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LOCALIZACIÓN ÓPTIMA DE RESERVAS DE RESPUESTA RÁPIDA EN
FRECUENCIA PARA SISTEMAS DE POTENCIA CON DISTRIBUCIONES

NO UNIFORMES DE INERCIA

La integración masiva de tecnoloǵıas de generación variables con convertidor está pro-
vocando cambios significativos en la dinámica de los sistemas de potencia. Los sistemas
convencionales se han caracterizado por ser dominados por generación śıncrona distribuida
a través de toda la red. Sin embargo, debido al potencial renovable e intereses económicos,
ciertas zonas geográficas han comenzado a a desplazar la generación convencional. Esto ha
provocado que surjan nuevas interrogantes sobre cómo influye la distribución espacial de
la inercia sobre la dinámica y estabilidad de los sistemas eléctricos. Algunos trabajos han
mostrado que distribuciones no uniformes pueden conducir a dinámicas heterogéneas de la
frecuencia a través de la red, deteriorando el desempeño del sistema, aśı como su seguridad.
En este contexto, la localización estratégica de los recursos de control puede desempeñar
un papel crucial para mantener al sistema estable. Este trabajo propone una formulación
matemática para localizar reservas de FFR a través de un problema de despacho económi-
co considerando los efectos de la distribución de la inercia. Al aplicar la propuesta en el
Sistema Eléctrico Nacional se muestra que es posible asignar reservas de FFR basada en
criterios tecno-económicos, presentando un desempeño dinámico superior a las metodoloǵıas
tradicionales.

i



Para todos y todas
quienes han sido parte de esta aventura

ii



Agradecimientos

En primer lugar, quiero agradecer a mi familia y padres. Muchas gracias por entregarme
todo y darme las facilidades para llevar a cabo mis estudios y desarrollarme personalmente.
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5.1. Caracteŕısticas de distribución Z1Z2H0: (a) localización de GS, (b) indicador
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Caṕıtulo 1

Introducción

1.1. Motivación

Con el fin de reducir las emisiones de gases de efecto invernadero para combatir la crisis
climática actual, diferentes páıses alrededor del mundo han comenzado a definir poĺıticas
energéticas que apuntan a la descarbonización de sus matrices de generación a través de
la utilización de fuentes renovables [1]. Esto, unido a diferentes avances que han tenido las
tecnoloǵıas renovables durante la última década, ha llevado a que los Sistemas Eléctricos de
Potencia (SEP) estén evolucionando hacia sistemas con alta participación de tecnoloǵıas de
generación variable con convertidor (TGVCC) como son la generación solar fotovoltaica y
eólica. En efecto, entre los años 2019 y 2023, la capacidad instalada de TGVCC ha aumentado
en 1.309 GW, superando los 2.000 GW a nivel mundial. De hecho, solo durante el 2023, se
integraron alrededor de 482 GW, más de un 30 % que la capacidad instalada el año anterior
[2]. En el contexto de los objetivos de descarbonización nacional, Chile se ha propuesto que al
2030 su matriz de generación alcance un 70 % en base a enerǵıas renovables [3]. Considerando
el gran potencial de generación renovable existente en el páıs, y en particular el potencial
solar en la zona norte, lograr dicha meta no debeŕıa representar un problema. De hecho,
entre los años 2021 y 2023 se instalaron más de 6900 MW de capacidad en centrales TGVCC
[4],[5], duplicando su capacidad instalada y superado el 30 % de la capacidad total del Sistema
Eléctrico Nacional (SEN) [2].

Durante décadas, la operación segura de los SEP se ha sustentado en los generadores
sincrónicos (GS) convencionales como pilares fundamentales para efectos de control y esta-
bilidad [6], [7]. Durante contingencias, los GS aportan con altas corrientes de cortocircuito
e inercia, contribuyendo de manera significativa a mantener la estabilidad. Desde una pers-
pectiva de control, los GS apoyan regulando tensión mediante sus sistemas de excitación,
participan en el control de frecuencia en base a sus reguladores de velocidad, y amortiguan
oscilaciones locales e inter-área mediante sus estabilizadores de potencia (PSS) [6]. A dife-
rencia de los GS convencionales, las TGVCC se caracterizan por aportar bajos niveles de
corrientes de cortocircuito y por no tener respuesta inercial natural. De esta forma, a medida
que las TGVCC desplazan unidades sincrónicas, gran parte de las funcionalidades que entre-
gan los GS para apoyar la estabilidad de los SEP comienzan a disminuir. Esto ha provocado
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que los SEP se vuelvan débiles y, por ende, más propensos a presentar comportamientos
inestables durante contingencias [8].

Desde la perspectiva de la estabilidad de frecuencia, la disminución de los niveles de inercia
afecta enormemente el desempeño de los SEP, provocando tasas de cambio de frecuencia
(RoCoF1) más pronunciadas y, por ende, mayores desviaciones de frecuencia [9]. Además de
poner en riesgo la estabilidad y el suministro de enerǵıa, RoCoF más pronunciados llevan a
que la respuesta de la frecuencia se vuelva más rápida, lo que requiere acciones de control
más rápidas y complejas [10]. La situación anterior se vuelve aún más compleja al considerar
que las TGVCC suelen incorporarse en zonas con alta disponibilidad de recursos naturales,
las que generalmente se encuentran en áreas débiles del sistema, poco enmalladas y lejos de
los centros de generación convencional [11]. De esta forma, la integración de TGVCC no sólo
genera una reducción de los niveles de inercia total de los SEP, sino que también modifica
su distribución geográfica a lo largo de la red. Diferentes estudios han mostrado que una
distribución no uniforme de la inercia en SEP con altos niveles de TGVCC puede llevar a
comportamientos heterogéneos de frecuencia en distintas zonas del sistema [12], [13], [14]. Lo
anterior puede implicar varios riesgos desde la perspectiva de seguridad del SEP incluyendo
mayor riesgo de pérdida de sincronismo en zonas de baja inercia [14], de protecciones por
sobre o sub frecuencia [12], [15], [16] provocando posibles contingencias en cascada que deriven
en un apagón parcial o total.

Varios páıses alrededor del mundo ya han comenzado a enfrentar algunos de los desaf́ıos
asociados a bajos niveles de inercia producto de altos niveles de TGVCC [9], [11], [17]. De
hecho, algunos operadores ya están imponiendo restricciones en la operación de sus SEP en
términos de niveles mı́nimos de inercia y/o penetraciones máximas de TGVCC. Este es el
caso de páıses como Australia [18], [19] o Irlanda [15], en los que se exigen niveles mı́nimos de
inercia. Para el caso de Chile, el Coordinador Eléctrico Nacional (CEN) también ha impuesto
restricciones de niveles mı́nimos de inercia en la zona norte del páıs [20], [21], de forma
de mantener niveles de seguridad adecuados en el sistema. Si bien medidas que restringen
la operación de los SEP permiten mantener una operación segura en caso de altos niveles
de TGVCC, la operación forzada de unidades sincrónicas también implica vertimientos de
enerǵıa generada en base a TGVCC y, por ende, un aumento en los costos de operación de los
SEP. En el caso chileno, según el CEN, los vertimientos de enerǵıa en el SEN en el año 2022
llegaron a 1666 MWh, superando con creces los vertimientos totales de años anteriores [22].
De esta forma, este tipo de medidas resultan poco atractivas para la integración de TGVCC,
y representan un peligro para alcanzar las metas de TGVCC.

En el contexto nacional, el SEN se caracteriza por ser una red aislada, extremadamen-
te longitudinal, poco enmallada, y con bajos niveles de inercia, lo que lo hace un sistema
inherentemente débil y propenso a inestabilidad. Adicionalmente, el SEN se caracteriza por
poseer una gran concentración de TGVCC en la zona norte del páıs. Al año 2024, solo entre
las regiones de Arica y Coquimbo, la capacidad instalada total de TGVCC supera los 9500
MW, correspondiente a más del 55 % de la capacidad instalada total de TGVCC en el sistema
[23]. Considerando el potencial existente en la zona norte del páıs, las metas renovables, y
los bajos costos que han alcanzado estas tecnoloǵıas, se espera que en los próximos años la
concentración en dicha zona aumente aún más. Lo anterior, unido a las metas de descarboni-

1Rate of Change of Frequency
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zación y a la importante presencia de centrales a carbón en la zona norte del SEN, sin duda
llevará a una distribución no uniforme de inercia en el SEN. En efecto, más del 68 % de la
capacidad instalada de centrales a carbón se encuentran ubicadas en el norte del páıs [23],
por lo que la inercia en dicha región se verá fuertemente reducida. De esta forma, si Chile
aspira a lograr sus metas renovables en base a una integración masiva de TGVCC, se deberán
adoptar diferentes medidas que permitan mantener una operación segura del sistema incluso
frente a bajos niveles de inercia concentrados en ciertas zonas de la red.

La incorporación de estrategias de control en TGVCC ha sido ampliamente discutida
durante los últimos años como una alternativa para enfrentar los desaf́ıos de estabilidad en
SEP [24], [25]. Sin embargo, para que estas unidades puedan participar en el control de
frecuencia de un SEP, deben operar fuera de su punto de potencia máxima (MPP2 por sus
siglas en inglés) o con equipos de almacenamiento [26], aumentando los costos de operación
del sistema o el de inversión de la central. En consecuencia, la asignación de reservas en
unidades TGVCC debe ser llevada a cabo a través de criterios técnico-económicos, tanto
en términos de localización como dimensionamiento. En el contexto anterior, resulta clave
cuantificar cómo afecta la distribución de la inercia en un SEP en la eficiencia de la respuesta
rápida en frecuencia (FFR,3 por sus siglas en inglés) en este tipo de tecnoloǵıas. Hasta
la fecha, solo algunos trabajos han planteado que la asignación de reservas para FFR en
centrales TGVCC ubicadas en zonas de baja inercia mejora la respuesta de los SEP. Sin
embargo, dichos trabajos no proponen ninguna metodoloǵıa que permita localizar reservas
FFR considerando la distribución de inercia del SEP [27], [28], [29], [30].

1.2. Hipótesis

Las hipótesis de este trabajo son:

1. En SEP con distribuciones no uniformes de inercia, la frecuencia no puede considerarse
como una variable uninodal de la red.

2. Para una asignación óptima de reservas para FFR en centrales TGVCC, se debe con-
siderar la distribución de inercia del SEP.

3. En SEP con distribuciones no uniformes de inercia, localizar reservas FFR en zonas de
baja inercia permite mejorar la respuesta de la frecuencia del sistema durante desba-
lances entre carga y generación.

2Maximum Power Point
3Fast Frequency Response
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1.3. Objetivos

1.3.1. Objetivos generales

El objetivo principal de esta tesis es proponer una herramienta práctica que permita
localizar reservas FFR en TGVCC considerando la distribución de la inercia en el sistema.

1.3.2. Objetivos espećıficos

Los objetivos espećıficos de este trabajo son:

1. Analizar la dinámica de la frecuencia en SEP con distribuciones no uniformes de inercia,
y altas concentraciones de convertidores en ciertas zonas de la red.

2. Caracterizar los efectos que tiene la distribución de la inercia de un sistema sobre la
dinámica de su frecuencia.

3. Caracterizar el efecto que tiene la distribución de la inercia de un sistema sobre la
eficiencia del FFR en centrales TGVCC.

4. Formular un problema de optimización que permita localizar de manera óptima las
reservas de TGVCC considerando criterios técnico-económicos.

5. Validar la formulación propuesta en el Sistema Eléctrico Nacional.

1.4. Alcances

Este trabajo se acota en el estudio de dinámicas de la frecuencia a través de simulaciones
a frecuencia fundamental (RMS). En consecuencia, dinámicas muy rápidas e interacciones
entre convertidores podŕıan no ser capturadas por el estudio del efecto de concentración de
convertidores y los efectos que tiene la distribución de la inercia sobre ellas. Por otra parte,
este estudio solo considera la operación de TGVCC en modo grid-following, por lo que la
sincronización de los convertidores con la red depende de la operación de controladores de
Phase-Locked Loop (PLL).

