
una variable binaria que se activa solo si es que el agente realiza una accién correctiva. Si
es que alguna de esas variables binarias se activa, es decir, si el agente realiza una o mas
acciones correctivas dentro de todas las situaciones de diseno, entonces la variable binaria de
implementacién que existe en la funciéon objetivo también se activa, permitiendo entonces que
se considere parte del costo total. Para un agente x, ya sea generadores, cargas o baterias, se
tiene la siguiente restriccion:

OF o+ Opg gy + 006 < S0P (3.17)

xz,c,k z,c,k —

+ - disc  Simp .

Donde 5:6,0,]97 5x,c,k’ x,c,k> 6z € {O’ 1} y:

e 01 ,: variable binaria que es igual a 1 si el agente z realiza la accién correctiva de
incremento de inyeccién de generacion en la contingencia £ de la condicién de operacion
c.

* ), ., variable binaria que es igual a 1 si el agente x realiza la accién correctiva de
reduccion de inyeccion de generacion en la contingencia k de la condicién de operacion
c.

o §dis¢ . variable binaria que es igual a 1 si el agente z realiza la accién correctiva de
desconexion en la contingencia £ de la condicion de operaciéon c.

e 0P variable binaria de implementacion del agente x como parte del SPS (misma va-
riable de la ecuacién 3.10).
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Dado que las variables binarias solo pueden tomar el valor 0 o 1, entonces se garantiza que a
lo mas una sola accién correctiva es posible. En el caso de que alguna de las variables del lado
izquierdo de la ecuacién tome el valor de 1, entonces la variable binaria de implementacién
tomara el valor de 1 garantizando que el costo de implementacion sea considerado al participar
por lo menos en una condicién y contingencia.

Limitaciones por rampas

La siguiente restriccion modela las limitaciones técnicas que tiene el agente para realizar
inyectar o reducir su generacion en el caso de la generacion y sistemas de almacenamien-
to, y para disminuir su consumo en el caso de las cargas. Este parametro puede ser mucho
mas relevante en el caso de generadores convencionales dado el valor de las tasas de toma
y reduccion de cargas de acuerdo a sus caracteristicas mecanicas. En el caso de generadores
renovables y sistemas de almacenamiento conectados mediante inversor, y el caso de la de-
manda, estas limitaciones pueden ser poco relevantes dada la rapida capacidad de respuesta
del primer caso y la naturaleza ligada a la desconexién del segundo caso. De forma genérica,
para un agente x, se tienen las siguientes restricciones:

Aptor <07 Reo - ATy (3.18)
Ap:;,c,lc S 5:;,0,]:: : R;,c : ATc,k (319)

Parametros:

e R _:rampa de generacién de subida o tasa de toma de carga del agente x en la condiciéon
de operacion c.

e RS : rampa de generacién de bajada o tasa de reduccién de carga del agente = en la
condicién de operacion c.

» AT, ;: tiempo de accién correctiva. Corresponde al tiempo en que se realizaran las ac-
ciones correctivas y en el cual se deben devolver las transferencia a niveles por debajo
de la capacidad de sobrecarga de los circuitos que componen el sistema de transmision.

En la formulacién anterior intervienen las variables continuas de decisiéon de aumento o
reduccion de generacion ApY . v Ap, ., respectivamente, y las variables binarias de decisién
de realizar alguna de las acciones correctivas 0., v 0, .. Ademds, si bien las rampas de
toma y reduccion de cargas estan indexadas por la condicion de operacion, estas podrian ser
unicas para todo el horizonte segin el tipo de agente.

Limitacién por disponibilidad

La siguiente restriccion permite modelar la capacidad de los agentes de prestar las acciones
correctivas y que dependen de su punto de operacién. Por ejemplo, un generador que se
encuentre operando al maximo de su capacidad de generacion no podra realizar un aumento
de inyeccion cuando ocurra una contingencia, sin embargo si podra reducir su generacion o
desconectarse eventualmente. De manera andloga ocurre cuando el agente se encuentre en su
minima capacidad de inyecciéon o consumo en el caso de los sistemas de almacenamiento. Las
restricciones que modelan este fendmeno se presentan a continuacion.
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Ap:j,c,k < 5+ : (P;c?caz - Pa?,c) (320)

x,c.k

Apyen < Ogepet (Pre— PI") (3.21)

z,c z,c

Pardmetros:
e P"**: maxima capacidad de inyeccion del agente x en la condicion de operacion c.

¢ P™: minima capacidad de inyeccién del agente x en la condicién de operacion c.

Demanda fija no desconectable

La restriccion anterior es valida para el caso de generadores y sistemas de almacenamiento.
Para el caso de la demanda, podria existir una demanda minima ininterrumpible, es decir,
que deba ser siempre abastecida y que por lo tanto establezca una cota inferior para la
reduccion de la demanda. Esto puede ocurrir en caso de procesos productivos continuos o
criticos para el funcionamiento del resto de los servicios de una sociedad. En este caso, se
introduce una restriccién andloga a la de la ecuacién (3.21) considerando Py, igual a la
demanda pre-contingencia y P;lg” igual al valor de la demanda fija no desconectable.

Desconexién del recurso

Esta restriccion modela la accion correctiva asociada a la desconexion del agente. Dado
que la minima capacidad de inyeccion/consumo introduce una no-linealidad en la capacidad
del agente de reducir su inyeccién/consumo hasta cero, se utiliza una variable continua para
representar el monto de la desconexion y que serd igual a la inyeccién/consumo en su estado
pre-contingencia. Esta restriccion corresponde a:

P;gc . 5disc S Apdisc S P;),c . sdisc (322)

xz,c,k z,c.k x,c,k
En la restriccién anterior, la variable binaria de decisién de desconexién del agente §95¢ es
igual a 1 cuando se decide desconectar al agente. En este caso, el lado derecho e izquierdo de
la desigualdad anterior quedan acotadas por el mismo valor PY, y por lo tanto Apdise = P2 .

z,c,k
En el caso contrario, cuando el resultado indica que no se debe desconectar entonces el valor
disc __
de Ap3"g = 0.

Restricciones de red

Debido a la naturaleza de las posibles acciones correctivas de la red, se ha separado este
tipo de agentes en un grupo particular. Junto con esto, se presentan las restricciones que
modelan el comportamiento del sistema de transmision y los flujos. Para este modelo se
utiliza un modelo DC. Se utilizan variables para representan los angulos de los nodos y se
asume un voltaje igual 1 en por unidad. Ademas, se ha dividido la formulacién entre lineas
con y sin la posibilidad de desconexion de circuitos. Para el primer grupo, se tiene que el
flujo por cada circuito u de una linea [ que conecta los nodos n, m es:

fu,l,c,k = (en,c,k - em,c,k) : Yu,n,m (323>

La méaxima capacidad de transferencia es incorporada como una restriccién de la variable
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del flujo:

__ rpost,max é fu,hc,k S Fi):;st,maz (324)

u,l
Parametros:

* Yiunm : inverso de la reactancia entre del circuito u que conecta los nodos n, m.

: maxima capacidad de transferencia admisible luego de la accién correctiva
del circuito u de la linea .

post,max
¢ Fu,l

Variables:

* Ok 1 dngulo del nodo n luego de la accién correctiva para la condiciéon de operacion ¢
y contingencia k.

* fulck : flujo por el circuito u de la linea [ luego de la accién correctiva para la condiciéon
de operacion ¢ y contingencia k.

Para el caso de lineas que puedan realizar desconexion de circuitos, el flujo dependera de
la variable de decisiéon de desconexion. La siguiente restriccion modela este comportamiento:

(en,c,k - 9m7c,k) : Yu,n,m - M - 5disc S fuJ,c,k S (9n,c,k: - em,c,k) : Yu,n,m + M - 5disc (325)

u,l,c,k u,l,c,k

gdise < o (3.26)
En la restriccion anterior se utiliza el método de M grande dado por la constante M para
incorporar la relaciéon entre la variable de decisiéon de desconexion (5ffzfik con las leyes fisicas
que modelan el flujo por el sistema de transmision. Ademas, esta variable de flujo depende

de la decision de desconexion, lo cual se incorpora mediante la siguiente restriccion:
= (1= 605 ) < futen £ FLT (1 00 ) (327)

u u,l,c,k u,l,c,k

Naturaleza de variables

Las siguientes restricciones describen la naturaleza de las variables de decision y alguno
de los limites definidos para ellas de acuerdo con el modelo de flujo adoptado.

6;_,0,k7 5;0,](;7 gfiﬁkv 6;771}7 € {07 1} (328)
APY o por AP o ADE5 > 0 (3.29)
— T <Oper <7 (3.30)
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Juter €R (3.31)

Diseno de miiltiples alternativas

La solucion del problema de optimizacién descrito permite encontrar un conjunto de agen-
tes y las acciones correctivas que deben ejecutar en cada condicién requerida. Para obtener
mas soluciones, y por lo tanto, nuevos agentes y nuevas acciones correctivas, se propone agre-
gar una restriccion entera que elimine la solucién encontrada. Con el problema anterior mas
la nueva restriccién, se vuelve a resolver el problema y se obtiene una nueva solucién. La
siguiente solucién tendra un valor de la funcién objetivo igual o mayor a la solucién obtenida
anteriormente. Para disenar IV alternativas, se debe realizar este procedimiento N veces y en
cada iteracion i se deben agregar las restricciones enteras de los ¢ — 1 problemas anteriores.

De manera genérica, sea J' = {j € J |5§-mp = 1}, es decir, el conjunto de variables binarias
de implementacién que indican que el componente j comforma el SPS, entonces la restriccién
que elimina esta solucion del problema de optimizacion es:

S N P> T+ 1 (3.32)
jeJ’ jeJ\J’

Donde |J'| es la cardinalidad de J' (cantidad de agentes que conforman el SPS). Esta
restriccion implica que una nueva solucién del problema tendra un conjunto distinto de
agentes.
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Sintesis de formulacion

A continuacion se presenta un resumen de la formulacion del diseno optimizado de SPS
para facitilizar la exposicién del problema. En forma resumida, se tiene el siguiente problema:

min F.O. = Costos de Implementacion + Costos de Activacién (3.33)

Para cada condicion de operacion ¢ y contingencia k donde existe sobrecarga, se tiene la
siguiente restriccion:

* Balance de generacion y demanda para cada barra
* Para cada generador:

— Habilitacion de implementacion

— Limitacién de acciones correctivas por rampas para incremento o reduccion de ge-
neracion

— Limitacién de acciones correctivas por disponibilidad del recurso para incremento o
reduccion de generacién

— Desconexién de generacion
e Para cada sistema de almacenamiento:

— Habilitacién de implementacion

— Limitacién de acciones correctivas por rampas para incremento o reduccién de in-
yeccion /consumo

— Limitacién de acciones correctivas por disponibilidad del recurso para incremento o
reduccién de inyeccién/consumo

— Desconexién de inyeccién/consumo
e Para cada demanda:

— Habilitacién de implementacion
— Limite de reducciéon de demanda

— Desconexién de consumo
* Para cada circuito, si se usa la opcién de desconexion de lineas:

— Habilitacién de implementacién
— Definicion del flujo de potencia en funcién de decision de desconexion