1.5. Estructura

Este documento se compone de 7 caṕıtulos: Los caṕıtulos 1 y 2 presentan la introducción
y motivación, y el marco teórico de este trabajo. Luego, en el caṕıtulo 3 se presenta un
análisis preliminar para analizar los efectos de la distribución de la inercia en el SEN. El
caṕıtulo 4 presenta la metodoloǵıa propuesta en este trabajo, el problema de optimización a
resolver y sus componentes. Los caṕıtulos 5 y 6 presentan los casos de estudio y los resultados,
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respectivamente. Finalmente, el caṕıtulo 7 presenta las conclusiones de esta tesis, aśı como
los trabajos futuros.
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Caṕıtulo 2

Marco teórico

2.1. Impacto de las TGVCC en la estabilidad de los

SEP

2.1.1. Efectos de las TGVCC en la estabilidad de frecuencia

En el estudio de la estabilidad de frecuencia, la inercia sistémica es considerada como uno
de los parámetros claves para mantener una operación segura de los SEP. Este parámetro es
una medida de qué tan bien el sistema puede soportar desbalances de potencia y mantener
un comportamiento estable de la frecuencia [9], [31]. La respuesta inercial la entregan de
una manera natural las masas rotatorias como los GS y motores [6], debido al acoplamiento
electromecánico de estas tecnoloǵıas con la red. Los GS inyectan (o absorben) enerǵıa cinéti-
ca hacia (o desde) la red durante varios segundos frente a desbalances entre generación y
demanda. Esta dinámica está esencialmente descrita por ecuación del swing, presentada en
(2.1). Esta respuesta natural de los generadores se mantiene mientras exista un desbalance
entre la generación y la demanda, y mientras los reguladores de velocidad de las máquinas
sincrónicas aún no comiencen a actuar. De esta forma, en caso de que ocurra un desbalance
de potencia como una pérdida de generación, este es inicialmente compensado mediante la
extracción de enerǵıa cinética de las masas rotatorias conectadas al sistema [32].

2H

ω0

dω

dt
= Pm − Pe(δ) (2.1)

La respuesta inercial de las máquinas sincrónicas lleva a que la dinámica de la frecuencia
sea más lenta y por ende, más fácil de regular [9]. Luego de un cierto tiempo de retardo, los
controles primarios de las unidades sincrónicas reaccionan a las desviaciones de frecuencia
en el sistema modificando las potencias generadas para restablecer el balance en el SEP. El
comportamiento dinámico de la frecuencia explicado se ilustra en la Figura 2.1. Se observa que
la respuesta inercial y el control primario corresponden a las primeras medidas de contención
de la frecuencia, mientras que el control secundario se encarga de restablecer la frecuencia a
su valor nominal.
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Figura 2.1: Respuesta en frecuencia en un SEP frente a perturbaciones (extráıdo de [9]).

En virtud de las caracteŕısticas f́ısicas de las TGVCC y a su conexión a la red mediante
convertidores, el comportamiento de estas tecnoloǵıas es radicalmente diferente al de los GS
en términos de su respuesta durante contingencias [8]. En efecto, debido a que las TGVCC
operan desacopladas de la red, estas no participan naturalmente en la respuesta inercial
de los sistemas frente a desbalances entre generación y demanda [32]. Adicionalmente, los
convertidores de las TGVCC suelen controlarse para inyectar la máxima potencia activa
a la red, lo que provoca que este tipo de unidades no cuente con reservas para participar
en la regulación de frecuencia [24].Pese a ello, es posible implementar lazos de control que
permitan a estas tecnoloǵıas aportar al control de frecuencia. En particular, en el caso de los
aerogeneradores, es posible extraer enerǵıa rotacional de sus aspas reduciendo o aumentando
la velocidad de giro de estas [32]. En el caso de las plantas fotovoltaicas, debido a que estas
carecen de masas rotatorias, este tipo de técnicas suele extraer la enerǵıa almacenada en el
link DC, o utilizar equipos de almacenamiento [33].

Durante los últimos años, diversos trabajos y experiencias prácticas han mostrado que la
creciente integración de TGVCC tiene efectos importantes sobre la estabilidad de frecuencia
de los SEP [8], [9]. Dado que este tipo de tecnoloǵıas no aporta con inercia al sistema y
reemplaza GS convencionales que śı aportan, el desempeño de la respuesta inercial y la
capacidad de control de frecuencia comienzan a degradarse [18]. Esto se refleja en RoCoF más
pronunciados, provocando que la dinámica de la frecuencia se vuelva más rápida y compleja
de controlar [14]. De la misma manera, esto lleva a que el nadir de frecuencia aumente y que
los tiempos en los que el SEP alcanza dicha frecuencia mı́nima se vuelvan más acotados. En
consecuencia, los SEP con bajos niveles de inercia están expuestos a excursiones de frecuencia
mayores, siendo aún más acentuadas en SEP aislados y débiles [14]. Esto puede llevar a que
los SEP deban activar con una mayor frecuencia sus esquemas de protección, ya sean relés
basados en RoCoF y/o por desviaciones de frecuencia, comprometiendo el suministro de
enerǵıa de la población y la estabilidad del SEP [34].

La Figura 2.2 presenta la respuesta dinámica de la frecuencia frente a un mismo desba-
lance de potencia frente a distintos niveles de inercia [19]. Se observa que al operar el sistema
únicamente con GS (curva azul), el desempeño dinámico del sistema se mantiene acotado
dentro de condiciones de operación seguras, y que la frecuencia se recupera rápidamente a
sus valores nominales. En contraste, al reducir la inercia en el SEP mediante la integración
de TGVCC, tanto el RoCoF como la desviación de frecuencia se vuelven mucho más pronun-
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ciadas. Esto lleva a que se supere el umbral de frecuencia, lo que puede llevar a la activación
de medidas correctivas.

Figura 2.2: Dinámica de la frecuencia de un SEP al reducir los niveles de inercia frente a una
misma perturbación (extráıdo de [19]).

La seguridad de los SEP convencionales t́ıpicamente se ha sustentado en la operación
de GS con reservas capaces de afrontar ciertas contingencias cŕıticas, aśı como sus tasas de
rampa capaces de restablecer el balance de potencia rápidamente [18]. El control primario
de frecuencia (CPF) proporcionado por los GS se caracteriza por estar esencialmente ligado
a interacciones mecánicas y/o térmicas en las unidades de generación, otorgándoles tiempos
de acción lentos [25]. Este tipo de control es efectivo en condiciones de operación con altos
niveles de inercia, dado que las dinámicas de la frecuencia son lo suficientemente lentas para
ser reguladas con el CPF convencional en ventanas de segundos. Sin embargo, los cambios
en la dinámica de los SEP representan grandes riesgos desde la perspectiva del control y
seguridad. En condiciones de baja inercia, la acción de los reguladores de velocidad podŕıa
no ser capaz de actuar en la ventana de tiempo requerida para contener las desviaciones
de frecuencia [25]. Dentro de los factores con mayor influencia en este tipo de fenómenos se
identifican los tiempos de retardo del CPF, las capacidades de rampa de estas unidades y la
cantidad de reservas con las que opera [35]. Por esto se ha observado que los SEP con bajos
niveles de inercia son más propensos a presentar eventos en cascada, debido a la degradación
del control de la frecuencia, pudiendo llevarlos a un apagón total [36].

Otro factor fundamental a considerar en el comportamiento de la frecuencia en los SEP
con baja inercia es que su dinámica no estará determinada únicamente por las dinámicas
de los GS. A medida que disminuyen los niveles de inercia, las dinámicas electromecánicas
asociadas a la ecuación del swing de los GS pierden importancia en el comportamiento de
la frecuencia de los SEP [9]. Esto se deduce al plantear la ecuación del swing simplificada
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incorporando la inyección de potencia de las TGVCC según:

2H

ω0

dω

dt
= PTGV CC(t) + PGS(t)− PL(t) (2.2)

Bajo el caso hipotético en que un SEP opere sin GS, es decir H ≈ 0, la ecuación anterior
puede reducirse a:

0 = PTGV CC(t)− PL(t) (2.3)

En base a lo anterior, al menos desde un punto de vista teórico, se observa que cuando
un SEP opera sin GS, la relación entre la frecuencia y el balance de potencia de los SEP
desaparece [9]. En este contexto, incluso en escenarios de baja inercia, la frecuencia comienza
a estar principalmente caracterizada por fenómenos rápidos asociados a las TGVCC. De esta
forma, la dinámica de la frecuencia en SEP de baja inercia se vuelve más rápida, más “cerca”
de la ventana de fenómenos electromagnéticos rápidos. Esto se presenta como un potencial
riesgo para la operación de las unidades sincrónicas, puesto que incluso en escenarios de baja
inercia, estas unidades responderán de manera natural a desviaciones de frecuencia. Esto
puede llevar a que la respuesta inercial de las máquinas deba contribuir con grandes can-
tidades de enerǵıa cinética en poco tiempo, pudiendo llevar a una pérdida de sincronismo.
Con el fin de mitigar los efectos negativos mencionados, durante los últimos años algunos
operadores de SEP con altos niveles de TGVCC han comenzado a imponer diversas restric-
ciones en la operación, tales como restricciones de inercia mı́nima, requerimientos de control
en TGVCC durante fallas (Fault Ride Through, FRT), entre otros. Estas se abordarán en
mayor profundidad en la Sección 2.2.

Desde otra perspectiva, la inercia de los SEP ha sido históricamente analizada desde una
perspectiva sistémica global, es decir, con un único valor para todo el sistema. Lo anterior ha
sido justificado debido a que, en SEP dominados por GS, el comportamiento de la frecuencia
en distintas barras del mismo es muy similar. Sin embargo, a medida que la inercia de los
SEP se reduce, su distribución espacial comienza a tener relevancia [11], [12], [13]. Conside-
rando que las TGVCC usualmente se concentran en regiones geográficas remotas de los SEP,
débiles, poco enmalladas y lejos de la generación convencional, a medida que las TGVCC
aumentan, se comienzan a presentar distribuciones poco uniformes de inercia [12]. Esto re-
percute directamente en el comportamiento dinámico de la frecuencia, puesto que su valor en
cada barra esta principalmente determinada por las velocidades eléctricas de las máquinas
sincrónicas más cercanas [37].De esta forma, cuando la inercia comienza a distribuirse de
manera desigual en los SEP, es esperable que la aceleración que sufre cada área de un SEP
también tenga comportamientos diferentes [12], [28]. En consecuencia, frente a altos niveles
de TGVCC, la frecuencia del sistema puede presentar variaciones importantes en distintas
áreas de la red, dejando inválido el comportamiento uninodal asumido durante décadas. En
la Figura 2.3 velocidades de los GS en distintas áreas de un SEP con una distribución no
uniforme de inercia, frente a un desbalance entre la generación y la demanda [38]. Se observa
que frente a la perturbación, la velocidad de cada máquina del sistema evoluciona de mane-
ras distintas, y por lo tanto, las frecuencias en las distintas barras también serán distintas
[37].Una perturbación en una zona de baja inercia provocará localmente RoCoF más pronun-
ciados, poniendo en riesgo la estabilidad de frecuencia de los SEP e incluso la estabilidad de
ángulo [28]. En consecuencia, a medida que la dinámica de la frecuencia comienza a depender
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de la localización de la inercia, esta variable ya no puede ser considerada como una variable
uninodal, sino más bien multinodal.

Figura 2.3: Respuesta de la velocidad de los GS en un SEP (extráıdo de [38]).

En base a la dinámica multinodal de la frecuencia, se define la frecuencia del centro de
inercia (Center of Inertia, COI) como la suma ponderada de las velocidades eléctricas y la
inercia de los generadores sincrónicos de un sistema [27], [39], según:

ωCOI =

∑
i ωiHi∑
iHi

(2.4)

Debido a que el COI se construye en base a la ponderación de la velocidad de giro de
las máquinas sincrónicas, su uso permite estimar la magnitud de los desbalances de potencia
[17]. Dado que la frecuencia del COI busca representar la dinámica global de un SEP, su
estudio no permite analizar el comportamiento multinodal que se comienza a generar en SEP
distribuciones de inercia no uniformes [40].