— Limite del flujo de potencia en funciéon de decision de desconexion
» Para cada circuito, si no se usa la opcién de desconexion de lineas:

— Definicion del flujo de potencia

— Limite del flujo de potencia
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En forma extendida:

F.O. =Costos de Implementacion + Costos de Activacién

> G Y OO A Y GO 4 D O+

geas deqQP seQs leQl
Z 'uc’k[ Z (C’;IAp;C’k + OT Apg kT CdzscA gf%)

Ceﬂc,kEQK gEQG

> (Ot AP+ Ol B+ Ot ) ¢ 390
seQ’s

Z <C§ Apdck; + CdCApdck + CdlscApiifk)+
deQP

Z (C«d1505l c,k>:|
leQl

Sujeto a las siguientes restricciones. Para cada condiciéon de operacion ¢ y contingencia k
donde existe sobrecarga:
Balance de generacion y demanda para cada barra b del sistema:

S (Pt AL — Apy e — ApEES) = ST (P — Apg — Apgss) +

G D
geQb dGQb

P
> (Pl Aploy — Apray — Aplss) = > ( “ lzk> =0 (3.35)

5€Q leQlk

Restricciones de generadores, Vg € Q y Vb

O on t Opep + 00 s < 05T (3.36)
Apgck < 5+c sz ATc,k ( )
AV C’kRg’CATc,k (3.38)

Apger < 0., (P””“”—PO) (3.39)
Apgck<6gck( Pmm) ( )
(3.41)

0 cdisc disc 0 cdisc
P 5gck<Apgck<ch(sg,

Restricciones de sistemas de almacenamiento, Vs € QF y Vb

Ok T Onop + On ey < 00 (3.42)
Aps ok S 55 ckRs,cATc,k: ( )
Apger < 0 cpnlls ATek (3.44)

Apsck<5sck(me PO) ( )
Apsck < 5sck( Pmm) ( )
ch gdise < Apdzsc < P;J gdise ( )

s,c,k s,c,k cVs,ck

64



Restricciones de demandas, Vd € Q% y Vb:

deg T 005 < 04 (3.48)
Apdck <5Jck(Pdc Pmm) (349)
P 0. < ApLes. < Piogs, (3.50)

En el caso de usar desconexién de lineas como accién correctiva, se tiene la siguiente
restriccion VI € QF y Vb:

(en,c,k — O ck)Yu n,m Méifls,cc,k < fu,l,c,k < <9n ok T em,cvk)Yu,nvm + Mézflsyc&k <3'51>
_Fpost maw(l N 5disc ) < fulck < FPOSt mam(l _ 5disc ) (352)

u,l,c,k u,l,c,k

ey < 6" (3.53)

En el caso de no usar desconexién de lineas como accion correctiva, se tiene la siguiente
restriccion VI € QF y Vb:

fu,l,c,k = (en,c,k - Hm c k)Yu n,m (354)
—FU < fugen < FUT (3.55)

Tamano del problema

La naturaleza combinatorial del problema y la cantidad de opciones de acciones correcti-
vas por cada agente para todas las condiciones de disefio (condiciones/contingencias donde
existen sobrecargas), pueden provocar un problema de grandes dimensiones. La cantidad de
variables binarias que determina la ejecucién de una (y solo una) accién correctiva depende
de cada tipo de componente:

¢ Generadores = 3
e Sistemas de almacenamiento = 3
e Demandas = 2

e Lineas = Numero de circuitos

Sea n la cantidad de variables binarias que determina la realizacién de una accién correc-
tiva, existen 2" combinaciones, las cuales deben considerar todas las condiciones de diseno.
En esta tesis no se trabajara en algoritmos de eficiencia computacional, sin embargo, se debe
tener en cuenta que existen opciones para reducir el tamano del problema. Por ejemplo, se
puede reducir la cantidad de agentes que podrian participar del SPS aplicando algin criterio
de preseleccion como la disposicion de participacion, factibilidad de implementacion, conoci-
miento experto, entre otros. Otra opcién es reduciendo el horizonte de analisis, por ejemplo,
obtener un diseno por ano en lugar de uno multinual.

Visualizacion, reporte y registro

Los resultados obtenidos serdn las variables binarias de decisiéon de implementacion 42
y los montos de las acciones correctivas ejecutadas en cada situacion de sobrecarga. Para
cada situacién, se admite la visualizacion de la solucién, los flujos resultantes, los agentes
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involucrados y el nuevo punto de operacion. Ademas, se generan reportes y registros para la
visualizacién y andlisis de las soluciones.

Todo el proceso descrito en esta seccion se debe repetir para cada corredor de interes del
conjunto Q.

3.4. Aplicacién de soluciones de SPS
Las soluciones obtenidas en la etapa anterior pueden ser aplicadas en dos procesos:

* Evaluacion Técnica detallada: Este proceso significa la evaluacion detallada del desempe-
no del SPS a través de simulaciones dindmicas y /o cuasiestacionarias para las condiciones
de disefio. Junto con esto, se verifica el cumplimiento de los indices de desempefio.

* Planificaciéon de la transmision con incorporacion de SPSs seleccionados: consiste en
integrar las alternativas de SPSs que permiten aumentar la capacidad de transferencia
maxima de los tramos de diseno, al proceso de planificacion de la transmisién. Esto
se logra integrando a la funcién objetivo el costo de implementacion del SPS. De esta
forma se permite evaluar distintas alternativas de SPS versus la expansion del sistema
de transmision.
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Capitulo 4

Implementacion y Validaciéon

4.1. Implementaciéon en DeepEdit

La construccién de la herramienta para aplicar los presentado en el capitulo anterior ha
sido basada en desarrollos anteriores del proyecto DeepEdit y mediante desarrollos nuevos
enfocados a armonizar los desarrollos e incorporar el disefio de SPS.

La implementacién de la propuesta se ha realizado bajo la plataforma DeepEdit,' la cual
es una herramienta para el analisis técnico y econémico de sistemas eléctricos de potencia.
Esta platafrma propone una descripcion del sector eléctrico haciendo uso de la programacion
orientada a objetos. Las principales caracteristicas de esta plataforma son:

* Programacién orientada a objetos que ofrece una alternativa eficiente para el desarrollo
de una base de datos orientada a objetos y herramientas de andlisis, disefio y programa-
cién con las que es posible abordar el nuevo grado de complejidad en la modelaciéon de
un sistema eléctrico de potencia.

* El modelo orientado a objetos se ha implementado como un sistema distribuido, basado
en una arquitectura cliente-servidor. Esto facilita su incorporacién a la tecnologia de
Internet y crea una estructura modular que es facil de expandir y mantener.

* El sistema ha sido desarrollado en el lenguaje de programacion Java, obteniendo una
implementacion natural de la tecnologia de Internet e independencia de la plataforma.

La figura 4.1 presenta la arquitectura cliente-servidor de esta plataforma.

! DECENTRALIZED ECONOMIC ELECTRICITY POWER EDITOR, or simply Deep-Editor or DeepE-
dit, has been loyal to its design values proven that the breaking-through technology implemented is now
state-of-the-art in Power System analysis tools development. DeepEdit is a highlighted software research
project by Centro de Energia de la Facultad de Ciencias Fisicas y Mateméticas de la Universidad de Chile
(CEFCFM) https://deepedit.org/
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Figura 4.1: Estructura de médulos y fuentes de datos de implementacion en
DeepEdit. Fuente: [201].

Las flechas grises en la figura representan los servicios requeridos por los clientes a los
respectivos servidores, mientras que las flechas negras simbolizan el intercambio de datos.
Las bases de datos BDR (Base de Datos de Red de elementos), BDM (Base de Datos de
Mercado) y BDH (Base de Datos de Elementos Hidrdulicos) son el niicleo del sistema, siendo
sus servicios solicitados por todos los componentes del sistema. De esta forma, se facilita
un acceso controlado a la informacién de los objetos del sistema. Para el almacenamiento y
carga de datos de esta base de datos orientada a objetos, DeepEdit utiliza archivos fuente en
formato ASCII y/o bases de datos relacionales (MS-Access). La informacién contenida en la
base de datos puede ser modificada localmente o en linea, haciendo uso de los editores de red,
mercado o hidraulicos. Estos editores, junto con un sistema de informacién geografica (SIG),
cuentan con interfaces graficas que permiten una comunicaciéon hombre-méaquina flexible. La
biblioteca de gestién de eventos permite el uso de dispositivos de entrada y salida, asi como la
capacidad de interactuar con la base de datos a través de protocolos y servicios de Internet.
Los editores asociados al sistema tienen las siguientes caracteristicas:

* Editor de red: incluye el conjunto de objetos directamente relacionados con el funciona-
miento eléctrico del sistema.

Editor hidraulico: incluye el conjunto de objetos necesarios para la descripcion del com-
portamiento hidraulico del sistema.

Editor de mercado: modela los agentes del mercado, especificaciéon de contratos, estra-
tegias comerciales y su interaccion.

Sistema de informacién geografica SIG: visualizacion geogréafica del sistema.

La integracion de modelos de mercado se realiza a través de la libreria de clases de he-
rramientas de andlisis y simulacion, que interactiia de manera flexible con las bases de datos
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BDM, BDR, BDH del sistema. El sistema integra herramientas orientadas al analisis de
mercado: simulacién de mercado diario basado en un sistema Pool, simulacién de mercado
anual de contratos bilaterales fisicos, analisis de diferentes esquemas de peaje de sistemas
de transmisién, etc. Asimismo, un conjunto de herramientas de analisis de sistemas, tales
como: potencia flujos, despacho econémico, flujo 6ptimo de potencia, pre-despacho, calculo
de sistemas equivalentes, andlisis de sensibilidad, herramientas de visualizacién y planifica-
cién de sistemas de transmision. Asimismo, DeepEdit permite el desarrollo cronolégico de
los elementos del sistema a través de la definicién del ano de entrada y salida (para cada
elemento del sistema).

El programa, de igual manera, estd concebido incorporando una interfaz grafica intuiti-
va para operar diferentes estructuras de mercado e interactuar de manera flexible con las
herramientas de andlisis. El funcionamiento de un modelo se entiende como la capacidad de:

* Introducir todos los pardmetros necesarios y datos de entrada,

permitir la modificacién de datos,

controlar las opciones de ejecucion,
* permitir y mostrar los resultados de la simulacién del modelo en diferentes formatos y

e mostrar los resultados en su GUI dedicada.

La implementacion de la propuesta presentada en este trabajo se realizé aprovechando la
estructura modular de DeepEdit y sus herramientas de andlisis existentes. La estructura de
los modulos y datos de entradas, procesos y salidas para la implementacién de la metodo-
logia para la identificacién y disefio de esquemas especiales de proteccion para el manejo de
congestiones del sistema de transmision, se presenta en la figura 4.2.

[ ]
SPS-Input -

Interface Parameters

|

~ Design Requirements
/

Simulation Schematic

Results sim

7 7 7

TA Savings
pLP PLEXOS OSE Congestion estimator
Manager Manager Manager N TPDB
Internal Opportunity Detection v

\
TPDB Processor SPS Optimization

External Opportunity Detection $PS Calculation Tool

T sps-sim
bin SPS-Res

7

csv

SPS Solution Visualization

Figura 4.2: Estructura de médulos y fuentes de datos de implementacién en
DeepEdit. Fuente: Elaboracién propia.