En el contexto anterior, en [12] se demuestra que es posible caracterizar la frecuencia
en distintas regiones de un SEP en base a la frecuencia del COI más ciertas componentes
asociadas a las interacciones inter-áreas de un SEP. Una de las principales conclusiones de este
trabajo es que la distribución de la inercia tiene implicancias importantes en la estabilidad
de frecuencia en las distintas regiones de un SEP. La Figura 2.4 presenta el comportamiento
dinámico de la frecuencia de un sistema de 2 áreas (interconexión de Inglaterra y Escocia)
bajo distintas condiciones de operación. Las 2.4 2.4 (a) y (b) presentan el comportamiento de
la frecuencia considerando los mismos niveles de inercia en ambos páıses, pero modificando la
impedancia de su interconexión. Bajo estas condiciones, se observa que ambas áreas oscilan
entre ellas, y al aumentar la impedancia (es decir, al hacer la interconexión más débil),
la amplitud de las oscilaciones aumenta. Por otro lado, las figuras 2.4 (c) y (d) presentan
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el comportamiento del sistema al considerar que la inercia se distribuye con un 90 % en
Inglaterra y 10 % en Escocia. La figura (c) muestra la evolución de la frecuencia de ambas
áreas al ocurrir una perturbación en Inglaterra. Se observa que las oscilaciones en Inglaterra
son prácticamente despreciables, mientras que en Escocia śı se generan oscilaciones. Por otro
lado, en la figura (d) se presentan los resultados en caso de una perturbación de bastante
menor magnitud localizada en Escocia. Se evidencia que, si bien las oscilaciones en Escocia se
amortiguan rápidamente, las amplitudes de las oscilaciones iniciales en dicha región son muy
pronunciadas, provocando RoCoF locales en cada región. En consecuencia, las regiones con
baja inercia podŕıan ser más vulnerables a la activación indeseada de protecciones basadas
en RoCoF [14], [41].

Figura 2.4: Comportamiento regional de la frecuencia del sistema de Gran Bretaña con dis-
tintas distribuciones de inercia (extráıdo de [12]).

En [13] se investigan los efectos de la distribución de la inercia en el desempeño del
CPF en el sistema del estado de Texas, operado por ERCOT. La Figura 2.5 presenta el
comportamiento estad́ıstico del nadir de frecuencia de las barras de sistema, agrupadas por
áreas de inercia similar (R1, R2 y R3) considerando escenarios con distintos niveles de inercia
por zona. El estudio considera una perturbación de carga cercana a las áreas R1 y R2, para
luego analizar cómo vaŕıan las frecuencias mı́nimas alcanzadas al reducir la inercia en cada
región. Se observa que a medida que se disminuye la inercia en las áreas R1 y R2, la frecuencia
mı́nima alcanzada es menor. Por otro lado, al reducir la inercia disponible en R3, se observa
que la frecuencia mı́nima alcanzada en dicha zona comienza a incrementar, teniendo un
comportamiento opuesto a R1 y R2. Esto se debe a que, al reducir la inercia en R3, la
repartición de toma de carga en el SEP durante la respuesta inercial es mayor en las áreas
R1 y R2. En el contexto de la integración de TGVCC, es esperable que este tipo de fenómenos
comiencen a tener mayor relevancia, por lo que es clave tenerlos en consideración.
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Figura 2.5: Registro de frecuencias mı́nimas en las barras del sistema de ERCOT frente a
una contingencia con distintos niveles de inercia (extráıdo de [13]).

Por otra parte, en [42] se realiza un amplio análisis respecto a los efectos de la distribución
de la inercia sobre el comportamiento heterogéneo de la frecuencia a través de los SEP,
comparando la frecuencia del sistema con la similitud coseno. Valores cercanos a 1 indican que
la frecuencia es homogénea en todo el sistema, mientras que valores cercanos a -1 indican la
presencia de fenómenos locales. El estudio se realiza en 3 sistemas, modificando la distribución
de la inercia, la topoloǵıa del sistema y los controladores que participan en el control de
frecuencia. Los resultados mostraron que la heterogeneidad de la frecuencia depende de la
localización de la contingencia, aśı como de la razón entre la inercia de un área con respecto a
la otra, definida como ΦH . Con esta información, se analiza el efecto de la localización de FFR
y del tipo de control aplicado. La Figura 2.6 (a) muestra que la localización del FFR influye
fuertemente sobre la similitud: aplicaciones de FFR en zonas donde no ocurre un desbalance
inducen a una disminución en el valor, aumentando la heterogeneidad de la frecuencia en el
sistema. Por el contrario, al aplicarlo en la zona donde ocurre la perturbación, la similitud
tiende a incrementar, compensando el efecto local de la frecuencia. Por otra parte, la Figura
2.6 (b) muestra que la utilización de controles derivativos en zonas con bajo ΦH tienden
a incrementar la similitud, mientras que el control droop reduce su valor. Por lo tanto, se
concluye que la localización y el diseño de control influyen en la dinámica de la frecuencia
considerando efectos de la distribución de la inercia.
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Figura 2.6: Similitud coseno en función de: (a) aplicación de FFR en distintas áreas, (b) tipo
de control de FFR (extráıdo de [42]).

2.1.2. Efectos de las TGVCC sobre los modos electromecánicos

Si bien la estabilidad de frecuencia ha sido uno de los ápices del estudio de los SEP
con baja inercia, la reducción de inercia también tiene efectos importantes en la operación
normal y en el desempeño de los SEP frente a pequeñas perturbaciones [43]. La inercia es
una caracteŕıstica fundamental en la contención de la velocidad de las máquinas, puesto que
esta indica cómo se verá modificada su velocidad frente a una perturbación [7]. Por ello, los
modos oscilatorios asociados a las dinámicas electromecánicas se ven modificados a medida
que se reduce la inercia sistémica. Anteriormente se mencionó que la frecuencia multinodal
se caracteriza por tener dos componentes: una asociada al comportamiento global de la
frecuencia del COI, y otra ligada a las interacciones inter-áreas [12]. Por esto, estudiar cómo
se modifican los modos electromecánicos puede permitir analizar posibles soluciones a los
desaf́ıos de los SEP con distribuciones no uniformes de inercia. Adicional a esto, el reemplazo
de GS con TGVCC lleva a que se deshabiliten PSS, reduciendo la capacidad del SEP de
amortiguar modos oscilatorios [25].

En [44] se analiza el impacto de la intermitencia de las TGVCC y las reducciones de inercia
sobre los modos oscilatorios de un sistema de prueba de 14 barras de la IEEE. Para pronosticar
las inyecciones de TGVCC, se realizan simulaciones de Monte Carlo en base a modelos
probabiĺısticos, y se analizan 3 casos con distintos niveles de inercia. La Figura 2.7 presenta
el análisis de sensibilidad de 3 modos oscilatorios del sistema: a la izquierda sus valores
propios y a la derecha la distribución de sus amortiguamientos. Se aprecia que a medida que
la inercia del SEP disminuye, los valores propios de dos de los modos comienzan a desplazarse
hacia el semi-plano derecho y que la distribución de sus amortiguamientos se reduce. Estos
resultados son similares a los presentados en [45], en donde los modos electromecánicos del
sistema interconectado de Estados Unidos. El estudio analiza las frecuencias oscilatorias
y amortiguamientos de sus modos más cŕıticos a medida que aumenta la penetración de
TGVCC, y se obtiene que a mayor penetración, mayores son las frecuencias oscilatorias y
menores los amortiguamientos.
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Figura 2.7: Análisis de sensibilidad de los valores propios de un SEP al reducir sus niveles de
inercia (extráıdo de [44]).

En [27] se analiza el impacto de la localización de las TGVCC sobre los modos electro-
mecánicos de los SEP. Para ello, se analiza el impacto de una TGVCC en un sistema radial,
localizándola en una posición α ∈ [0, 1] a lo largo de una ĺınea. En base a un estudio de sen-
sibilidad de los valores propios, se concluye que mientras más lejos se encuentre la TGVCC
del COI, mayor será el aumento en el amortiguamiento de oscilaciones. Esto se presenta en la
Figura 2.8 (a), en donde se identifica anaĺıticamente que la localización óptima de TGVCC
se obtiene al alejarse de la localización del centro de inercia.
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Figura 2.8: Residuos del sistema en función de la posición (extráıdo de [27]).

Para extrapolar este resultado a un SEP de mayor complejidad, en el mismo trabajo [27]
se realiza un análisis sobre un sistema enmallado más complejo, considerando el ı́ndice de
distribución de inercia (IDI) para estudiar la localización de la TGVCC. El IDI se calcula en
base a la distancia que tiene la frecuencia de una barra del SEP respecto al centro de inercia
del sistema en una cierta ventana de tiempo, según (2.5), y luego se normaliza según (2.6).
Un valor de IDI en torno a 0 representa una gran proximidad al COI del SEP, mientras que
valores cercanos a 1 se caracterizan por ser puntos más distantes. La Figura 2.8 (b) presenta
un resultado similar al encontrado para el caso radial: mientras más lejos se encuentre la
barra de localización de la TGVCC, mayor será su contribución en el amortiguamiento del
modo.

dist(fi, fCOI) =

∫ tm

0

(fi − fCOI)2dt (2.5)

IDIk =
dist(fk, fCOI)

máxj dist(fj, fCOI)
(2.6)

2.2. Soluciones a los desaf́ıos asociados a la estabilidad

en SEP con TGVCC

En vista de los desaf́ıos de estabilidad asociados a SEP con altos niveles de TGVCC,
distintos operadores de red e investigadores han propuesto diversas soluciones con el fin
de mantener una operación segura y confiable frente a altos niveles de TGVCC [16], [26],
[41], [46], [47]. La Figura 2.9 presenta diversas soluciones que pueden ser incorporadas en
los SEP para mejorar la seguridad de su operación. Estas cubren aspectos de operación,
control y planificación de los SEP. En términos temporales, estas cubren un amplio espectro;
abordando la planificación intradiaria, diaria, hasta la expansión de largo plazo.
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Figura 2.9: Posibles soluciones para enfrentar los desaf́ıos de estabilidad en SEP de baja
inercia

En el corto plazo, se incluyen medidas como cambios en el despacho/predespacho, aśı como
la operación forzada de GS y/o limitaciones a centrales TGVCC [15], [19], [21], [46], [47]. La
operación forzada de unidades convencionales permite aumentar los niveles de cortocircuito
e inercia, mejorando la capacidad del sistema a responder ante contingencias.

En el mediano plazo, las alternativas tradicionales son la incorporación de dispositivos
como condensadores śıncronos [14], [46], [48], equipos de almacenamiento y/o FACTS [8],
[10], [18], [25], [33],[44]. Todas estas medidas se pueden adoptar para aumentar localmente
los niveles de cortocircuito y/o inercia, y mejorar aśı el comportamiento dinámico de los SEP
débiles. Para el caso de las TGVCC, es posible incorporar lazos de control que permitan
aportar al sistema frente a perturbaciones, ajustando parámetros de estas [9], [49], aśı como
incorporar convertidores Grid-Forming a la red [8], [50]. Si bien el ajuste de parámetros no
incrementa los niveles de cortocircuito ni de inercia, permite reducir los riesgos de inesta-
bilidades asociadas a convertidores. Otra posibilidad atractiva para mejorar la seguridad de
los SEP de baja inercia corresponde a la aplicación de Esquemas de Protección Especiales
(EPE) [49], [51], los cuales son sistemas diseñados para hacer frente a condiciones de riesgo
particulares de cada sistema.

Por último, en el largo plazo, es posible incorporar nuevas máquinas sincrónicas hidráulicas
o concentradores de potencia solar para compensar la desconexión de unidades sincrónicas.
También se encuentran los refuerzos clásicos de red, como el uso de transformadores de baja
impedancia [52], [53], el recableado de ĺıneas de transmisión [52], [54], y la incorporación de
nuevas ĺıneas en la red. En esta sección se presentará brevemente algunas de estas soluciones,
centrándose en los aspectos relacionados a la estabilidad de frecuencia.
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2.2.1. Restricciones en la operación de SEP

Una de las soluciones que ha comenzado a ser ampliamente aplicada por algunos operado-
res de red de forma de minimizar los efectos de bajos niveles de inercia es la incorporación de
restricciones en la operación. A nivel general, este tipo de restricciones se centran en definir
niveles mı́nimos de inercia que permitan garantizar que la robustez de los SEP sea suficiente
para soportar contingencias cŕıticas en distintos puntos de operación de la red [15], [55]. Si
bien este tipo de solución permite mantener una operación segura de los SEP, generalmente
involucran restricciones bastante conservadoras, que no solo aumentan los costos de operación
de los SEP y fuerzan el vertimiento de TGVCC, sino que también ponen en riesgo las metas
de enerǵıas renovables de cada páıs. Por esta razón, el imponer restricciones en la operación
de los SEP debe ser considerada solo como una solución transitoria mientras se diseñan/-
planifican otro tipo de soluciones compatibles con los objetivos y criterios de sustentabilidad
existentes a nivel mundial. A modo de ejemplo, algunos de los SEP que ya están incluyendo
restricciones en la operación son el sistema australiano [49], el irlandés [15], [56], el de Texas
[57] y el chileno [20], [21]. A continuación, se presentarán las restricciones impuestas por estos
páıses y los resultados más relevantes obtenidos en sus estudios.