La implementacion ademéas permite el uso de resultados de simulaciones de la operacion
econdmicas desde fuentes externas, por ejemplo PLP, OSE y Plexos. Estos resultados son
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analizadas por el médulo SPS Calculation Tool utilizando ademas fuentes de datos comple-
mentarias para los pardmetros del modelo y los datos indicados por el usuario en la interfaz
de usuario. A continuacion se entregan mas detalles de cada mdédulo.

* External Opportunity Detection: este mdédulo corresponde a la ejecucién de las simula-
ciones base y relajada en forma externa, por ejemplo, usando otros softwares tales como
PLP, Plexos y OSE. DeepEdit contiene herramientas que permiten procesar las salidas
de estos softwares en el modulo TPDB Processor, y generar un archivo denominado
“TPDB?”, el cual es una base de datos que contiene la informacién de cada despacho.

* Internal Opportunity Detection: este modulo corresponde a la ejecucion de las simula-
ciones base y relajada en forma interna, mediante rutinas programas en DeepEdit. Los
datos de entrada de las simulaciones se entregan en el archivo “SPS-input”, el cual debe
ser completado por el usuario siguiendo el formato establecido.

* SPS Calculation Tool: es la herramienta prncipal que adquiere los datos de entrada,
desde fuentes externas o internas y detallados por el usuario en la interfaz principal de
este modulo. Con los datos de entrada, se ejecuta una subrutina denominada “Design
Requeriments” la cual obtiene las condiciones de operacién por sobre N-1 y realiza un
andlisis de contingencias para cada condicion anterior. Con esta informacion, determina
las condiciones donde existen sobrecargas (condiciones de diseno), y en conjunto con los
datos de entrada, formula el problema de optimizacion y lo resuelve. Los detalles del
problema asi como el progreso, se muestran en una nueva ventana y queda registrados
en un archivo temporal.

* SPS Solution Visualization: es la interfaz principal con las soluciones del disefio de SPS
obtenido. Utilizando la interfaz principal de DeepEdit, permite ver la solucién de cada
condicién de diseno en el esquematico, resaltando los agentes involucrados y las acciones
correctivas que realizan. Ademas, contiene opciones para el guardado de soluciones en
formato binario (SPS-Sim.bin) y otros archivos auxiliares indicados por el usuario.

Los archivos utilizados se describen a continuacion:
e Entradas:

— Schematic.sim: archivo que contiene el detalle de la red del sistema: componentes y
sus parametros e informacion general de la red.

— SPSOptions.xlsx: archivo Excel con parametros del disenio y opciones del usuario

— TPDB.sqlite: base de datos con resultados de simulacion de PLP

e Salidas:

— SPS-Sim.bin: Archivo binario que permite guardar resultados de visualizacion y da-
tos para revisarlos posteriormente. Debe ser guardado manualmente por el usuario.

— SPS-Res.csv: Archivo csv con las acciones correctivas de cada agente en cada con-
dicion. Debe ser guardado manualmente por el usuario.

Mas detalles de la aplicacion de la metodologia para resultados externos se presenta en
la seccién A. En la figura 4.3 se presenta una captura de la interfaz de usuario que permite
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ingresar los datos para el diseno de SPS. En la seccién B se entregan mas detalles de cada
opcién.

EJ sIPS Calculation Tool

O Al

Current D=

tomn - oad from TPDB

[min]

Benefits Calculator

From DE database

Calculate SPS oad ngs From File

Figura 4.3: Interfaz de usuario de herramienta de disenio de SPS.
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4.2. Aplicaciéon de la metodologia

En la presente seccién se muestra un caso de validacién consistente en un sistema peque-
no que permite estudiar los efectos de la aplicacién de la metodologia y obtener primeras
conclusiones. El sistema utilizado consiste en una red de 3 nodos presentada en la figura 4.4

30 $/MWh 50 $/MWh
1 (c2)
B2

anl g

L12 A
D1 D2
L13_A L13 B L23 A 123 B

100 $/MWh

Ty | bl

l B3

D3

Figura 4.4: Esquematico del sistema utilizado para validacién. Fuente: Ela-
boracién propia.

El sistema si bien representa una red simplificada, contiene la complejidad de un sistema
enmallado y lineas de doble circuito. Ademas, dispone de generadores renovables que pueden
abastecer el centro de carga ubicado en B3. En esta barra existe un generador de mayor costo
variable de operacion, por lo cual las lineas que conectan el resto del sistema con esta barra
transportaran la energia de menor costo hacia la demanda. Por este motivo, las lineas L13 y
LL23 requieren contar con una capacidad de transmisiéon adaptada para abastecer la demanda
al menor costo posible.

Cada linea posee dos circuitos con las mismas caracteristicas técnicas presentadas en la
tabla 4.1:

Tabla 4.1: Datos de circuitos de lineas.

Capacidad Térmica [MW] | Reactancia [Ohm] | Probabilidad de falla
100 20 0,0011

Cada corredor tiene una capacidad N-1 de 100 MW y una capacidad N de 200 MW. La
capacidad de sobrecarga es igual a la capacidad térmica de cada circuito, es decir, 100 MW.
Es decir, se tiene:

o FN=lmar — 100 MW
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Tabla 4.2: Parametros y costos de SPS

CV Pmax | Pmin | Clmp. Crup Cdown Cdisc
[$/MWh] | [MW] | [MW] [M$] [$/MWh] | [$/MWh] | [$/MWh]

G1 30 100 0 1 CV C.Op. C.Op.
G2 50 150 0 1 CV C.Op. C.Op.
G3 70 400 0 1 CV C.Op. C.Op.
GEolico 0 200 0 1 (GAY4 C.Op. C.Op.
GSolar 0 300 0 1 CV C.Op. C.Op.
D1 - - - 1 - 500 10000
D2 - - - 1 - 500 10000
D3 - - - 1 - 500 10000

Tabla 4.3: Demanda y generacion renovable por bloque en MW

Bloque 1 | Bloque 2 | Bloque 3
D1 100 150 150
D2 100 200 200
D3 250 300 250
GEolico 200 100 150
GSolar 0 300 0

o FNmar — 900 MW
o FOvermaT (por circuito) = 100 MW

o FPostmar (hor circuito) = 100 MW

Los parametros de cada componente se presentan en la tabla 4.2. En esta tabla, C.V. co-
rresponde al costo variable y C.Op. corresponde al costo de oportunidad calculado como la
diferencia entre el costo marginal y el costo variable. La demanda y generacién renovable se
presentan en la tabla 4.3. Los parametros de tasas de subida y bajada R;C y R, . son iguales
a b [MW/min] para todos los generadores.

Se realizard la aplicacion de la metodologia para cada etapa descrita en la seccién anterior.
En cada etapa se presentaran los supuestos mas importante utilizados

Con el fin de comprobar la aplicabilidad de la herramienta se realizaran distintos casos
de prueba. Estos casos se describen en la tabla 4.4. Para el primer caso, se describira la
aplicacion de la metodologia paso por paso con el fin de comprender su aplicacion. En los
demas casos solo se presentaran los resultados obtenidos y supuestos relevantes.
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Tabla 4.4: Diseno de pruebas para validacion.

Caso | Agentes considerados en SPS Prueba Objetivo
Comprobar funcionamiento bésico de
1 Generadores Disefo estandar de SPS p
capacidad de rebalance entre generadores
Comprobar funcionamiento de capacidad
2 Generadores + cargas Disefio estandar de SPS | de rebalance entre generadores y cargas.

Capacidad de elaborar multiples disenos.

Generadores + cargas Comprobar capacidad de lineas de realizar

3 , Diseno estandar de SPS . . .
+ lineas medidas correctivas para aliviar sobrecargas
Generadores + cargas Evaluar capacidad de baterias para realizar
4 + gas Diseno estandar de SPS V_ P ) ¢ o I z
+ baterias acciones correctivas que alivien sobrecargas.
5 G d n Efecto de probabilidad Evaluar impacto de probabilidad de falla en
eneradores + cargas
8 de falla resultados del disenio de SPS
Efecto de tiempo de Verificar efecto de la ventana de tiempo
6 Generadores + cargas ., .
accién correctiva para resolver sobrecargas.
. L Evalua resultados de SPSs ante distintos
7 Generadores + cargas Funciones objetivo

enfoques del diseno.

Caso 1: SPS con Generadores

4.2.1. Analisis de condiciones de operaciéon N-1

La aplicacion de la metodologia comienza con la deteccién de oportunidades. Esta etapa
considera la simulacion de la operacion econémica del escenario base y el escenario relaja-
do. Este ultimo escenario requiere la aplicacion previa de un analisis de congestiones para
seleccionar las lineas que requieren un aumento de capacidad.

Para el andlisis de congestiones se utilizaron los siguientes parametros:

Tabla 4.5: Parametros del andlisis de congestiones

Pardmetro Valor

WLoad 0,5
WemgRel 0,3
WP Load 0,1
WPCmgRel 0,1
TolRel Load 0,8
TolRelCmg 0,5

Los parametros de tolerancia indican el valor en por unidad respecto del que se considera
un indicador de congestion. En el caso de la tolerancia de carga Tol Rel Load indica que para
valores de flujo mayores al 80 % de la capacidad de la linea, se encuentra un indicador de
congestiéon. De forma similar, la tolerancia de diferencia de costos marginales T'ol RelCmg
indica que para diferencias mayores a 50 % de costos marginales entre barras las barras
que conectan la linea respectiva, se encuentra un indicador de congestion a considerar. Los
resultados del analisis de congestiones se presenta en la tabla 4.6:
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Tabla 4.6: Resultados analisis de congestiones para caso de validacion.

Circuito  ALoadAT. ACmgRelAT. APLoadAT, APCmgRelAT, Puntaje

L23 A 0,50 0,61 0,50 0,70 0,55
L23 B 0,50 0,61 0,50 0,70 0,55
L13_A 0,20 0,63 0,20 0,20 0,33
L13 B 0,20 0,63 0,20 0,20 0,33
L12 A 0,00 0,40 0,00 0,20 0,14
L12 B 0,00 0,40 0,00 0,20 0,14

4.2.2. Seleccion de corredores de interés

De la aplicacion del andlisis de congestiones se puede ver que las lineas .23 y L.13 son las
que presentan mayores indices globales de congestiones. De los valores de la primera métrica,
A Load ponderados por la duracién de cada condicion de operacion, AT, se puede calcular e
inferir que .23 y L13 operan por sobre el umbral definido aproximadamente un 50 % y 20 %
del tiempo respectivamente. Esto se infiere de la ecuacion 3.2, donde se contabiliza el valor
del cociente entre el flujo obtenido y su capacidad maxima solo cuando se sobrepasa el um-
bral definido. De este forma los valores obtenidos contabilizan aproximadamente la duracién
relativa de las condiciones de operacion. Asi mismo, la diferencia de costos marginales produ-
cidas por la congestion de cada una de ellas tiene un impacto similar al comparar la métrica
ACmgRel dado que si bien la mayor diferencia de costos marginales es producida por la
congestion de la linea L113, esta condicion de operaciéon representa una menor proporciéon del
tiempo (1752 versus 4380 horas respectivamente de un total de 8760 horas) por lo cual esta
métrica permite cuantificar ambos impactos: la diferencia de costos marginales y su duracion
en el horizonte de tiempo evaluado. Por otra parte, el valor de la métrica AP Load es igual al
indice de nivel de carga pues indica la frecuencia con que se encuentra sobrecargada la linea,
mientras que la métrica APCmgRel también indica que las mayores diferencias de costos
marginales ponderadas por la duraciéon se producen en esta linea. En el caso de la linea L12,
si bien presenta un valor mayor a cero de puntaje global, se observa que no presenta niveles
de cargas importantes para concluir que se encuentra operando a margenes cercanos a su ca-
pacidad méxima de transferencia (ALoad = 0). Por lo tanto, corresponde la simulacién de la
operacién N-1 relajado para las lineas L13 y L23. A continuacion se presentan los resultados
de 10 simulaciones con incrementos del 10 % del nivel de relajo para cada uno. Los resultados
se presentan en la tabla 4.7.
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Tabla 4.7: Resultados de estimacién de beneficios en MUSD,

L13 L23
P j P j
. Costo Total | Costo Total orcentaje de Costo Total orcentaje de
Nivel de L L Ahorro ahorro de costos ., Ahorro ahorro de costos
. Operacién Operacién Operacién
relajo [ %] . de costos | respecto a costo . de costos | respecto a costo
N-1 N-1 relajado . N-1 relajado .,
operaciéon N-1 operacion N-1
10 181,1130 179,2734 1,8396 1,0157 177,8280 3,2850 1,8138
20 181,1130 177,4338 3,6792 2,0314 174,5430 6,5700 3,6276
30 181,1130 175,5942 5,5188 3,0472 171,2580 9,8550 5,4414
40 181,1130 173,7546 7,3584 4,0629 167,9730 13,1400 7,2551
50 181,1130 171,9150 9,1980 5,0786 164,6880 16,4250 9,0689
60 181,1130 171,9150 9,1980 5,0786 163,3740 17,7390 9,7944
70 181,1130 171,9150 9,1980 5,0786 162,0600 19,0530 10,5200
80 181,1130 171,9150 9,1980 5,0786 161,4030 19,7100 10,8827
90 181,1130 171,9150 9,1980 5,0786 161,4030 19,7100 10,8827
100 181,1130 171,9150 9,1980 5,0786 161,4030 19,7100 10,8827
En la figura 4.5 se han graficado los costos y ahorros obtenidos en el andlisis de ambas

lineas.
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(a) relajoen L13 A y L13_B. (b) relajo en L23_A y L23_B.

Figura 4.5: Resultados obtenidos de la simulacién de operaciéon econémica
en escenario base y relajados

De la tabla 4.7 se puede ver que los ahorros son crecientes con el aumento de la capaci-
dad pero a partir de cierto punto no se tienen mayores ahorros. Esto implica que el relajo
del criterio N-1 se puede limitar hasta un cierto nivel, a partir del cual ya no es necesario
seguir relajando este criterio. Ademas el orden de magnitud de los ahorros se puede ver que
representan una parte menor respecto de los costos totales de operacién (aproximadamente
un 5% en el mejor caso). Esto ocurre principalmente porque la falta de capacidad limita la
generacién de generadores convencionales ubicados en las barras 1 y 2. Esta generacion es
reemplazada por el generador convencional G3 ubicado en la barra 3. Dado que este des-
plazamiento de generacién ocurre entre generadores convencionales, la diferencia entre los
costos totales de operacion disminuye conforme disminuye la diferencia entre costos variables
de generacion.

Sin pérdida de generalidad, estudiemos los resultados para el nivel de relajo de 100 % cu-
yos resultados de costos y ahorros se presentan en la tabla 4.8. En la figura 4.6 se presentan
graficamente las condiciones de operacién obtenidas de las simulaciones de operacién econo-
mica. Las figuras 4.6.a y 4.6.b corresponden a la comparacion de la operacion N-1 y N para
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la linea L13 respectivamente, de la condiciéon de operacién 1. Esta condicién de operacion
es donde existe un ahorro positivo (primera fila de la tabla 4.8). Las demés condiciones de
operacion tienen resultados idénticos para las simulaciones a criterio N-1 y N, y por lo tanto
no presentan ahorros de costos (filas 2 y 3 de la tabla 4.8). Esto permite confirmar que las
condiciones de andlisis para el disefio de SPS en la etapa posterior solo deben considerar
aquellas condiciones donde se utiliza el margen de capacidad entre la capacidad N y N-1, i.e.
donde f;. > FZN_l’max, pues son potenciales situaciones de riesgo de sobrecargas ante con-
tingencias. El andlisis es andlogo para la linea L23. En este caso, la condiciéon de operacion
2 es la que produce un beneficio econémico positivo y la comparacion entre la operacion a
criterio N-1 y N se presenta graficamente en las figuras 4.6.c y 4.6.d respectivamente.

Tabla 4.8: Resultados de costos y ahorros totales de operacion en MUSD
para nivel de relajo 100 %.

Lir‘lea COHdlCléI/l de Costo N-1 Cost? N-1 Ahorro
relajada operacion relajado

L13 1 29,346 20,148 9,198
L13 2 82,125 82,125 0
L13 3 69,642 69,642 0
L23 1 29,346 29,346 0
L23 2 82,125 62,415 19,71
L23 3 69,642 69,642 0
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Figura 4.6: Condiciones de operacién donde existen ahorros de costos

En el caso de L13, el relajo del criterio N-1 permite que G1 genere mayor energia en
lugar de G3 debido a su menor costo variable de operacién (30 USD/MWh en lugar de
100 USD/MWh). En el caso de 123, el aumento de capacidad permite que G2 genere mayor
energia en lugar de G3 (50 USD /MW h en lugar de 100USD /MW h). Si bien la diferencia de
costos variables de los generadores G1 y G3 es mayor que la existente entre G2 y G3, el relajo
de la linea L23 produce un mayor ahorro de costos debido a que el aumento de capacidad
permite que G3 reduzca su generacién en 100 MW. En el caso del relajo de 113 se produce
una reduccion de 75 MW en la generacion de G3. Junto con esto, la duracion del bloque donde
existen transferencias por sobre la capacidad N-1, en el caso del relajo de L.23 corresponde
a un 50 % del tiempo, mientras que en el caso del relajo de L13 corresponde a un 20 % del
tiempo. Estos resultados reafirman ademas los indicadores del analisis de congestiones, donde
se obtuvo que esta linea presentaba un mayor puntaje de las métricas de nivel de carga y
desacople de costos marginales.

4.2.3. Optimizacion de diseno de alternativas de SPS

El diseno requiere del estudio de las condiciones de operaciéon donde se utiliza la holgura
disponible al relajar el criterio N-1 y luego, para esas condiciones, se simulan las contingencias
(salidas de circuitos) indicadas por el usuario. En este caso, se simulara la salida de todos los
circuitos del sistema.
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Diseno para L23

El resultado del filtro de condiciones seniala que solo en la condiciéon de operacién 2 se utiliza
la holgura, mientras que el analisis de contingencias indica que solo en la falla de los circuitos
paralelos de la misma linea se produce una sobrecarga, es decir, en los circuitos L23 A y
L23_B. Al representar graficamente esta situacion se tiene una matriz de condiciones de
operacion por contingencias como la presentada en la figura 4.7.

Contingencias

A
[ \

12.A 112.B L13_A 1138 (23 A 1238

Condicién de )
operacién . .
3

Figura 4.7: Matriz y resultados de las exigencias del disefio.

Esto significa que el diseno de SPS se realizard para las contingencias [L23 A y 123 B
en la condicién pre-contingencia 2.

Para los costos de implementacion se utiliz6 un valor inico para todos los agentes igual
a 1MUSD. Para los costos de activacion, en el caso de los generadores, se utilizan un costo
diferente segin la medida correctiva. Para el incremento de generacion se utiliza el costo
variable de generacién, mientras que para la reduccion y desconexion de generacion se utiliza
el costo de oportunidad. El costo de reduccién y desconexion de demanda se considera igual
a 500 USD/MWh (no existe demanda no flexible).

Para el mayor nivel de relajo, es decir, para la operacion a criterio N, se tienen los siguientes
resultados presentados en la tabla 4.9.

Tabla 4.9: Resultados disefio de SPS para L23.

Cost
Costo ol s (1? ., Costo Agentes
Total SPS | P egl;g ACIOM | A ctivacion SPS | del SPS
2.000625 2 0,000625 G2.G3

Las figuras 4.8, 4.9, 4.10 representan la evolucion desde la situacion pre-contingencia,
contingencia y post-contingencia. En esta ultima condiciéon es donde se ha aplicado la medida
correctiva.
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Figura 4.8: Condicién pre-contingencia. Valores en MW.
La situacion de falla en uno de los circuitos de la linea L23 genera una sobrecarga en el

circuito que queda en servicio. En el caso de la falla del circuito L23 A, el flujo de potencia
por el circuito L23_ B sobrepasa su capacidad de sobrecarga en un 31,25 %.
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Figura 4.9: Condicién contingencia: Falla en circuito L23_A. Valores en
MW.

El resultado del diseno 6ptimo de SPS corresponde a la aplicacién de las medidas co-
rrectivas por parte de los generadores convencionales G2 y G3. Estos generadores producen
los menores costos de activacion pues solo en esta componente se diferencian. El costo de
oportunidad en el caso de G2 = CMG — CV = 65 — 50 = 15USD/MWh y en el caso de
Gl=CMG—-CV =70—-70 = 0USD/MW h. El generador solar tiene un costo de activacion
de 50USD /MW h por lo que tiene mayor costo que G2 y por lo tanto no es el encargado de
realizar la accién correctiva. Por otra parte, tanto G1 como el generador edlico no participan
del esquema a pesar de tener costos de activacion menores (0USD/MWh 'y 30USD/MWh
respectivamente). Esto es debido a que un aumento de generacién de cualquiera de los dos,
provocaria un aumento de la sobrecarga en L23 B, mientras que una reducciéon de su gene-
racion no permitiria abastecer la demanda en B1. Del lado de las cargas, dados sus costos de
activacion iguales a 500U SD /MW h, estas resultarian en costos mayores a cualquiera de las
otras opciones, por lo tanto no participan.

La accion correctiva de G2 y G3 es una variacion de su inyeccién en 62, 5M W . En el caso
de G2, este debe reducir su inyeccion para disminuir el flujo por el circuito sobrecargado,
mientras que G3 debe aumentar su inyeccion en la misma cantidad para abastecer la demanda
D3. Esta accion correctiva permite restablecer el flujo por L23 B a valores permisibles,
en este caso, igual a la capacidad de sobrecarga admisible. Una ilustracién de las acciones
correctivas y los flujos resultantes se presenta en la siguiente figura 4.10.
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Figura 4.10: Médida correctiva aplicada por G2 y G3. Valores en MW.

La situacién anterior es analoga para el caso en que el circuito en falla es L23 A. Por otra
parte, dado que las acciones correctivas en ambas situaciones son ejecutadas por los mismos
generadores y con los mismos montos de reducciéon/aumento de inyeccién, entonces el SPS
para un relajo de un 100 % en esta linea estd compuesto por los agentes G2 y G3 quienes
deben disponer de un margen de 62,5 MW en las condiciones de operacion de diseno, la cual
en este caso particular corresponde a la condicion 2.