En el caso del sistema irlandés [15], [56], los operadores del sistema (EirGrid y SONI) han
incorporado restricciones de niveles mı́nimos de inercia desde el año 2010 debido a la detección
de RoCoF por sobre 4 Hz/s [15]. Lo anterior pues dichos valores de RoCoF pueden provocar
que ciertos GS pierdan sincronismo, y que se activen protecciones por RoCoF en el sistema,
conduciendo a que un desbalance de potencia se convierta en una contingencia en cascada.
En este contexto, los operadores han definido la métrica de Penetración de Generación No
Sincrónica (SNSP, System Non-Synchronous Penetration) [15], [58]. El SNSP se define como
el cociente entre la generación de los parques eólicos y las importaciones de los enlaces HVDC
P imp
HV DC , sobre la demanda total del sistema PL y las exportaciones de los enlaces HVDC
P exp
HV DC , según (2.7). Para evitar los problemas asociados a valores de RoCoF superiores al

umbral de activación de las protecciones, desde el año 2010 los operadores han impuesto
restricciones mı́nimas de inercia utilizando los estudios de SNSP [56], [59].

SNSP =
PW + P imp

HV DC

PL + P exp
HV DC

(2.7)

Para analizar cómo se relaciona el SNSP con la estabilidad de frecuencia, los operadores
analizaron 2 contingencias: la pérdida de un enlace HVDC importando altos niveles de poten-
cia desde Gran Bretaña, y un cortocircuito en una zona con alta concentración de TGVCC
[15], [58]. Para cada caso de estudio, se analiza la frecuencia mı́nima alcanzada en el sistema
frente a distintos niveles de SNSP en el sistema irlandés proyectado al 2020. La Figura 2.10
(a) y (b) presentan los resultados obtenidos para la contingencia asociada a la pérdida del
enlace HVDC y al cortocircuito, respectivamente. En cada estudio se analiza el impacto sobre
la frecuencia de habilitar las protecciones por RoCoF (cuadrados verdes) o deshabilitarlas
(triángulos amarillos), las cuales son accionadas a -0.6 Hz/s. La Figura 2.10 (a) ilustra que
los problemas asociados a las protecciones comienzan a aparecer por sobre el 80 %, y que
la frecuencia mı́nima cae por debajo de los 49 Hz. Pese a ello, varios escenarios con menor
SNSP son de riesgo, puesto que el umbral de desconexión de cargas está fijado en 49.3 Hz.
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Por otra parte, en la Figura 2.10 (b) se aprecia que la falla estudiada comienza a generar
problemas con el RoCoF en niveles de SNSP mayores a 45 %.
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Figura 2.10: Frecuencia mı́nima del sistema irlandés para distintos niveles de SNSP del sis-
tema irlandés frente a la (a) pérdida de un enlace HVDC y (b) falla (adaptado de [15]).

Respecto a los estudios realizados, se concluyó que el sistema puede operar de manera
segura con SNSP por debajo del 70 % sin requerir medidas adicionales. Pese a ello, es relevante
considerar que, eventualmente, una falla podŕıa eventualmente provocar efectos más adversos
sobre la estabilidad de frecuencia que la pérdida de un enlace HVDC en condiciones de altos
SNSP. Esto debido a que un cortocircuito puede limitar fuertemente la capacidad de inyección
de potencia activa de los convertidores, impidiendo su contribución al restablecimiento del
balance entre carga y generación.

Durante los últimos años, el SNSP máximo permitido ha ido en aumento, pasando de un
60 % en 2017 al 70 % en 2021 [56], [59], lo que se ha reflejado en la reducción de inercia mı́nima
requerida en el sistema, pasando de 23 a 17.5 GVAs, respectivamente [59]. Lo anterior se ha
logrado a través de la implementación de ciertas medidas, como el reajuste de protecciones
por RoCoF a -1 Hz/s y la inclusión de nuevos servicios complementarios en el sistema [59]. Sin
embargo, cabe destacar que ninguno de los estudios publicados por los operadores explicita
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la metodoloǵıa utilizada en la determinación de inercia mı́nima, y su relación con el SNSP.

Después del apagón del 2016, el operador australiano (AEMO1) también ha incorporado
restricciones de inercia a la operación de su red [18]. En este contexto, diversos estudios
permitieron identificar que uno de los factores que llevó a dicho apagón fue el bajo nivel de
inercia del sistema [18], [19]. Por esto, desde el 2018 AEMO ha incorporado restricciones de
inercia mı́nima que permitan operar cada subsistema de manera segura incluso frente a la
separación de una región [49]. En base a un modelo equivalente simplificado del sistema (con
una máquina por zona), se determinó el nivel de inercia requerido por zona y la cantidad
de reservas rápidas necesarias de parte de las unidades convencionales en cada región. La
metodoloǵıa utilizada considera dos supuestos [49]:

� Se asume que existe una relación lineal entre la inercia rotacional del sistema y la
cantidad de reservas del mismo.

� Se asume que frecuencia de un SEP durante un desbalance de potencia depende de la
velocidad de despliegue de reservas, de los niveles de inercia y de la magnitud del des-
balance entre carga y generación. De esta forma, mientras menores sean los niveles de
inercia, mayor será la cantidad de reservas rápidas requeridas para mantener la frecuen-
cia dentro de un rango de operación seguro. Por consecuente, el segundo supuesto es
que existe una relación inversamente proporcional entre la cantidad de reservas rápidas
necesarias y los niveles de inercia requeridos por un SEP.

La metodoloǵıa para determinar los requerimientos de inercia para la i-ésima zona consta
de dos etapas: en la primera se calcula el nivel de inercia seguro Hseg

i , y en la segunda el
nivel de inercia mı́nima Hmin

i [49]. Inicialmente, para cada región se generan 2 curvas para
las contingencias créıbles más grande de generación y de carga en distintos escenarios de
operación. Para cada contingencia, una curva relaciona la inercia rotacional con la cantidad
de reservas disponibles, y la otra relaciona la cantidad de reservas requeridas para distintos
niveles de inercia operacional. Al interceptar las curvas para cada contingencia, se identifican
dos tuplas de inercia y reservas. De las tuplas obtenidas, el nivel de inercia seguro se determina
como el punto con mayor inercia entre las 2 contingencias analizadas. En la segunda etapa,
para asegurar la operación en isla de cada subsistema, la inercia mı́nima se define como el
nivel seguro menos la inercia del GS más grande de la zona HGS

i , según:

Hmin
i = Hseg

i −HGS
i (2.8)

A modo ilustrativo, la Figura 2.11 presenta las curvas de cada contingencia para deter-
minar el nivel de inercia seguro en la región de Nueva Gales del Sur. Las curvas continuas
representan la relación entre la cantidad de reservas disponibles e inercia rotacional de la
zona en distintos escenarios de operación. Por su parte, las curvas discontinuas representan
la cantidad de reservas necesarias para mantener la frecuencia en el rango permitido a dife-
rentes niveles de inercia. Al interceptar las curvas asociadas a cada contingencia, se identifica
que el nivel de inercia seguro de la región está determinado por las contingencias de carga
(curvas verdes), con un valor de 12.5 GVAs. Finalmente, para determinar el requerimiento

1Australian Energy Market Operator
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de inercia mı́nimo, dado que el GS más grande de Nueva Gales del Sur es de 2.516 GVAs, se
fija la restricción en 10 GVAs.
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Figura 2.11: Determinación de niveles seguros de inercia en el sistema australiano (adaptado
de [48])

En cuanto al caso chileno, el Coordinador Eléctrico Nacional ha impuesto restricciones
de inercia mı́nima a nivel global, como también para la zona norte del páıs [20], [21]. Las
restricciones fueron definidas a través de estudios dinámicos del sistema, reduciendo sistémi-
camente la inercia del sistema. El niveles de inercia mı́nima global fue fijado en 18 GVAs
debido a que el desempeño dinámico del sistema se encontraba muy cercano a los valores
ĺımites permitidos por la Norma Técnica de Calidad y Servicio (NTCyS) [60] en los esce-
narios analizados. Por otra parte, la determinación para la restricción de la zona norte fue
definida en 7.1 GVAs debido a que con niveles más bajos de inercia se presentaron problemas
de convergencia numérica del modelo [21]. Lo anterior se vio relejado a través de señales
ruidosas en la tensión y frecuencia, las cuales fueron atribuidas al alto nivel de penetración
de TGVCC y a su modelamiento poco detallado de los convertidores en simulaciones RMS.
La Figura 2.12 presenta las simulaciones obtenidas para el estudio de restricciones zonales
en el SEN, en donde se observa ruido en las señales bajo las condiciones de menor inercia en
la zona norte del SEN (curvas roja y verde).
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Figura 2.12: Desempeño de la frecuencia y tensión en el SEN para determinar requerimientos
de inercia en la zona norte (extráıdo de [20]).

2.2.2. Incorporación de equipos con aporte inercial

Otra de las soluciones que ha comenzado a ser aplicada desde la perspectiva de la pla-
nificación es la incorporación de equipos inerciales como GS no contaminantes y condensa-
dores sincrónicos (CS). Dentro de los GS, se identifica la incorporación de nuevas unidades
hidráulicas, aśı como los concentradores solares de potencia (CSP), los que no emiten gases
de manera dañina al medio ambiente debido a su operación. Por otra parte, los CS han co-
menzado a tomar una gran relevancia debido a sus aportes a la fortaleza de la red [38], [46],
[48]. El atractivo de estos últimos radica en que operan como generadores sincrónicos sin
turbinas, pudiendo aportar con inercia y corrientes de cortocircuito al sistema, mejorando el
desempeño dinámico de este. En este contexto anterior, páıses como Australia, Dinamarca
y Estados Unidos han comenzado a incorporar nuevas unidades sincrónicas (GS y CS) a su
sistema eléctrico para incrementar los niveles de inercia y robustez de su sistema eléctrico
[18], [25].

Adicionalmente, es posible equipar estas unidades con sistemas de excitación (AVR) para
controlar tensión en ciertos nodos de la red, e incluso implementar PSS para eliminar osci-
laciones inter-áreas generadas por la deshabilitación de ciertos GS en la red [41]. La Figura
2.13 presenta el efecto que tiene la incorporación de distintos controladores en un CS sobre
la frecuencia (a) y RoCoF (b) de un sistema frente a un aumento de carga [61]. Al observar
el comportamiento de la frecuencia y el RoCoF, se observa que la incorporación de PSS y
POD (Power Oscillation Damping) no solo permite mejorar el amortiguamiento del sistema,
sino que también la frecuencia mı́nima.
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Figura 2.13: : Efecto de la incorporación de controladores en un CS sobre la frecuencia y
RoCoF de un SEP (extráıdo de [61]).

2.2.3. Estrategias de control avanzadas en convertidores para apo-
yar la frecuencia del SEP durante contingencias

Con el fin de mitigar los fenómenos asociados a la reducción de inercia rotacional en los
SEP, durante años se han propuesto diversas estrategias de control en tecnoloǵıas basadas en
convertidores para mantener la estabilidad de frecuencia [62]. Gracias a las caracteŕısticas de
la electrónica de potencia, es posible entregar respuestas frente a desviaciones de frecuencia
mucho más rápida que la respuesta de los reguladores de velocidad de los GS convencionales
[38]. En consecuencia, las estrategias basadas FFR han comenzado a ser consideradas como
una gran oportunidad para avanzar hacia la operación de SEP con altos niveles de TGVCC
[49], [51], [57], [63].