La soluciéon anterior obtenida corresponde al esquema de acciones correctivas para un
nivel de relajo del 100% en la linea L23. En este caso, el ahorro de costos totales era de
19,71 MUSD mientras que el SPS obtenido tiene un costo de 2,0006 MUSD. Por lo tanto, el
beneficio neto obtenido 17,7094 MUSD (diferencia entre ahorro de costos versus costo total
del SPS) es positivo, lo cual indica que es econémicamente conveniente implementar el SPS.

Diseno para L13

A continuacién se presenta el resultado de la aplicacion de la optimizacién de alternativas
de SPS para L13. En este caso, la condicién de operaciéon de andlisis es la condicién 2. La
simulacién de contingencias entrega como resultado que la salida de cada circuito paralelo de
la misma linea genera una sobrecarga en el circuito que queda en servicio. El resultado del
disefio 6ptimo en este caso genera los resultados de la tabla 4.10.
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Tabla 4.10: Resultados disenio de SPS para L13.

Costo Costo Costo Agentes
Total SPS | Implementacién SPS | Activacion SPS | del SPS
2,000145 2 0,000145 G1,G3

En este caso la medida correctiva Optima estd dada por los generadores G1 y G3. De
manera similar al de la linea L23, esto ocurre debido a que el aumento de capacidad implica
una mayor generacion de G1. Ante la salida de alguno de los dos circuitos que componen
la linea 1113, la forma mas costo efectiva es la reduccion de generacion de G1 y el aumento
de generacién de G3. Esto permite devolver las transferencias por el circuito en servicio a
niveles admisibles por debajo del maximo valor de sobrecarga.

Beneficios netos para distintos niveles de relajo

Segun el anéalisis de los corredores de interés, los ahorros de costos son distintos dependien-
do del nivel de relajo. Justo con esto, los costos del disenio de SPS pueden variar segin este
mismo pardametro. Por tal motivo, en la figura 4.11 a continuacién se presentan los resultados
de ahorros, costos de SPS y beneficios netos en funcién del nivel de relajo en cada linea.

L23 L13
25 25
20
15

10

[MUSD]
[MUSD]

10 20 30 40 50 60 70 80 90 100 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100

Nivel de relajamiento [%] Nivel de relajamiento [%]

— — - Ahorros COStO SPS e Beneficios — — - Ahorros COStO SPS e Beneficios

(a) L23 (b) L13

Figura 4.11: Comparacién de beneficios en funcién de nivel de relajo.

Los resultados presentados en los graficos de la 4.11 permiten concluir que el aumento de
capacidad no siempre tiene que ser igual a todo el margen de holgura de capacidad N y N-1.
Por ejemplo para el caso de la linea 123, es claro que a partir de un 80 % de incremento de
capacidad, tanto los ahorros como los beneficios netos permanecen constantes. En el caso de
L13, existe una diferencia, ya que los ahorros maximos se alcanzan en un 50 % de incremento
de capacidad (ahorro de 9,198 MUSD) sin embargo, el mayor beneficio se alcanza en un
incremento de capacidad de 40 % (7,3584 MUSD). Esta diferencia, si bien sutil, es sensible
a las condiciones de andlisis. Un ejemplo de esto se presentara en el caso 6.

Caso 2: SPS con Generadores y cargas

En los disefios anteriores solo participan los generadores. Esto ocurre debido a los costos de
activacién menores en comparacion a los de las cargas (dindmicos en funcién de la condicién
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de operacién pero de menor magnitud). Ante un escenario de mayor elasticidad de la demanda
y una integracién de mayor capacidad de gestion de su consumo, los costos de sus medidas
correctivas deberian disminuir. Considerando un nuevo costo de activacion, del orden de los
costos de activacion de los generadores, se obtienen disefios 6ptimos que utilizan las cargas.
Consideremos por ejemplo un costo de activacion igual a 10 USD/MW h para las cargas.
Junto con lo anterior, se comprueba la capacidad de la herramienta de generar multiples
disefios considerando la formulacién matematica que permite generar nuevas soluciones.

Para la linea 123, se realizaron 20 disenos de SPS. Los resultados obtenidos se presentan
en la tabla 4.11 a continuacion.

Tabla 4.11: Resultados de multiples disenos de SPS para L23.

Nombre Costo Total | Costo Implementaciéon | Costo Activacion Agentes
disefio SPS SPS SPS SPS
SPS 1 2,000625 2 6,25E-04 G2,G3
SPS 2 2,000906 2 9,06E-04 SOLAR,G3
SPS 3 2,003125 2 0,003125 G2,D3
SPS 4 2,003406 2 0,003406 SOLAR,D3
SPS 5 2,15 2 0,15 G2,D1
SPS 6 2,150675 2 0,150675 SOLAR,D1
SPS 7 3,0006 3 6,00E-04 G1,G2,G3
SPS 8 3,0006 3 6,00E-04 G1,G2,G3
SPS 9 3,002575 3 0,002575 G1,G2,D3
SPS 10 3,00285 3 0,00285 G1,G2,D3
SPS 11 3,00285 3 0,00285 G1,G2,D3
SPS 12 3,002913 3 0,002913 SOLAR,G1,D3
SPS 13 3,001875 3 0,001875 G2,G3,D3
SPS 14 3,003159 3 0,003159 SOLAR,G1,D3
SPS 15 3,075313 3 0,075313 G2,G3,D1
SPS 16 3,075313 3 0,075313 G2,G3,D1
SPS 17 3,075313 3 0,075313 G2,G3,D1
SPS 18 3,075763 3 0,075763 SOLAR,G3,D1
SPS 19 3,075791 3 0,075791 SOLAR,G3,D1
SPS 20 3,076563 3 0,076563 G2,D1,D3

Se puede observar que los costos de cada solucion de SPS son crecientes debido al criterio
econémico de diseno de cada uno. Estas soluciones se generan descartando combinaciones de
agentes obtenidas en cada iteracion de forma que la siguiente solucién sea la de minimo costo
sin ninguna de las combinaciones de agentes antes obtenida. Sin embargo, la participacion
de uno o mas integrantes de las soluciones previas si puede estar contenida dentro de las
siguientes soluciones debido a que se descarta la combinacion de agentes y no participaciones
individuales.

A modo ilustrativo, en la figura 4.12 se presentan las acciones correctivas realizadas por los
SPS 2 y 3. Las condiciones de pre-contingencia y de contingencia corresponden a las mismas
condiciones presentadas en las figuras 4.8 y 4.9 respectivamente.
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Figura 4.12: Disenos de SPS alternativos para .23

De los disenos alternativos obtenidos, se pueden observar distintos agentes que conforman
cada solucion. Para disefios de mayor costo, aumenta la cantidad de agentes. Esto tiene la
ventaja de que disminuye el monto de la accién correctiva en cada uno, y por lo tanto, dismi-
nuyen los requerimientos del recurso ante contingencias, liberando esta capacidad para otros
fines (despacho econémico, servicios complementarios, etc.). Sin embargo, también puede au-
mentar el monto global de la accién correctiva. Por ejemplo, el caso del diseio de SPS 7
presentado graficamente en la figura 4.13 se tiene que existen tres generadores que realizan
acciones correctivas. El monto de la suma de los recursos es 150 MW. Para los disefios 2 y
3 presentados en la figura 4.12 el monto total era de 125 MW. Esto ocurre debido al efecto
del enmallamiento y la redistribucion de los flujos de potencia. A medida que los agentes
se encuentran mas distribuidos en la red, el efecto sobre la sobrecarga disminuye, de forma
que se requieren mayores montos de accién correctiva en cada agente para lograr el mismo
efecto que tuviera recursos mas cercanos a ls zona de sobrecarga. Esto implica que un diseno
con méas agentes si bien reduce la carga sobre la disponibilidad del recurso en cada uno para
ejercer las acciones correctivas, al mismo tiempo es menos eficiente en términos globales para
el sistema para el relajo de una linea en particular.
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Figura 4.13: Diseno de SPS. Valores en MW.

Caso 3: SPS con participacién de lineas

En el presente caso se estudia la posibilidad de las lineas del sistema de transmision de
realizar acciones correctivas. El modelo presentado permite la desconexion de circuitos de
lineas. Esta accion modifica la topologia del sistema y redistribuye los flujos de potencia
por el resto del sistema. Un ejemplo de un diseno se presenta en la figura 4.14. En este
ejemplo, existen tres agentes que ejecutan acciones correctivas: G2, G3 y L23. Al producirse
la salida de uno de los circuitos de L23, el circuito en servicio permanece sobrecargado. La
desconexiéon de este circuito permite entonces que los flujos de potencia se redistribuyan por
las demaés lineas del sistema que incluso mantienen bajo nivel de carga en el resto de las
condiciones de operacién como es el caso de L12. De esta forma, la desconexién de circuitos
permite aprovechar la infraestructura de transmision del sistema, redistribuyendo los flujos
hacia aquellas lineas donde exista margen suficiente para soportar estas transferencias ante
contingencias.
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Figura 4.14: Accién correctiva con participaciéon de lineas.

Si bien la medida permite afectivamente aliviar sobrecargas desconectando completamente
circuitos o corredores enteros debido al efecto que tiene en la topologia del sistema, una
modificacién mas fina de esta topologia podria permitir un control mas eficiente de los flujos
de potencia, reduciendo asi el recurso necesario de los demés agentes del sistema (generadores,
cargas y baterias). Este control podria estar dado por acciones correctivas en transformadores
con cambiadores de tap bajo carga y equipos FACTS que modifiquen de forma gradual o
continua la relacién de impedancia equivalente de las lineas del sistema.

Caso 4: SPS con participacion de baterias

En el presente caso se estudia la efectividad de la participacion de sistemas de almacena-
miento de energia como baterias para realizar acciones correctivas en caso de contingencias.
Al sistema de estudio se agregan tres baterias ubicadas en cada uno de los nodos existentes.
Cada bateria se considera que ya existe dentro del sistema. El costo de implementacion de la
bateria como parte del SPS se asume muy pequetio (0.1 MUSD) dado que es probable que
este tipo de componentes participen dentro de un esquema de control més global (como con-
trol de frecuencia) por lo tanto cuenta con gran parte del equipamiento de control necesario.
Dos aplicaciones de disenos de SPS con baterias se presentan en las figuras 4.15 y 4.16.
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Figura 4.16: Alternativa 2 de accién correctiva con BESS.

Caso 5: Efecto de probabilidad de falla

En los disenos anteriores se ha podido verificar el desempeno de la herramienta y el
sentido técnico y econdémico de las medidas disenadas. Ademas, se han presentado los costos
obtenidos en cada diseno divididos en sus componentes: implementacién y activacién. Si bien
ambos tipos de costos son relevantes a la hora de determinar el diseno de menor costo, se
observa que los costos de activacion tienen un orden bastante menor de magnitud para los
ejemplos presentados. Por tal motivo, en este caso se estudia el sentido econémico de uno
de los componentes principales que pondera la componente de activacion: la probabilidad de

El efecto de la probabilidad de falla de las lineas de disefio ha sido estudiado y registrado
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graficamente en la figura 4.17.a para distintos valores de fallas al afio para la linea L.23. De los
resultados obtenidos se puede observar que los costos totales del SPS aumentan a medida que
la linea de disenio registra mayor cantidad de fallas y siguen su tendencia. Esto es producto
de la necesidad de ejecutar acciones correctivas con mayor frecuencia a medida que la linea es
mas propensa a tener fallas. Por tal motivo, se hace relevante considerar esta componente a
medida que las lineas presentan mayores fallas. De manera analoga, la cantidad de condiciones
donde se observan congestiones y donde se producen sobrecargas ante contingencias, es un
factor que pondera la funcion de costos de activacién a través del tiempo de duraciéon como
se puede observar de la figura 4.17.b.