Las estrategias de control pueden variar según el tipo de tecnoloǵıa que se utilice, de-
pendiendo si son TGVCC, equipos de almacenamiento con convertidor y/o enlaces HVDC
[9]. Existen diversas maneras de aplicar FFR en convertidores. Entre ellas, es posible iden-
tificar el control droop frente a desviaciones de frecuencia [43], el que permite modificar la
potencia de referencia del convertidor de manera proporcional a la desviación de frecuencia.
Otra posibilidad corresponde a los escalones de potencia frente a ciertos eventos, usualmente
desencadenados por desviaciones de la frecuencia y/o RoCoF en un SEP. También se encuen-
tran los emuladores de inercia virtual, los que suelen utilizar los RoCoF y desviaciones de
frecuencia para su activación [33]. Estas estrategias de control buscan aumentar de manera
artificial la inercia operacional de los SEP mediante la inyección de potencia activa frente a
desviaciones de frecuencia en el SEP. Los trabajos [32], [33], [50] presentan en detalle una
gran cantidad de estrategias de control para emular inercia.

Durante los últimos años, se ha propuesto una inmensa cantidad de trabajos asociados al
control de la frecuencia por parte de diversos recursos de los SEP. Un gran número de ellos
incorpora lazos de respuesta rápida en frecuencia, ya sea como droop, IV u otros. Su acción
puede ser diseñada para aportar a directamente en la operación normal a través del CPF
y/o la acción de FFR para recuperar rápidamente el balance de potencia. A continuación
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se presentarán algunas estrategias novedosas de control con convertidores para mantener la
estabilidad de frecuencia en SEP.

Entre las estrategias de control asociadas al CPF y a la operación normal, en [64] se propo-
ne una estrategia de control para convertidores que permite mejorar la respuesta dinámica de
los SEP a través de la regulación de potencias activas y reactivas acopladas simultáneamente a
la frecuencia y a la tensión. El trabajo [65] propone una estrategia de control coordinada entre
TGVCC y BESS para operarlas como una central de enerǵıa virtual y mejorar el desempeño
de la frecuencia de los SEP en el corto plazo. Al coordinar la VPP como una microrred, los
lazos de control incorporan una componente asociada a las mediciones locales de la frecuencia
cada tecnoloǵıa, y una medición del punto de conexión a la red de la VPP para coordinar la
acción entre los recursos que la componen. Por otro lado, en [66] se propone una estrategia
de control predictivo en TGVCC para aportar con FFR en zonas cercańıas de la localización
de ocurrencia de contingencias. En [67] y [68] se proponen estrategias de control jerárquicas
de frecuencia coordinando la participación de TGVCC y equipos de almacenamiento.

Por otra parte, algunos trabajos abarcan el CSF y el control de frecuencia en distintas
áreas interconectadas sincrónica o asincrónicamente. En los trabajos [69] y [70] se presentan
estrategias de control para apoyar el CSF. En particular, en [69] se propone una estrategia
de control distribuida para IV en microrredes. En [70], la propuesta separa las componentes
de baja y alta frecuencia del ACE para ser mitigadas por los GS y equipos BESS, respectiva-
mente, logrando mejoras en el desempeño dinámico del sistema estudiado. Los trabajos [71],
[72] y [73] utilizan enlaces HVDC para aportar en el control de frecuencia en SEP de varias
áreas. Espećıficamente, en [71] se propone una estrategia de control coordinada entre enlaces
HVDC y plantas eólicas para compensar las segundas cáıdas de frecuencia generadas por la
respuesta inercial de turbinas eólicas. En [72] propone una estrategia de control adaptativa
de dos etapas: la primera modifica las inyecciones de potencia activa utilizando el RoCoF, y
la segunda según cómo responde la frecuencia a la primera etapa.

Si bien los trabajos revisados anteriormente han mostrado ser efectivos para mejorar el
desempeño dinámico de la frecuencia, en su mayoŕıa no consideran el efecto de las distribucio-
nes no uniformes de inercia a lo largo de los SEP. Considerando que a futuro los SEP podŕıan
presentar zonas de baja y alta de inercia, se requerirá el desarrollo de estrategias de control
que consideren la dinámica local de cada área [12], [17]. En este contexto, la utilización de
estrategias de área amplia puede permitir detectar fenómenos que ocurren dentro de cierta
región, o bien coordinar el control de distintas áreas de un SEP para mantener su estabilidad
[74]. A continuación se detallan algunos trabajos propuestos en la literatura diseñados para
enfrentar las reducciones de inercia, incorporando estrategias de área amplia y/o concebidos
para responder a los fenómenos dinámicos locales de la frecuencia en zonas de baja inercia.

En [75] se propone implementar una estrategia de control para emuladores de inercia
utilizando la señal de la frecuencia del COI. La razón de reemplazar la medición local de
frecuencia por el COI es utilizar una señal menos ruidosa, centrándose en el comportamiento
global del SEP e ignorando las oscilaciones inter-área. La Figura 2.14 presenta el esquema
de control propuesto, el cual ha sido diseñado para volantes de inercia. La arquitectura de
control incluye un filtro pasa bajos para eliminar los ruidos de las mediciones, una banda
muerta y un bloque derivativo con una ganancia para emular la IV.
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Figura 2.14: Diagrama de control basado en la frecuencia del COI para volantes de inercia
(extráıdo de [75]).

La Figura 2.15 muestra la velocidad de los generadores del sistema frente a la pérdida de
un GS evaluando distintas estrategias de control. En la Figura 2.15 (a) se presenta la respuesta
del sistema sin utilizar el emulador de inercia, en (b) al habilitarlo con mediciones locales
y en (c) al utilizarlo con la medición del COI. Al comparar el desempeño de los centros
de inercia (d), es posible observar que la estrategia de control propuesta permite mejorar
significativamente el desempeño de la frecuencia, en términos de RoCoF y frecuencia mı́nima.
Sin embargo, dado que la estrategia ignora los modos electromecánicos del sistema, este
control reduce la capacidad de amortiguar oscilaciones locales. Esto se aprecia al comparar
las simulaciones realizadas al utilizar mediciones locales y del COI de frecuencia.

Figura 2.15: Respuesta dinámica de la frecuencia del sistema al aplicar el control basado en
la frecuencia del COI (extráıdo de [75]).
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En [76] se presenta una estrategia de control de área amplia que considera los RoCoF que
surgen en cada área de un SEP luego de una contingencia. La estrategia WAMS propuesta
busca compartir la información de los RoCoF regionales en los SEP para mejorar el des-
empeño global de la frecuencia. Para esto, se proponen 2 alternativas: 1) calcular el RoCoF
promedio y 2) utilizar el valor absoluto más grande de las mediciones.

RoCoFavg =
1

n

∑
i

RoCoFi (2.9)

RoCoFmax = máxRoCoFi (2.10)

Al implementar el valor promedio, se obtiene que la respuesta en frecuencia estará pon-
derada por las mediciones locales y del resto del SEP. Por otro lado, al utilizar el máximo
valor absoluto permite compartir la dinámica de la frecuencia más pronunciada del sistema,
logrando aportar rápidamente con más potencia activa de manera amplia. La Figura 2.16
presenta el esquema de funcionamiento de la estrategia propuesta implementada, explicitan-
do únicamente la medición del RoCoF de la i-ésima área. Esta es compartida al resto de
las áreas del sistema, pudiendo modificar el RoCoF que será utilizado para activar la res-
puesta del CPF en cada una de estas. Pese a que esta estrategia no ha sido diseñada para
TGVCC, esta podŕıa fácilmente implementarse en convertidores con capacidad de respuesta
en frecuencia.

Figura 2.16: Estrategia de control de área amplia con RoCoF compartidos (extráıdo de [76]).

El desempeño de la estrategia se analiza en un modelo reducido del sistema nórdico
(interconexión de Noruega, Suecia y Finlandia) compuesto por 3 áreas. La inercia del SEP
se encuentra concentrada en Noruega y Suecia, siendo Finlandia la zona con menor inercia.
La Figura 2.17 (a) muestra la frecuencia frente a un desbalance de potencia. Se observa que
Noruega y Finlandia presentan los RoCoF más y menos pronunciados, respectivamente. Las
Figura 2.17 (b) y (c) presentan la aplicación de la estrategia propuesta utilizando las funciones
promedio y máximo, respectivamente. Se observa que la estrategia propuesta permite mejorar
el desempeño dinámico de la frecuencia del SEP, logrando homogeneizar el comportamiento de
la frecuencia. Se destaca que al aplicar la función de RoCoF máximo, la respuesta dinámica en
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dicha zona mejora considerablemente, puesto que el resto del sistema contribuye rápidamente
al desbalance.

Figura 2.17: Respuesta en frecuencia del sistema nórdico: (a) Caso base (b) RoCoF promedio
(c) RoCoF máximo (extráıdo de [76]).

En [77] se presenta una estrategia de despliegue de FFR de tipo escalón multietapa basada
en mediciones locales. Esta propone la activación de escalones de FFR que se activan cuando
el RoCoF medido localmente sobrepasa cierto umbral definido para cada etapa. La Figura 2.18
presenta la respuesta de las estrategias de FFR escalonada, en la que se identifica una etapa
inicial de rampa (de algunas decenas a centenas de milisegundos) y luego se mantiene el valor
de potencia determinado. La estrategia considera escalones de FFR para distintos valores de
RoCoF, por lo que mientras mayor sea la magnitud de éste, el escalón de potencia será más
grande. Además, para contener las desviaciones de frecuencia, mientras mayor sea el RoCoF
medido, los escalones presentan tasas de rampa de subida más pronunciadas, permitiendo
restablecer el balance de potencia rápidamente. El interés de este tipo de estrategia multietapa
es que permite ajustar los escalones de FFR según el tamaño de la contingencia. Además,
permite reemplazar parte de la acción del CPF, el cual se caracteriza por poseer tiempos de
acción lentos que no necesariamente son capaces de responder en condiciones de baja inercia.
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Figura 2.18: Rampa de potencia para estrategias FFR escalonadas (adaptado de [77]).

Las ventajas de este tipo de estrategia recaen en su capacidad de medición local. En la
Sección 2.1 se discutió el comportamiento multinodal de la frecuencia causado por las reduc-
ciones y distribuciones de inercia en los SEP, aśı como el efecto de la localización de una
perturbación sobre la frecuencia. Por ello, la activación de FFR basado en la medición de
RoCoF locales permite localizar las zonas que se ven más afectadas por una perturbación e
inyectar reservas para evitar que ésta se propague al resto del SEP [77]. De la misma manera,
dado que esta estrategia está basada en mediciones locales, no se requiere de una infraes-
tructura de comunicaciones para identificar dónde aplicar dichas medidas. Adicionalmente,
las respuestas basadas en control droop y en IV dependen de la desviación de frecuencia y
del RoCoF, lo que provoca que su aporte en potencia se reduzca a medida que transcurre el
tiempo. En contraste, una respuesta escalonada se mantiene en el valor determinado.

Para estudiar la efectividad de la estrategia propuesta, se analiza un sistema de 3 áreas
interconectadas, compuesto por una zona de baja inercia (área 1), de inercia media (área 2)
y de alta inercia (área 3) [77]. La estrategia implementada contempla 3 etapas de FFR con
las mismas caracteŕısticas en cada área. La Figura 2.19 presenta la frecuencia, el RoCoF y
la contribución del CPF y de las estrategias de FFR frente a un desbalance de potencia en
cada área del SEP considerando que la perturbación ocurre en el área 1 (a) y en el área 3
(b). Además, la estrategia propuesta se compara con la respuesta de un control droop (curva
de puntos) y IV (curva discontinua). Para ambas perturbaciones, se observa que el RoCoF
es más pronunciado en el área donde ocurre la perturbación, provocando que el número de
escalones activados cambie en cada área según la localización del desbalance. Al observar la
2.19 se aprecia que el desbalance en el área de baja inercia conduce a la activación de los
3 escalones del área 1, 2 en el área 2 y 1 del área 3. En contraste, cuando ocurre la misma
perturbación en el área de alta inercia, en la Figura 2.19 (b), sólo se requiere la activación de
2 escalones en dicha área y 1 en el área 2. Esta diferencia se debe a que la respuesta inercial
del área de alta inercia logra contener la propagación de la contingencia, y reduciendo su
impacto en el resto del SEP.
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Figura 2.19: Respuesta dinámica de la estrategia de control local propuesta, considerando
una perturbación en (a) área 1 y (b) área 3 (extráıdo de [77]).