Componentes de costos de SPS Efecto de duracion
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(a) Efecto de cantidad de fallas en costos de SPS. (b) Efecto del porcentaje de duracién de tiempo con
congestiones.

Figura 4.17: Disenios de SPS alternativos para .23

Caso 6: Efecto de tiempo de accién correctiva

La ventana de tiempo para realizar las acciones correctivas es un parametro que afecta
directamente los resultados del diseno en relacién de los agentes seleccionados y el monto
de sus acciones correctivas. Esto sucede debido a que a medida que la ventana de tiempo es
menor, los generadores mas lentos tienen menos margen para realizar reducciones o aumentos
de inyeccion de generaciéon. Esto afecta principalmente a generadores convencionales con una
gran inercia térmica como centrales a carbén quienes tienen las rampas de toma de carga
mas lentas. Para el caso de generadores renovables conectados mediante inversores, la ventana
de tiempo para modificar su punto de operacion puede ser muy pequena, incluso del orden
de los micro o nanosegundos, por lo cual, seran los principales candidatos para actuar ante
contingencias en ventanas de tiempo muy pequenas.

El efecto del tiempo de accién correctiva se ha estudiado en el presente caso. Los resultados
de la soluciéon de SPSs 6ptimos para distintos tiempos se presenta en la siguiente tabla. Los
costos obtenidos se presentan graficamente en la figura 4.18.

89



Efecto de tiempo de accidon correctiva

Demanda y Renovables y Solo
Renovables convencionales Convencionales

A I\ A

2.0040 | : b
2.0035
2.0030
2.0025
2.0020
2.0015
2.0010
2.0005
2.0000

Costo Total SPS [MUSD]

0 5 10 15 20 25 30

Tiempo de accidn correctiva [min]

Figura 4.18: Efecto de tiempo de accién correctiva.

Se puede observar que los costos decrecen a medida que aumenta la ventana de tiempo de
accion correctiva. Esto ocurre debido a que ventanas de tiempo mayores implica que aumenta
la oferta de agentes que pueden realizar acciones correctivas a menor costo. Esto esta dado
principalmente por generadores convencionales. Por ejemplo, para ventanas de tiempo entre
los 10 y 30 minutos, las acciones correctivas son realizadas por los generadores convencionales
G2 y G3. Para ventanas de tiempo entre los 5 y 10 minutos, el generador renovable solar
y el G2 realizan las acciones correctivas a un costo mayor. En este caso, el generador solar
tiene un mayor costo pero tiene una rampa de generaciéon mayor a la de G2, por lo cual
puede cumplir con su consigna de reduccién dentro de la ventana de tiempo exigida. Para
ventajas entre 1 y 5 minutos, solo se pueden hacer desconexiones de demanda y reducciones de
generacion renovable para alcanzar a devolver las transferencias dentro del tiempo requerido.
Esta exigencia implica un mayor costo del SPS debido a que los costos de activacion de la
desconexion de demanda son mayores a la de los generadores.

Caso 7: Enfoques del diseno

Una capacidad de la herramienta es la posibilidad de modelar distintos objetivos para el
diseno de los SPS. Esto se ha definido como “enfoques” del disefio. En particular, la opcion de
introducir distintos cambios a los parametros de la funcién objetivo permite obtener distintas
alternativas de diseno donde se buscan objetivos diferentes. A continuacién se presentan
cuatro posibles enfoques modelados dentro de la herramienta y que pueden ser seleccionados
por el usuario. El primer y segundo enfoque solo se describen debido a que han sido utilizados
ampliamente en los casos presentados hasta ahora (el primer enfoque de forma directa y el
segundo indirectamente al ignorar la componente de costos de activaciéon).
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Costos de Implementacion y Activacion

Este enfoque corresponde al utilizado hasta el momento. Aqui se minimizan los costos de
implementacion del equipamiento necesario para que los agentes puedan realizar las acciones
correctivas (equipos de accién, control, comunicacién, etc.) y los costos de activacién que
dependen de la profundidad de la accién correctiva y podrian depender de la condicién de
operacion (costos de oportunidad).

Costos de Implementacion

En este enfoque se ignora la componente de los costos de activacion. Esto puede correspon-
der a casos donde no existan pagos asociados a acciones correctivas en caso de contingencias
extremas que pongan en riesgo la estabilidad del sistema. Esto simplifica bastante el pro-
blema al ignorar una componente que depende de la cantidad de contingencias de analisis y
condiciones de operacion.

Minima coordinacion

Una alternativa de disenio puede ser minimizar la cantidad de agentes que componen
el SPS. Esta alternativa entonces reemplaza los costos de implementacion y activacién por
valores unitarios que permiten contar la cantidad de agentes, con el fin de lograr la menor
cantidad de actores dentro del SPS. El resultado de la aplicacién de este enfoque al caso de
estudio se presenta en la figura 4.19 donde se puede ver que la cantidad de agentes es dos, lo
cual en la mayoria de los casos sera la minima cantidad para rebalancear el sistema.
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Figura 4.19: Resultado mediante enfoque de minima coordinacion.

El ejemplo presentado muestra una forma de cumplir con la minima cantidad de agentes
para rebalancear un sistema. Si bien esto cumple con el objetivo del enfoque, también pueden
haber limitaciones sobre el monto de la accién correctiva. En un mercado los agentes pueden
ofrecer ciertas ofertas para participar dentro de un esquema, sin tener necesariamente claridad
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respecto de cuando y donde realizardan las acciones correctivas. Por tanto, una forma de
complementar sus ofertas puede ser mediante un monto maximo para participar. Es decir, en
el caso de los generadores, su oferta puede consistir, por ejemplo, en un monto maximo de 50
MW para desconexion o reduccién de generacion. En el caso de la demanda, podrian estar
dispuestas a reducir su consumo en un monto maximo del mismo u otro valor. De esta forma,
se introduce una restriccion que limita la cantidad méxima del monto de la accién correctiva
segun el tipo de agente. Un ejemplo de aplicacion del enfoque de minima coordinaciéon y un
monto de accién correctiva maxima de 50 MW se presenta en la figura 4.20.
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Figura 4.20: Resultado mediante enfoque de minima coordinacién. Accién
correctiva maxima = 50 MW.

Como se puede observar, en este ejemplo claramente el resultado difiere de la aplicacién del
enfoque de minima coordinacién sin limitaciones de montos maximos. En este tltimo ejemplo,
aumenta la cantidad de agentes de 2 a 4, sin embargo, el monto maximo de reduccién de G2 y
D3 disminuye a 50 MW, a diferencia del ejemplo anterior donde era 62.5 MW. Esta diferencia
es ejercida por el generador solar y D1, quienes realizan una reduccion de su generacion y
consumo respectivamente de 25 MW. La diferencia ocurre dado que la participacion de D1
provoca que los flujos se redistribuyan en forma distinta al ejemplo anterior, lo cual se debe
compensar con un aumento en el monto total del esquema. Esto es un detalle importante
pues el sistema comienza a requerir mayores montos de acciones correctivas a medida que
participan mas agentes debido al efecto de la redistribucién de los flujos de potencia cuando
se modifican los puntos de operacién de los componentes del sistema.

Maxima diversificacion

Otra alternativa es lo contrario del caso anterior: maximizar la cantidad de agentes que
conforman el SPS. Esto es tutil para disminuir el requerimiento de los agentes y a la vez
permitir que mas actores puedan ejercer acciones correctivas. En este caso, la formulacion se
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debe complementar necesariamente con una opcién del usuario que indica el monto maximo
permitido para las acciones correctivas. Un ejemplo de este enfoque se presenta en la figura
4.21 donde se ha utilizado un monto maximo de accién correctiva igual a 40 MW.
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Figura 4.21: Resultado mediante enfoque de maxima participacién. Limita-
ciéon de monto maximo = 40 MW.

Como se puede ver, el aumento de los agentes que participan trae consigo un aumento de
los montos totales de las acciones correctivas. En este ejemplo el monto total es de 135 MW
lo cual es mayor al caso base de 125 MW. Si bien esta diferencia pareciera no ser demasiado,
esto ocurre debido a la limitacion de monto maximo. Al no limitar esta cantidad y utilizar el
enfoque de maxima diversificacion se obtiene el resultado de la figura 4.22 donde aumentan
la cantidad de agentes, los montos individuales y el monto total (400 MW).
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Figura 4.22: Resultado mediante enfoque de méaxima participaciéon. Sin li-

mitacién de monto maximo.
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Capitulo 5

Caso de Estudio: Sistema Eléctrico
Chileno

5.1. Descripcion general

El presente capitulo muestra la aplicacion de la metodologia en la red del Sistema Eléctrico
Nacional (SEN) de Chile utilizado en el proceso de Planificacién de la Expansion de la
Transmisién (PET). Este sistema simplificado del SEN consta de 227 barras, 328 lineas y
2148 centrales. El corredor de estudio corresponde al subsistema de 500 kV que interconecta el
antiguo Sistema Interconectado Central (SIC) y el Sistema Interconectado del Norte Grande
(SING). En la figura 5.1 se presenta la situacién descrita.

Cumbre Nva Cardones Nva Maitencillo Nva P. de Azicar Polpaico
500 kv 500 kv 500 kv 500 kv 500 kv

Figura 5.1: Corredor de estudio del SEN. Fuente: Elaboracién propia.
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El corredor de estudio estda compuesto por las lineas presentadas en la tabla 5.1.

Tabla 5.1: Lineas del corredor de estudio.

Nombre Capacidad N-1 (Estabilidad)[MW] | Capacidad N (Térmico)[MW]
NvaMaitencillo500->NvaCardones500 | 1700 4712
NvaPAzucar500->NvaMaitencillo500 1760 4712
Polpaico500->NvaPAzucar500 1800 4712
NvaCardones500->Cumbre500 1500 6008

Los parametros de capacidad fueron obtenidos desde el Estudio de Restricciones del Sis-
tema de Transmisién (ERST) [202]. Este estudio determina las restricciones del sistema
considerando los escenarios de operacién mas criticos ante contingencias simples desde el
punto de vista de la seguridad y calidad de servicio. Para esto, se evaluan las limitaciones
por capacidad térmicas y de estabilidad de tension, frecuencia, transitoria y permanente, de
acuerdo con las exigencias del capitulo 5 de la NTSyCS.

Los resultados de este estudio muestran que una causa de la limitacion de capacidad de
este corredor es por problemas de estabilidad de tension, lo cual limita la capacidad de cada
corredor a valores entre un 25 y un 38 % de la capacidad térmica. Por lo tanto, para aumentar
la capacidad de transmision de este corredor se requiere resolver previamente este problema.
Para este estudio, se asumira que existe un equipamiento o estrategia que se hace cargo de
los problemas de estabilidad de tension, y por lo tanto, es posible aumentar la capacidad de
transferencia a valores por sobre este limite.

5.2. Resultados de aplicacién de la metodologia

Para la estimacion de ahorros de costos, se realizé una simulacién de la operacién eco-
noémica considerando la aplicacion del criterio N-1 estricto en todas las lineas del sistema,
y luego se realizaron nuevas simulaciones considerando aumentos de capacidad del mismo
valor para las cuatro lineas que conforman el corredor. La figura 5.2 presenta los costos de
operacién obtenidos para los anos 2025, 2026 y 2027 para aumentos de capacidad en pasos
de 250 MW hasta 3000 MW. Las simulaciones fueron realizadas en PLP.
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Figura 5.2: Costos de Operacion del SEN para distintos aumentos de capa-
cidad del corredor de 500 kV de estudio. Fuente: Elaboracién propia.

Se puede observar que los costos de operacion disminuyen a medida que se incrementa
la capacidad de transmision, el cual es el comportamiento esperado. De la misma forma, se
produce una reduccion de los costos de operacion a partir de ciertos niveles de incremento
de capacidad. Estos ahorros son mayores al principio y del orden de 30 a 20 MMUSD. Los
ahorros totales se presentan en la tabla 5.2.

Tabla 5.2: Ahorros en MM USD totales para distintos aumentos de capaci-

dad.
Aumento de 2025 | 2026 | 2027
capacidad [MW]
250 20,855 | 23,106 | 28,743
500 32,181 | 35,339 | 43,907
750 40,159 | 44,579 | 56,054
1000 45,220 | 50,950 | 64,231
1250 46,813 | 52,919 | 67,401
1500 46,884 | 52,905 | 67,538
1750 46,737 | 52,691 | 67,266
2000 46,512 | 52,468 | 66,960
2250 46,251 | 52,212 | 66,564
2500 45,989 | 51,957 | 66,169
2750 45,631 | 51,596 | 65,724
3000 45,272 | 51,235 | 65,279

De los resultados anteriores, se puede observar que a partir de 1250 MW los ahorros
incrementales disminuyen de forma dractica en comparacion a los aumentos anteriores de
capacidad. En la tabla 5.3 se presentan los resultados de la identificacion de condiciones de
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operacion por sobre condicién N-1 para el horizonte 2024-2027 para un aumento de capacidad
de 1000 MW del corredor de estudio.

Tabla 5.3: Condiciones de andlisis para un aumento de capacidad de 1000

MW.
Ano | Condiciones de Analisis
2024 1050
2025 1246
2026 1346
2027 1392

Debido al tamano del problema, se siguié un procedimiento heuristico para reducir la
cantidad de agentes candidatos. Se dividié el andlisis en dos segmentos, el primero consiste
en el andlisis de las condiciones en el rango 0-250 MW, y el segundo en el rango 250-1000
MW. Cada problema se resolvié por separado considerando todos los agentes del sistema,
incluyendo centrales de expansién del sistema. No se considerd line-switching como medida
correctiva. La unién del conjunto solucién de cada rango se tomoé como conjunto factible
para el problema original. Con esto se logré reducir de 867 a 17 agentes candidatos, pudiendo
resolver el problema en apréoximadamente 19 horas en un computador Intel Core i7-9700
3.00 GHz. El costo total del SPS obtenido fue de 14,7834 MM USD considerando un costo
de 1 MMUSD como costo de implementacién y los mismos costos de activacion del caso
de validacion. En la tabla 5.4 se presentan los agentes que conforman el SPS y el monto
requerido (maximo valor de la accion correctiva ejecutada).

Tabla 5.4: Solucién de diseno de SPS para ano 2024.

Nombre Agente Tipo Monto Accién Correctiva
FV_CAMPOS DEL SOL Generador 321,09
FV_LLANOS DE CHOCOLATE | Generador 323,96
FV_AR KIMAL Generador 183,39
FV_CAMPOS DEL SOL II Generador 317,55
FV_ROMERO Generador 196,00
FV_CEME 1 1 Generador 198,00
EOL TCHAMMA Generador 155,40
IE__MEJILLONES Generador 187,50
CANUTILLAR Generador 150,00
SOLAR_FV_SING_ 23 Generador 232,80
Quillota220 Demanda 210,62
CerroNaviall0 Demanda 665,11
ElSalto110 Demanda 546,30
Miraflores110 Demanda 128,11

El diseno obtenido consiste en una combinacién de recursos de generacién y demanda. En
la figura 5.3 se presenta la ubicacion relativa de los agentes respecto al corredor de estudio.
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Las acciones correctivas estan orientadas a la desconexion de generacion aguas arriba del
corredor y la desconexién de demanda aguas abajo para reducir el flujo de potencia en el
corredor y mitigar la sobrecarga. Debido a que los costos de activacion suelen ser nulos en el
caso de las centrales solares y edlicas, estas constituyen la mayor parte de los agentes (57 %),
dentro de las cuales se destaca la inclusion de un proyecto de expansion solar. Ademas, existe
una central térmica (IE Mejillones) y una central hidroeléctrica (Canutillar). Esta dltima
interviene cuando se reduce la generacion en la zona centro de forma que la demanda debe
ser abastecida por generadores ubicados aguas abajo de la zona en contingencia. Esto de
hecho modifica el sentido de los flujos de potencia pues la demanda en las zonas ubicadas
alrededor de Valdivia son abastecidas por generados aguas abajo, modificando el sentido del
flujo de norte a sur por un nuevo sentido de sur a norte. El dltimo de los generadores de la
tabla 5.4 corresponde a una representacion de la expansion de la generacion esperada en la
barra Pozo Almonte 220. En la practica el uso de este generador puede ser reemplazado por
la integraciéon de un conjunto de generadores conectados barras cercanas como Pozo Almonte
110 y Nueva Pozo Almonte 220. Esto se debe a que el efecto en la redistribucion de los flujos
sera similar que la aplicacion en la barra original. Desde el lado de la demanda, existen cuatro
demandas que realizan acciones de reducciones y/o desconexiones del consumo. Se observa
un monto de desconexion alto para Cerro Navia y el Salto debido a la concentracion de la
demanda en esta zona del sistema.

Desconexién/reduccion
de generacion

Desconexidn/reduccién
de demanda

‘ Desconexién/reduccion de ‘

A l generacion

Figura 5.3: Ubicacién de agentes que conforman el disefio de SPS para el
ano 2024. Fuente: Elaboracién propia.
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El ahorro de costos obtenidos para el ano 2024 y para un aumento de capacidad de 1000
MW es de 45,220 MMUSD mientras que el costo del SPS es de 14,7834 MMUSD, por lo que
el beneficio es de 30,4366 MMUSD, es decir, es conveniente la instalacion del SPS.
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Capitulo 6

Conclusiones y trabajo futuro

6.1. Conclusiones del trabajo

Los SPSs son elementos que incorporan flexibilidad a los sistemas eléctricos mediante la
ejecucion de acciones correctivas ante contingencias. Esta capacidad facilita el cumplimiento
de los desafios actuales de los sistemas eléctricos y el cambio climatico, donde la transicion a
una matriz energética basada en fuentes renovables que permitan alcanzar reducir la huella
de carbono es necesaria para mantener una relacion amigable con el medio ambiente. La
revision bibliografica permitié encontrar una brecha para la integracion de los SPSs como
elementos de aporte de flexibilidad en la operacion y planificacion de los sistemas eléctricos.
El disenio de soluciones de SPS no ha sido abordada desde una perspectiva de largo o mediano
plazo, si no mas bien desde la operacién cercana al tiempo real (intradiario). Esta propuesta
permite abordar el disefio de alternativas en un horizonte de mas largo plazo y desde una for-
ma sistémica, donde en principio pueden participar todos los agentes del sistema. Se propuso
un marco metodolégico para encontrar corredores del sistema de transmisién que presenten
congestiones y con el fin de reducir los costos de operacion totales mediante el relajo de la
aplicacion del criterio N-1. La implementacion de la propuesta se materializé en una herra-
mienta con interfaz de usuario que permite la personalizaciéon de multiples parametros que
determinan las caracteristicas del diseno. Esta herramienta forma parte de DeepEdit, el cual
es una plataforma disefiada para la simulacion y andlisis de sistemas eléctricos de poten-
cia que ademas facilita la integracion de nuevos modelos de andlisis técnicos y econémicos,
visualizacién de redes, administraciéon de bases de datos, entre otros.

Se aplico la metodologia propuesta en una red de tres nodos para validar el desarrollo
realizado. Se planted un diseno de pruebas consistente en distintas pruebas con objetivos
diferentes, con el fin de validar los aspectos principales de la herramienta. Dentro de estas
pruebas se buscd comprobar la integracion de distintos agentes en la conformacion del SPS
tales como generadores, cargas, baterias y circuitos de lineas. Los resultados mostraron la
validez y consistencia de los resultados con lo esperado, y comprobé la funcionalidad de la
herramienta para ejecutar la aplicacion de la metodologia.

Se aplico la metodologia propuesta en una red del Sistema Eléctrico Nacional (SEN)
chileno que es usada para realizar la planificacién de la expansion de la transmision. En esta
red se estudio el relajo del criterio N-1 en el principal corredor en 500 kV que interconecta el
antiguo Sistema Interconectado Central (SIC) y el Sistema Interconectado del Norte Grande
(SING). Los resultados muestran que existe un ahorro de 45,220 MMUSD al permitir un
incremento de capacidad de 1000 MW, mientras que el costo del SPS obtenido es de 14,7834
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MMUSD, por lo que el beneficio es de 30,4366 MMUSD, es decir, lo cual refleja la conveniencia
de instalacion del SPS. Sin embargo se advierte que es necesario incorporar elementos que
permitan levantar la restriccién de estabilidad que en este caso limita la aplicacién del criterio
N-1 por aspectos térmicos. Estos elementos podrian ser sistemas de almacenamientos y/o
equipos FACTS, lo cual en caso de ser considerado solamente como parte del SPS podria
revertir la pertinencia econémica de relajar el criterio N-1 en este corredor dependiendo de
los costos involucrados. La solucién encontrada considera agentes ubicados en distintas zonas
del pais, por lo que requiere la coordinacién y comunicacién de estos agentes desde una
entidad centralizada. Ademas, requiere la reduccién de demanda ubicada en la zona central
del pais, por lo que es necesario estudiar la factibilidad de esta reduccién, la cual puede
estar incentivada por programas de participaciéon de la demanda. Un aspecto importante
a considerar es el horizonte de resolucién del problema. Si bien en este caso se considerd
la resolucion de un afio, esto podria modificarse segiin el tipo de implementacion de estos
esquemas. Para la integracion en un proceso de planificacion en un caso donde se desee evitar
el efecto del retraso de la puesta en servicio de nuevas lineas de transmision, o si se desea
desplazar la inversion para afios posteriores, este horizonte debe ser capaz de cubrir aquella
diferencia de tiempo.