Adicionalmente, al comparar la respuesta de las 3 estrategias estudiadas, es posible notar
grandes diferencias en el desempeño de estas. La utilización de IV presenta una gran con-
tribución de potencia en los primeros instantes posteriores a la perturbación, sin embargo,
esta decae rápidamente a medida que el RoCoF disminuye en cada área. Esto provoca que
el nadir de frecuencia alcanzado sea el menor de las estrategias analizadas. Por su parte,
el control droop se caracteriza por responder con un comportamiento similar en las 3 áreas
del SEP estudiado, sin diferenciar dónde ocurre la perturbación. Esto se contrasta con la
estrategia FFR implementada, en donde la localización de la perturbación si influye en cómo
se despliegan las reservas en el SEP.

2.2.4. Esquemas de Protección Especiales

Los esquemas de protección especiales (EPE), también conocidos como esquemas de ac-
ciones remediales, se refieren a los esquemas diseñados para tomar acciones correctivas que
permitan mantener la estabilidad de los SEP frente a ciertas condiciones de operación riesgo-
sas. A diferencia de un esquema de protección clásico, que se centra en aislar fallas y proteger
equipos, los EPE buscan mantener la confiabilidad de los SEP en base a medidas de control.
Este tipo de sistemas ha sido ampliamente utilizado en los SEP alrededor del mundo durante
décadas [78], [79], [80]. Dada la flexibilidad de la definición de los EPE, existe una amplia
gama de medidas remediales que se pueden incorporar en su funcionamiento. Entre los EPE
más usados destacan la conexión y/o desconexión de cargas [34], [81], [82] o generadores [83],
la separación de un sistema en subsistemas [84], la acción de equipos FACTS [85], redespacho,
entre otros. Si bien un EPP aplicado a un SEP particular podŕıa aplicarse a otro sistema,
en general, la selección, diseño e implementación de un EPE dependerán fuertemente de las

28



caracteŕısticas y necesidades propias de cada SEP [80].

Dado que estos esquemas se utilizan para actuar frente a condiciones que ponen en riesgo
la estabilidad de un SEP, su diseño requiere la identificación previa de algún fenómeno que
arriesgue la operación del mismo. Por otro lado, para su funcionamiento, los EPE requieren
de un sistema de monitoreo que pueda realizar mediciones para detectar las condiciones de
operación anormales de las que se debe proteger el SEP. Este puede ser basado en medidores
locales o utilizar infraestructuras de área amplia basadas en PMUs. La mejor elección del
sistema de monitoreo dependerá del tipo de fenómeno a abordar, aśı como de las instalaciones
existentes en el sistema.

De manera general, los EPE se pueden clasificar bajo dos criterios: según los mecanismos
de acción/activación del esquema [79], [86], [87] o según el tipo de acción correctiva que éste
aplique. Cuando la clasificación se realiza en base al mecanismo de acción, hay 3 posibilidades:
EPE basado en eventos, en parámetros o en respuesta [88], los cuales se definen según:

� Basado en eventos: : : El esquema monitorea el surgimiento de ciertos eventos en el
sistema y, en caso de detectar alguno predefinido, activa las medidas correctivas. Para
ello, el conjunto de medidas a aplicar suele determinarse a priori. Un ejemplo de este
tipo de EPE es la desconexión de ciertas unidades de generación o cargas frente a la
pérdida de un enlace cŕıtico del sistema de transmisión.

� Basado en parámetros: El esquema monitorea que el valor de ciertas variables como
voltajes, ángulos, flujos de potencia, se encuentre dentro de ciertos rangos permitidos y,
en caso de que esto no ocurra, inicia las acciones correctivas. Dentro de los EPE de este
tipo se encuentran los desprendimientos de carga debido a desviaciones de frecuencia
[84] o la compensación de reactivos frente a cáıdas de tensión en ciertas áreas [89].

� Basado en respuesta: El esquema monitorea diversas variables del sistema para rea-
lizar una estimación dinámica de su estado en base a indicadores. El EPE aplica las
medidas correctivas óptimas dependiendo del valor del indicador en el punto de ope-
ración. Este tipo de Entre los indicadores más usados se encuentran los márgenes de
colapso de tensión o de estabilidad transitoria.

Cuando la clasificación se realiza en base a la acción correctiva es posible distinguir 5
categoŕıas:

� Modificación topológica: Los EPE de modificación topológica se refieren a las estra-
tegias que se basan en la apertura de ciertos circuitos de ĺıneas de transmisión de los
SEP. Estos suelen utilizarse para mantener controlados los flujos de potencia dentro de
un sistema con el fin de evitar sobrecargas que puedan superar los umbrales de seguri-
dad [90]. Este tipo de EPE también puede ser utilizado para particionar al sistema en
subsistemas durante fallas y evitar aśı un apagón total de la red.

� Regulación de carga: Los EPE de regulación de carga se refieren a las estrategias
basadas en la conexión y/o desconexión de bloques de demanda con el fin de mantener
el balance de carga-generación cuando este no puede ser logrado en base a los recursos
existentes en el sistema. En la práctica, los esquemas de desconexión de carga han sido
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ampliamente utilizados para mantener la frecuencia de los sistemas eléctricos durante
desbalances, tal como ocurre en Chile con los EDAC [84]. Aśı mismo, estos EPE también
pueden ser utilizados para reducir la carga de ciertas zonas de las red y mejorar aśı la
estabilidad de tensión [81], entre otras aplicaciones.

� Regulación de generación: Los EPE de regulación de generación se refieren a las
estrategias que modifican las condiciones de operación de las unidades generadoras.
Estos EPE pueden ser utilizados para mantener el balance de carga-generación, evitar
sobrecargas en el sistema de transmisión y/o mantener el sincronismo entre las uni-
dades sincrónicas. Esto se logra modificando el punto de operación de las unidades
generadoras, o en casos más extremos, en base al rechazo de estas.

� Compensación de reactivos: Los EPE de compensación de reactivos se refieren a las
estrategias basadas en la inyección de reactivos de diversas tecnoloǵıas como TGVCC,
equipos FACTS, entre otros. Estos EPE pueden ser utilizados para evitar colapsos de
tensión u otros fenómenos relacionados que surjan producto de cáıdas de tensión en el
corto-mediano y mediano-largo plazo [91] o bien para mejorar el desempeño transitorio
del sistema durante contingencias [85].

� Modulación de enlaces HVDC: Los EPE basados en enlaces HVDC se refieren a las
estrategias que utilizan los enlaces HVDC presentes en un SEP modificando sus puntos
de operación y/o activando lazos de control. Estos EPE pueden ser utilizados para
controlar los flujos de potencia y/o utilizar la enerǵıa acumulada en sus enlaces para
apoyar al sistema frente a perturbaciones. Entre las posibles aplicaciones se encuentran
el amortiguamiento de oscilaciones entre áreas [92], reducción de la carga en ĺıneas AC
en paralelo [93], entre otros.

Cabe destacar que algunos EPE pueden activar diversos mecanismos correctivos para
mantener la estabilidad del sistema, por lo que podŕıan ser incluidos en varias categoŕıas de
esta última clasificación. En la Tabla A.1 del anexo se presenta una revisión de diversos EPE
presentes en la literatura.

Para comprender los distintos EPE que existen y sus posibles efectos en el desempeño
dinámico de un SEP, en esta sección se explican algunos de los trabajos publicados en la lite-
ratura reciente que incluyen EPE. Los EPE han sido ampliamente utilizados para mantener la
estabilidad de los SEP, en base a la aplicación de medidas preventivas y/o correctivas. La es-
tabilidad en los SEP se define como la habilidad de un sistema de evolucionar dinámicamente
desde un punto de operación hacia otro punto de equilibrio luego de sufrir una perturbación
[94]. En consecuencia, la estabilidad es un problema único. Sin embargo, los SEP son sistemas
altamente no lineales y de gran complejidad, por lo que para comprender de mejor manera la
estabilidad de los mismos es usual clasificar la estabilidad según su naturaleza [8], [94]. Este
tipo de clasificación permite analizar el problema y proponer medidas correctivas efectivas
para cada fenómeno. De manera general, dado que los EPE suelen diseñarse para afrontar
cierto tipo de fenómenos particulares, su aplicación generalmente suele abordar uno o dos
tipos de estabilidades.

La revisión de EPE de la literatura reciente consideró un total de 33 trabajos publicados
entre los años 2012 y 2022. La Figura 2.20 presenta el análisis estad́ıstico de los trabajos
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revisados y presentados en la Tabla A.1. Considerando su mecanismo de acción, 11 de ellos
son EPE basados en eventos, 12 en parámetros y 10 en respuesta. En cuanto a las acciones
correctivas aplicadas, de los EPE revisados las medidas dominantes corresponden a la regu-
lación de carga y generación por sobre las demás, presentando 15 y 17 EPE que las aplican,
respectivamente. Además, se observa que la estabilidad transitoria de ángulo, la de frecuen-
cia y la de tensión son las estabilidades más abordadas. Aśı mismo, del total de trabajos, 6
se asocian a restricciones técnicas de operación de los SEP y 5 a la estabilidad de pequeña
señal u oscilatoria, mientras que no se encontraron trabajos abordando las nuevas ramas de
estabilidad definidas por el Task Force de la IEEE del año 2020 (estabilidad de convertidores
y de resonancia) [8]. Es esperable que la estabilidad de pequeña señal no sea ampliamen-
te abarcada en los EPE, puesto que su acción está principalmente diseñada para enfrentar
contingencias y/o condiciones que se encuentran fuera del rango de operación normal.
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Figura 2.20: Revisión de EPE existentes en la literatura

2.3. Comentarios finales

Desde la perspectiva de la frecuencia, se evidenció que a medida que los niveles de inercia
disminuyen, su dinámica se vuelve más rápida, presentando RoCoF más pronunciados y
por ende, reduciendo la ventana de tiempo disponible para contener sus desviaciones ante
contingencias. Con ello, los SEP de baja inercia no serán capaces de garantizar la estabilidad
de frecuencia únicamente con recursos sincrónicos, y será requerido incorporar nuevas medidas
que contribuyan a garantizar su estabilidad. Es importante mencionar que las restricciones de
operación deben ser aplicadas justificadamente, puesto que estas impactan fuertemente sobre
los costos de operación y puede llevar a desincentivos en la integración de TGVCC. Entre las
nuevas soluciones, la utilización de convertidores cobra una significativa importancia debido
a sus rápidos tiempos de acción y a la flexibilidad que otorgan sus arquitecturas de control.

Es relevante mencionar que a medida que aumentan los niveles de penetración de TGVCC,
la inercia ya no puede ser analizada como una variable global de la red y se vuelve necesario
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considerar su dependencia espacial. Esto se debe a que SEP con distribuciones no uniformes
de inercia tienden a presentar dinámicas heterogéneas a lo largo de su red, pudiendo generar
RoCoF regionales que podŕıan poner en riesgo la operación del sistema. En consecuencia, se
vuelve necesario desarrollar herramientas que permitan representar dichos fenómenos asocia-
dos a la distribución de la inercia.

De manera adicional, a medida que la distribución de la inercia comienza a poseer mayor
relevancia, la localización de los recursos de control de frecuencia también comienza a tener
importancia. Se ha mostrado que la utilización de FFR en zonas con baja inercia tiende a
presentar una mayor eficiencia, por lo que una asignación estratégica de este tipo de recursos
puede ser beneficial para garantizar la operación de los SEP. Considerando que mantener
reservas de FFR implica un aumento directo en los costos de operación, la cuantificación
de la eficiencia de estos recursos resulta fundamental para dimensionar correctamente los
requerimientos de reservas de FFR en un sistema.
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Caṕıtulo 3

Análisis preliminar

3.1. Sistema de estudio

Este caṕıtulo busca caracterizar los fenómenos dinámicos que surgen en el Sistema Eléctri-
co Nacional (SEN) proyectado al 2046 con altos niveles de penetración de TGVCC frente a
distintas distribuciones de inercia. Los objetivos de este análisis son comprender los efectos
que tiene la distribución espacial de la inercia y la concentración de convertidores en ciertas
zonas de la red sobre la dinámica de la frecuencia, aśı como el efecto de la localización del
FFR.

De manera inicial, el SEN se dividió en 5 zonas geográficas, tal como se muestra en la
Figura 3.1. Esta división se realizó considerando la disponibilidad de unidades sincrónicas
que permitiesen estudiar la distribución de la inercia en el SEN, logrando mantener un nivel
similar de inercia sistémica para todos los casos de estudio. En cuanto a los convertidores, se
analiza el efecto de la concentración de TGVCC en la zona norte del páıs para ser coherentes
con los planes de descarbonización y el potencial renovable de la región. Con lo anterior, se
generaron 3 escenarios base en términos de concentración de convertidores: alta concentración
en el Norte Grande (escenarios Z1HX), alta concentración en el Norte Chico (escenarios
Z2HX) y una distribución homogénea en el norte (escenarios Z1Z2HX). Para cada uno de
estos escenarios base, se analizan 4 subescenarios redistribuyendo la inercia del sistema en
la zona con alta concentración de convertidores. Esto se logra encendiendo máquinas en la
zona con alta concentración de TGVCC y apagando máquinas en el resto del sistema de
manera homogénea, es decir, reduciendo la inercia en el resto de las zonas en magnitudes
similares. Con lo anterior, los escenarios son identificados con el término HX , en donde X
corresponde al porcentaje de inercia del sistema localizada en la zona con alta concentración
de convertidores.

En total, se analizan 12 escenarios de operación para estudiar el efecto de la distribución
de la inercia y la concentración de convertidores. Las principales caracteŕısticas de estos se
presentan en la Tabla 3.1. En general, los escenarios de operación analizados cuentan con
una inercia sistémica en torno a los 20 GVAs (con discrepancias debido a su naturaleza
discreta), y una penetración de TGVCC en torno al 85 %. Cabe destacar que para evitar
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cambios importantes en los flujos de potencia, las principales máquinas de cada zona fueron
reemplazadas por convertidores con capacidades y despachos similares. Esto provoca que las
penetraciones de TGVCC tiendan a aumentar a medida que se concentra más inercia en la
zona de estudio.
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Figura 3.1: Caracterización geográfica de los casos de estudio.
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Tabla 3.1: Caracterización de escenarios analizados.

Escenario
Inercia

sistémica
[GVAS]

Generación
TGVCC

[MW]

Generación
GS

[MW]

Penetración
TGVCC

[ %]

Reservas
GS

[MW]

Z1H0 19,8306 14.777 3.624 80,31 1.618
Z1H20 20,1365 15.064 3.404 81,57 1.541
Z1H40 19,7706 15.776 2.707 85,35 1.520
Z1H60 20,4323 16.232 2.292 87,63 1.594
Z2H0 19,9663 15.607 2.794 84,82 1.559
Z2H20 19,668 15.634 2.792 84,85 1.529
Z2H40 19,6456 15.912 2.701 85,49 1.269
Z2H60 20,3198 15.723 2.687 85,4 1.068
Z1Z2H0 19,3122 15.653 2.536 86,06 1.442
Z1Z2H10 19,8694 15.740 2.453 86,52 1.994
Z1Z2H20 19,668 15.879 2.333 87,19 1.813
Z1Z2H30 19,9377 16.212 2.025 88,9 1.565

Para analizar la respuesta dinámica del sistema, se simulan 15 escalones de carga de 400
MW (3 en cada zona geográfica del sistema), y se mide la frecuencia en 5 barras del sistema
durante 15 segundos. La localización de las contingencias y barras de medición se presentan
en el Anexo B.

La Figura 3.2 muestra las etapas de la respuesta dinámica del sistema de estudio frente
a una contingencia. En primer lugar, se identifica una primera respuesta transitoria en el
instante de la falla, de carácter local, caracterizada por una cáıda inicial y oscilaciones en
el sistema. Posteriormente, la frecuencia de las distintas barras de la red converge hacia un
comportamiento homogéneo en el sistema, en el que la frecuencia puede ser considerada como
variable uninodal.

min

RoCoF
max

iz 
peak

Figura 3.2: Métricas de análisis de frecuencia.

35



En vista de las dinámicas encontradas en las distintas ventanas de tiempo, se analizan 3
métricas de desempeño:

� Peak de frecuencia local: Corresponde al primer peak de frecuencia, en el periodo
inmediatamente después de la falla indicada en la Figura 3.2. Este peak inicial es
provocado por un error en el seguimiento de la fase y frecuencia de los PLL. El interés
de extraer este valor peak radica en identificar ciertas condiciones que pudiesen activar
protecciones en el SEP.

� RoCoF mı́nimo: Corresponde al valor mı́nimo de la derivada de la frecuencia durante
el tiempo. Con el fin de abordar los potenciales riesgos asociados a valores de RoCoF
bajos, se extrae el valor de la mayor tasa de cambio de frecuencia del sistema. Estos
valores pueden variar en distintas zonas de la red según la distribución de la inercia y
la localización de la contingencia, por lo que se extrae el valor mı́nimo obtenido en los
puntos de medición. Es importante destacar que en su cálculo se utiliza un filtro pasa
bajos para omitir los ruidos generados por la acción de controladores durante la fase
de recuperación.

� Frecuencia mı́nima: Corresponde a la frecuencia mı́nima que alcanza el sistema en
la ventana de los varios segundos una vez que la frecuencia presenta una respuesta
homogénea en la red.

El análisis a continuación contempla 3 secciones principales: la Sección 3.2 presenta el
análisis del sistema para identificar los efectos de la distribución de la inercia sin considerar
FFR en las TGVCC, la Sección 3.3 busca caracterizar la inercia equivalente por barra según
la distribución de la inercia, y por último, la Sección 3.4 presenta el efecto de la localización
del FFR según la distribución de la inercia en la respuesta dinámica de la frecuencia.

3.2. Efecto de la distribución de la inercia

El análisis de la distribución de la inercia considera los 12 escenarios de operación y
las 15 contingencias mencionadas anteriormente, generando un total de 180 simulaciones
dinámicas. Para cada métrica se realiza un análisis estad́ıstico según las concentraciones de
inercia y convertidores en la red.

Las figuras 3.3 y 3.4 presentan los valores mı́nimos de los peaks de frecuencia y su dis-
persión, respectivamente, para cada caso de estudio. La Figura 3.3 muestra claramente que
contingencias en zonas con baja inercia y alta concentración de TGVCC tienden a presentar
peaks de frecuencia mucho mayores. Esto se observa cuando las contingencias ocurren en Z1

(cajas rojas) para los escenarios con baja concentración de inercia en la zona 1 (Z1HX), en
Z2 (cajas naranjas) para los escenarios con baja concentración en la zona 2 (Z2HX), y en
ambas para los escenarios de baja concentración de inercia en las zonas 1 y 2 (Z1Z2HX).
En ĺınea con lo anterior, se observa que, a medida que aumenta la inercia en zonas con alta
concentración de convertidores, los peaks de frecuencia disminuyen su magnitud. Por otra
parte, es relevante observar que si bien los escenarios Z2HX siguen la misma tendencia, la

36



magnitud de los peaks de frecuencia es mucho más acotada que para los escenarios Z1HX y
Z1Z2HX . Esto se puede deber a que en dichos escenarios, aún existen máquinas sincrónicas
en las 2 zonas adyacentes a Z2, las cuales limitaŕıan el impacto de estas nuevas dinámicas.
En consecuencia, es importante analizar cómo se distribuye la inercia para caracterizar este
tipo de dinámicas.

Figura 3.3: Caso base - Peak de frecuencia mı́nimo alcanzado en cada contingencia.

En la Figura 3.4 se observa que la dispersión sigue un comportamiento similar al anterior:
Contingencias en zonas con alta concentración de TGVCC y baja inercia inducen mayores
dispersiones en los peaks de frecuencia. Esto significa que el comportamiento de dichos peaks
es heterogéneo a lo largo del sistema, lo que denotaŕıa su comportamiento local a lo largo de
la red.

Figura 3.4: Caso base - Dispersión de peaks de frecuencia en cada contingencia.
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La Figura 3.5 presenta los RoCoF mı́nimos que surgen en el sistema para cada caso de
estudio. De manera general, se destaca que la ocurrencia de escalones de 400 MW en distintas
localizaciones de la red provoca RoCoF con distintas magnitudes. Esto indica que la dinámica
inicial de la frecuencia no puede ser caracterizada únicamente por un modelo simplificado de
la ecuación del swing (2.1), y debe considerar la topoloǵıa de la red.

De la figura se aprecia que los RoCoF con mayores magnitudes se generan cuando las
contingencias ocurren en las zonas con alta concentración de convertidores (Z1 o Z2) y en la
zona del extremo sur Z5. En particular, sólo se identifican 2 casos para los que se sobrepasa
el umbral de activación de EDAC, los que surgen debido a oscilaciones en la frecuencia. Esto
daŕıa indicios de que el RoCoF śı se ve afectado por cómo se distribuye la inercia en el
sistema. Ambos casos se analizan en mayor detalle en el Anexo B.

Figura 3.5: Caso base – Tasa de cambio de frecuencia máxima alcanzada en cada contingencia

La Figura 3.6 presenta las frecuencias mı́nimas globales alcanzadas por el sistema para
los casos de estudio. Se identifica que una parte importante de las contingencias conducen a
la activación de EDAC por subfrecuencia, lo que requeriŕıa la acción de medidas de control
de frecuencia adicionales. Nuevamente se observa que contingencias en las zonas con alta
concentración de convertidores conducen a mayores cáıdas de frecuencia: escalones de carga
en Z1 para los casos con alta concentración de inercia en Z1HX , en Z2 para los casos Z2HX ,
y en ambas zonas para los casos Z1Z2HX . Además, se destaca que contingencias en Z5

ambién generan impactos importantes sobre la frecuencia del sistema, presentando cáıdas
similares a las causadas en Z1 y Z2. Esto coincide con los resultados obtenidos para el RoCoF:
RoCoF con magnitudes mayores llevan a una mayor cáıda de frecuencia. Sin embargo, es
importante destacar que el cuánto caerá la frecuencia no sólo depende del RoCoF inicial,
sino que también de las caracteŕısticas del CPF. Independiente de cómo se distribuya la
inercia, si las máquinas disponibles tienen velocidades de despliegue altas, la frecuencia se
restaurará más rápidamente, reduciendo el valor mı́nimo de la frecuencia alcanzado.
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Figura 3.6: Caso base - Frecuencia mı́nima global alcanzada en cada contingencia

En vista de los resultados dinámicos obtenidos en la dinámica de los peaks iniciales de
frecuencia, se concluye que:

� La magnitud de los peaks depende fuertemente de las caracteŕısticas de la zona en
donde ocurre la contingencia. En particular, zonas con alta concentración de TGVCC
y baja inercia presentan mayores peaks de frecuencia, y una mayor dispersión en la
dinámica de dicho peak en el resto del sistema.

� La magnitud de los peaks depende de cómo se distribuye la inercia. Esto se observó
significativamente en los escenarios Z2HX , en donde los peaks presentaron magnitudes
considerablemente menores a los experimentados en los otros escenarios por poseer
zonas adyacentes con inercia.

� La localización de las contingencias śı influye en el valor de frecuencia mı́nima alcanzada
por el sistema. Cuando las contingencias ocurren en zonas con alta concentración de
TGVCC el sistema presenta mayores cáıdas de frecuencia.

� Los RoCoF dependen fuertemente de la inercia disponible en la zona en que ocurre el
desbalance.

En vista de los resultados obtenidos, se vislumbra la necesidad de caracterizar cómo se distri-
buye espacialmente la inercia en una red eléctrica. A continuación se presenta una formulación
matemática que permita estudiar cómo influye la distribución espacial de la inercia en SEP,
basada en la disponibilidad de máquinas sincrónicas y en su topoloǵıa.
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3.3. Formulación de inercia equivalente por barra

En esta sección se propone determinar un valor equivalente de inercia por nodo, como
una medida de robustez, a partir de la distribución espacial de la inercia y de la topoloǵıa
de la red.

Para considerar la topoloǵıa, se construye una matriz de admitancia extendida del sistema
Y ′G compuesta de 3 elementos principales: la matriz de admitancia tradicional Y 0

G, la matriz
diagonal de admitancia interna de los generadores YGS y la matriz diagonal de admitancia
de los convertidores Yconv, respectivamente:

Y ′G = Y 0
G + YGS + Yconv (3.1)

Al invertir la matriz Y ′G y obtener la matriz de impedancia Z ′G, se define una noción de
proximidad entre las barras del sistema según (3.2). De esta manera, si dos barras ij son
cercanas, el valor de Dij tenderá a 1, y en el caso contrario, su valor será cercano a 0.