Como se ha visto, la propuesta permite replantear la forma en que tipicamente se imple-
mentan estos esquemas. La experiencia en Chile muestra que la instalacion de estos esquemas
tiene un caracter local donde son ciertos agentes especificos los que conforman el SPS, y ge-
neralmente este corresponde a una iniciativa privada proveniente de los mismos beneficiarios
del aumento de capacidad. En cambio, la propuesta planteada en este trabajo permite obte-
ner soluciones de caracter global, pues considera en principio, la posibilidad de participacion
de todos los agentes del sistema. Incluso este principio ya existe en la legislacién europea
como se presentd en la revision bibliografica, y es algo caracteristico de las soluciones de
areas grandes (Wide-Area) o sistémicas (System-Wide). Esta caracteristica por cierto se ve
beneficiada por el avance en las telecomunicaciones y sistemas de mediciéon mas precisos.

6.2. Trabajo futuro

Los resultados de la aplicacion al caso chileno sirvieron para demostrar la capacidad de la
metodologia de ser extendida a un caso realista y para obtener una primera aproximacion de
las soluciones esperadas. Sin embargo, la aplicacién de la metodologia en el caso chileno puede
ser extendida para cubrir mas anos y nuevos escenarios. Ademads, esta aplicacion requiere un
analisis de sensibilidad de distintos factores tales como costos de desconexiéon de demanda,
tiempos de accionamiento de SPS, costos de implementacién y activacion, entre otros.

Un enfoque interesante es incluir la perspectiva privada dentro del diseno de SPS. Esto
quiere decir, modelar el interés que tendria un agente privado para ser parte del SPS. Una
forma de lograr esto es mediante la modificacion de la funcién objetivo y la determinacion
de los beneficios. Cuando se relaja la aplicacion del criterio N-1 en un tramo/corredor en
particular, existen beneficios para el sistema debido a una disminuciéon de los costos totales
de operacién y también existen otros agentes que se benefician de tener una mayor capacidad
de transmisiéon disponible. Esto tltimo puede ser muy importante para ciertos generadores que
teniendo mayor capacidad de transmision, pueden inyectar mas energia al sistema y aumentar
sus utilidades (si fuera el caso). De esta forma, este generador pudiera estar interesado en
tener mayor capacidad de transmision disponible y formar parte de un SPS. Eventualmente
esto pudiera despertar el interés de otros agentes quienes se vean beneficiados de igual forma
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y en conjunto formar parte del SPS.

Ademas, es necesario estudiar el efecto de la integracion de otros componentes del sistema
de potencia que aumentan su flexibilidad tales como equipos FACTS y otros sistemas de
almacenamiento tales como centrales de bombeo; también es importante estudiar el grado de
flexibilidad que presentaran nuevos agentes ante el surgimiento de ciudades inteligentes y sus-
tentables, es decir, la integraciéon masiva de electromovilidad y los efectos de la digitalizacion
en la red. Otro aspecto importante a estudiar es una forma de integrar en la metodologia una
forma de estudiar los efectos que tienen las medidas correctivas en indicadores cuasiestati-
cos, como por ejemplo los niveles de tension. Dada la escala del problema, se pueden utilizar
sistemas equivalentes que permitan reducir ciertas zonas o subsistemas que no deberian parti-
cipar del esquema de acciones correctivas. Esta simplificacion permitiria integrar al problema
simulaciones con flujos AC en lugar de flujos DC, de forma tal de obtener resultados que
cumplan los criterios de desempeiio de los niveles de tension.

Lo anterior también abre la puerta hacia disefios que contemplen otros objetivos, como
por ejemplo, segiin lo expuesto en la guia IEEE, problemas de desviaciones de voltaje en
lugar de sobrecargas. Otro elemento a considerar para profundizar en el disefio de SPS segtin
lo propuesto, se relaciona con los tiempos de ejecucion del problema de optimizaciéon. Cada
condicién a resolver puede tener una o mas alternativas de acciones correctivas. Cuando se
resuelve un nimero considerable de condiciones de forma simultanea, por ejemplo uno o
mas afos en un sistema eléctrico con cientos de barras y agentes, el problema puede tardar
muchas horas o dias en ser resuelto. Esto ocurre principalmente por tratarse de un problema
con mucha simetria, lo cual a medida que aumenta el tamafio del problema, dificulta el
proceso de convergencia del problema de optimizacion. Para afrontar este problema existen al
menos dos enfoques posibles. El primero consiste en reformular el problema de optimizacién,
buscando la eficiencia en la cantidad de variables y restricciones. Por ejemplo, reduciendo la
cantidad de variables binarias (se podria utilizar una misma variable binaria para la reduccion
y desconexion de generacion), anadiendo restricciones para reducir la simetria del problema,
o realizar una formulacién nueva donde se utilicen menos variables. Una alternativa de esta
formulacién nueva es el uso de los factores generalizados de distribucion de generacion o
Generalized Shift Distribution Factor (GSDF). Dado que el problema consiste en disminuir
el flujo por una o mas lineas en contingencia, entonces el problema se puede reducir a buscar
las acciones correctivas tales que se produzca una variacion incremental igual o mayor a la
diferencia entre el flujo en el estado de contingencia y el valor maximo admisible (capacidad
N-1). El uso de los GSDF permite obtener una medida de esta variacion del flujo en funcién de
las variaciones de las inyecciones netas en los distintos nodos del sistema y las caracteristicas
topoldgicas del sistema. Un segundo enfoque para mejorar los tiempos de ejecuciéon consiste en
reducir la cantidad de condiciones de operacion de analisis mediante técnicas de clusterizacion
o de elecciéon de peores escenarios. La primera alternativa consiste en agrupar las condiciones
de operacién segin el grado de similitud que tengan las variables que se utilicen para su
agrupamiento. Por ejemplo, se pueden agrupar utilizando la generacion de cada unidad,
es decir, cada muestra es un vector de NG componentes. Otras variables complementarias
pueden ser la demanda y los flujos por las lineas. Esta alternativa requiere de un alto grado
de sintonizacién del tipo de agrupamiento (y sus parametros respectivos), de las métricas
de distancia, y de los indices que se utilicen para definir un agrupamiento 6ptimo. Para
este trabajo también se realizaron esfuerzos para agrupar las condiciones, sin embargo, por lo
senalado anteriormente, se decidié dejarlo para un trabajo posterior. La alternativa de peores
escenarios consiste en definir un criterio para seleccionar ciertas condiciones que correspondan
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a las més criticas de todo el universo de condiciones de anélisis. El grado de criticidad puede
estar en funcion de la cantidad de agentes disponibles, i.e. menores agentes en servicio indican
una condicién mas dificil de resolver. También puede estar en funcion del nivel de sobrecarga
de la linea, tipo de hidrologia, disponibilidad de renovables, etc.
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Anexos

Anexo A. Esquema de trabajo en DeepEdit para re-

sultados personalizados en PLP

A continuacién se detalla el procedimiento para la ejecucién de la metodologia en DeepEdit
para resultados obtenidos en PLP.

1.

Realizar una simulacion de la operacién econémica (SOE) en PLP con restriccion N-1
en todos los corredores donde se aplique

. Generar esquematico del caso usando opcién Visualization Importer (VSI) en DeepEdit.

. Con el esquematico actualizado y los resultados de PLP, generar base de datos sqlite

usando DeepEdit (TPDB_N_ 1.sqlite)

. Con esta base de datos, se realiza el andlisis de congestiones (TCA) en DeepEdit. De

estos resultados se obtiene un listado de corredores de interés.

. Para cada corredor, se realiza una nueva SOE en PLP aumentando su capacidad de

transferencia.

. Los resultados de esta nueva simulacion se convierten a una nueva base de datos sqlite

usando DeepEdit (TPDB_N_1_relajado.sqlite)

Completar Excel de opciones de SPS y sus campos correspondientes (SPSOptions.xlsx)

. En DeepEdit, usar la opcién System Integrity Protection Scheme para acceder a panel

de opciones y ejecutar el diseno.

La figura A.1 presenta el diagrama de trabajo para simulaciones en PLP.
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TPDB_N_1.sglite

Transmission Congestion
Analysis

Corredores de interés

PLP N-1 relajado

TPDB_N_1_relajado.sqlite

SPS
Options System Integrity Protection
Xlsx Scheme

Figura A.1: Diagrama de trabajo para metodologia en DeepEdit. Fuente:
Elaboracion propia.
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Anexo B. Opciones SIPS Calculation Tool

A continuacion se presentan mas detalles de las opciones de la herramienta programada.
Estas opciones se encuentrand disponibles en la interfaz del médulo SIPS Calculation Tool
de DeepEdit y se presentaron en la figura 4.3.

General setings:

* Select corridors and contingencies: permite abrir un cuadro de dialogo donde el usuario
indica el corredor y las contingencias de analisis.

* Use External Results: Verdadero si se utilizan los resultados de la simulacion de la
operacién econémica desde fuentes externas. Es decir, se debe marcar en caso de usar
los resultados desde TPDB.sqlite.

e Select One Year: si el disetio debe considerar un solo afio. Esto filtra las condiciones de
analisis al anio de estudio.

e Simulate Contingencies: simula la salida de la linea para verificar que se produce una
sobrecarga. En caso contrario, anade directamente la contingencia al problema de op-
timizacion (esto permite ahorrar tiempo en la construccion del problema pero agrega
carga computacional a la optimizaciéon dado que se pueden agregar condiciones donde
no existe sobrecarga.)

* Create report: si se desea crear un reporte de salida al finalizar la ejecucion.
Design settings:

* Corrective Time: Tiempo en minutos para realizar la accién correctiva.

* Num SIPS designs: cantidad de soluciones (o disenos) de SPS

* Relaxation Level: nivel de relajo del criterio N-1. Si este valor es 100 % significa que la
linea opera a criterio N. Este parametro es utilizado para resultados obtenidos en forma
interna.

* Overload Tolerance: porcentaje permitido de sobrecarga en todas las lineas del sistema.

No se contara como sobrecarga si el flujo por la linea esta por debajo del valor calculado

como Fover,maz(1 + Overloatligz)olerance)'

* Select Losses ECD: Tipo de pérdidas a incluir en el cdlculo de la simulacién de la
operacién econémica (interno) y andlisis de contingencias.

* Select Objective Function: Enfoque de diseno seleccionable por el usuario. Existen las
siguientes opciones:
— Implementation and Activation
— Implementation
— MinCoordination
— MaxDiversity

e Select Act. Costs: seleccion de la forma de célculo de los costos de activaciéon. Existen
las siguientes opciones:
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— Opportunity costs

— From File
La tltima opcién tomara los valores desde el archivo de entrada de SPS.
Conditions settings:

e All: analiza todas las condiciones de operacién existentes en una base de datos que
depende del tipo de simulacion.

e Current: la condicién actual presente en el esquematico

e Custom: utiliza una condicién en particular que debe estar presente en la base de datos
correspondiente.

e Use Max Number of conditions: permite seleccionar la cantidad de condiciones de ope-
racion de analisis.

* Select Biggest Overloads: en el caso de usar la opciéon anterior, permite seleccionar
aquellas que presentan un mayor nivel de sobrecarga para la linea de diseno.

Additionals:

* Optional Add-ons: accede a un listado de opciones complementarias para visualizacién
y desarrollo.

* Custom Benefits Calculator: permite obtener un calculo detallado de los beneficios de
relajar el criterio N-1 para cada corredor del sistema. Esta opcion esta disponible solo
para simulaciones que se realizan en forma interna.
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