D = |Z ′G · diag(Z ′G)−1| (3.2)

Sea G el conjunto de generadores de un sistema, y sea Hg la inercia rotacional del g-ésimo
generador. Se propone el indicador H∗i de la i-ésima barra como la suma ponderada de
la inercia de todos los generadores del sistema por su noción de proximidad a la barra
correspondiente, tal como se muestra en (3.3):

H∗i =
∑
g∈G

DigHg (3.3)

El indicador captura la concentración de inercia en ciertas zonas. Concretamente, valores
altos de H∗i altos indican una mayor cercańıa a unidades sincrónicas, y valores bajos a zonas
distantes. Es importante destacar que la inclusión de las componentes asociadas a los con-
vertidores permite aumentar la distancia de ésta a los GS en zonas con alta concentración de
convertidores, reduciendo su influencia en la barra. El interés de esto se centra en caracteri-
zar zonas con alta penetración de TGVCC, en donde los GS no son las únicas unidades que
influyen en la dinámica de la frecuencia.

A modo de ejemplo, la Figura 3.7 presenta la estimación de inercia del caso Z1H0, en que
no hay inercia disponible en el extremo norte; a la izquierda se presenta la localización de los
GS, y a la derecha el indicador H∗i en cada barra. De la figura se aprecia que la formulación
logra capturar la distribución espacial de la inercia, presentando una transición en el cálculo
del indicador a medida que se reduce la inercia disponible en cada zona.
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Generador 
Síncrono

(a) Localización de GS

H*

0 +1000

(b) Indicador H∗ por barra

Figura 3.7: Representación gráfica del efecto de la distribución de inercia sobre la estimación
de inercia por barra, escenario Z1H0.

La Figura 3.8 presenta la distribución de densidad de H∗i de cada zona para cada es-
cenario de operación. Se aprecia que cuando las zonas no poseen inercia (escenarios H0),
sus indicadores presentan valores menores que el resto del sistema. Luego, a medida que se
modifica la distribución de la inercia, sus distribuciones de densidad comienzan a desplazarse
a la derecha. De manera coherente, el aumento de inercia en dichas zonas también provoca
una reducción en los valores del resto del sistema. Además, es posible apreciar que las zonas
centrales de la red poseen indicadores más altos, mientras que ocurre lo contrario en las colas
de red, lo que es coherente con la topoloǵıa del sistema chileno.
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Figura 3.8: Distribución de densidad de estimación de inercia por barra para cada zona y
punto de operación.

A modo de caracterizar los resultados preliminares del sistema, la Figura 3.9 muestra el
valor mı́nimo y la dispersión de los peaks de frecuencia en función del indicador H∗ en la
barra en que se localiza la contingencia. Se observa que cuando la contingencia ocurre en
barras con bajo H∗i , estas tienden a provocar peaks con magnitudes y dispersiones mayores,
por lo que el indicador logra capturar la robustez de la red. Adicionalmente, se aprecia que
a partir de un cierto valor de H∗, tanto la magnitud como la dispersión de los peaks tiende
a ser independiente del valor de H∗ en el nodo donde ocurre la contingencia.
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Figura 3.9: Peaks de frecuencia mı́nimos y dispersión de valores según indicador de inercia
de la localización de la contingencia.

La Figura 3.10 presenta la frecuencia y el RoCoF mı́nimos obtenidos en función del
indicador de inercia. Se aprecia que no existe una correlación directa entre frecuencia mı́nima
y la distribución de la inercia. Este resultado es esperable debido a que la frecuencia mı́nima
depende de diversos factores, como la magnitud del desbalance, las velocidades del CPF, entre
otros, tal como se mencionó en el Caṕıtulo 2. En cuanto al RoCoF, se observa que cuando
la contingencia ocurre en barras débiles no necesariamente provoca RoCoF con magnitudes
mayores. Sin embargo, los casos cŕıticos, en que la frecuencia mı́nima alcanzada se encuentra
por debajo del umbral de los EDAC, śı se concentran en casos de bajos valores de H∗.

Figura 3.10: Frecuencia mı́nimas y RoCoF máximos según indicador de inercia de la locali-
zación de la contingencia.

3.4. Efecto de la localización del FFR

En base a los resultados en las secciones anteriores, en esta sección se analiza el efecto
que tiene la localización del FFR considerando la distribución de la inercia en SEP. Con este
fin, se estudia cómo afecta la activación del FFR en zonas débiles y robustas, es decir, con
valores bajos y altos de H∗, respectivamente. El análisis se restringe a la aplicación de FFR
en las zonas Z1 y Z2.

Para que el FFR utilizado en cada escenario posea caracteŕısticas similares, en cada caso
de estudio se generan conjuntos de TGVCC con: i) un mismo número de convertidores con

43



control droop, ii) una cantidad de reservas mı́nimas por convertidor y totales del conjunto
(de 25 y 300 MW, respectivamente), y iii) una rampa equivalente de despliegue de FFR. Los
detalles del cálculo de dicha rampa se presentan en el Anexo B. Es importante destacar que
se utilizó la misma ganancia droop para todos los convertidores.

La Figura 3.11 presenta las distribuciones de densidad de las frecuencias mı́nimas obteni-
das para los 12 escenarios analizados frente a las 15 contingencias en 3 condiciones: sin FFR,
y al aplicar FFR en áreas débiles y robustas. De manera general, es posible observar que la
aplicación de FFR, independiente de si se localiza en áreas débiles o robustas, logra mantener
la frecuencia por sobre el umbral de activación de EDAC en todos los casos. Se observa que la
curva naranja se encuentra desplazada hacia la derecha de la curva verde, lo que ilustra que
la aplicación de FFR en zonas con H∗ bajos presenta un mejor desempeño dinámico que su
aplicación en zonas más robustas. Por lo tanto, seŕıa posible reducir los montos de reservas
de FFR requeridos por un sistema localizándolas correctamente y obteniendo un desempeño
dinámico similar.

Figura 3.11: Distribuciones de densidad de frecuencias mı́nimas alcanzadas según localización
del FFR.

La Figura 3.12 presenta estad́ısticamente los RoCoF mı́nimos extráıdos de las simulaciones
considerando la localización del FFR. Adicionalmente, se indica el menor valor del RoCoF
para cada caso. De manera general, se observa que el FFR mejora en la mayoŕıa de los casos
al comparar los resultados del caso sin FFR. Sin embargo, la aplicación de FFR en áreas
robustas presenta casos por debajo del umbral de activación de EDAC por RoCoF, e incluso
peores que el caso base. Esto se explica debido a que su aplicación no logra amortiguar
oscilaciones de frecuencia, lo que śı se logra al localizar las reservas en zonas débiles. Esto se
ilustra en la Figura 3.13, donde se compara la respuesta de la frecuencia en la zona Z1 del
caso base sin FFR, con la obtenida al aplicar FFR en áreas débiles y robustas. Se observa
que las oscilaciones presentes en el caso base se mantienen cuando se aplica FFR en zonas
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robustas, sim embargo, se amortiguan rápidamente cuando el FFR se activa en zonas débiles,
reduciendo considerablemente el RoCoF.

Figura 3.12: Distribuciones de densidad de RoCoF mı́nimos según localización del FFR.

Figura 3.13: Efecto del FFR sobre oscilaciones de frecuencia en el caso Z1H20.

Por último, la Figura 3.14 muestra cómo mejoran los peak iniciales de frecuencia al activar
FFR en zonas débiles y robustas al compararse al caso base. Se observa que el cambio sobre
la frecuencia se encuentra en torno a 0 para todos los casos, por lo que se concluye que el
FFR no tiene efectos importantes sobre el valor del peak transitorio. Esto es coherente con
su naturaleza, debido a que esta dinámica no está asociada a los balances de potencia de la
ecuación del swing, sino que a las dinámicas propias de los convertidores con PLL.
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Figura 3.14: Distribución de peaks mı́nimos de frecuencia según localización del FFR.

3.5. Comentarios finales

En base al estudio realizado en esta sección, se concluye que:

� La distribución de la inercia y la localización de la contingencia tienen efectos signi-
ficativos sobre la respuesta dinámica de la frecuencia de un sistema. Sin embargo, la
frecuencia mı́nima global del sistema sigue dependiendo de caracteŕısticas asociadas al
control primario de las unidades y no únicamente de cómo se distribuye la inercia.

� La localización del FFR influye en la respuesta dinámica de la frecuencia: activar FFR
en zonas de baja inercia permite una mejor respuesta de la frecuencia en la ventana
electromecánica que cuando se activa en zonas con mayor inercia tanto en términos de
la frecuencia mı́nima como del RoCoF.

� El efecto del FFR sobre los peaks de frecuencia iniciales es despreciable. En particular,
estas dinámicas surgen por errores de estimación del PLL, por lo que la activación o
no de FFR no influye en su dinámica.

� Los requerimientos de reservas FFR se pueden minimizar al localizar las reservas de
FFR estratégicamente según la distribución de la inercia en el sistema.

� Las oscilaciones de frecuencia se pueden amortiguar al localizar correctamente el FFR.
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Caṕıtulo 4

Metodoloǵıa

4.1. Propuesta metodológica

En base a los resultados obtenidos en el análisis preliminar, es posible obtener un des-
empeño dinámico de la frecuencia igual o superior con menores montos de reservas de FFR
considerando cómo se distribuye la inercia en la red. Con ello, es posible utilizar el indicador
H∗ como una métrica de ”calidad de reservas” según su localización y el efecto que estas
tienen sobre la dinámica del sistema, permitiendo unir criterios técnicos y económicos en el
proceso de asignación de reservas. Esto permitiŕıa aprovechar de una manera más eficiente los
recursos del sistema y evitar concurrir en el vertimiento de generación renovable a prorrata
sin criterios técnicos.

Con el fin de lograr lo anterior, se formula un problema de despacho económico con
restricciones de seguridad dinámica de frecuencia que permita incorporar el efecto de la
localización de las reservas de FFR. Para ello, se formula un problema de optimización base,
denominado FSC1 , que incorpora restricciones de frecuencia sin considerar la distribución
de la inercia. Posteriormente, se incorpora una bonificación a la localización de las reservas
en zonas con bajos indicadores H∗ para privilegiar su uso y minimizar los requerimientos del
sistema. Con ello, se constituye el segundo problema de optimización, denominado FSC+OA2

, el que permitiŕıa obtener desempeños dinámicos similares con menores costos y reservas.

Para su implementación, se propone una metodoloǵıa de 3 etapas, tal como se muestra
en la Figura 4.1. En la primera etapa se busca determinar qué tan efectivo es el FFR en base
a su localización, considerando la distribución de la inercia de una condición de operación
dada. Luego, esta información es incorporada en el problema de optimización para priorizar
la asignación de reservas en zonas con bajos indicadores H∗. Finalmente, se compara la res-
puesta dinámica del sistema en tres problemas de optimización: sin restricciones de seguridad
dinámica y los problemas FSC y FSC+OA.

1Frequency-Security Constrained
2Frequency-Security Constrained with Optimal Allocation
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Límites y características
técnicas

Modo de operación

Figura 4.1: Propuesta metodológica.

4.2. Efectividad de FFR según distribución de inercia

Dado que la localización del FFR influye en la respuesta de la frecuencia de un sistema, es
posible asignar una bonificación a las reservas que se encuentran ubicados en zonas con baja
densidad de inercia (bajos valores de H∗). Se propone la función α(H∗) basada en una curva
sigmoide, tal como se ilustra en la Figura 4.2. Esta función busca otorgar una bonificación
de carácter no lineal y suave a zonas débiles, mientras que el ponderador tiende a 1 cuando
las reservas evaluadas se encuentran en zonas robustas. Esta se define por 3 parámetros: el
punto de inflexión E[H∗], centrado en la media de la distribución, la pendiente en el punto
de inflexión γ y la amplificación máxima β.

α(H∗) = 1 + β · σ(−γ · [H∗ − E [H∗]]) (4.1)

= 1 + β · 1

1 + exp(γ · [H∗ − E [H∗]])
(4.2)
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Figura 4.2: Función de bonificación de reservas según localización de TGVCC.

La Figura 4.3 muestra la metodoloǵıa propuesta para ajustar los parámetros de la función
α. En primer lugar, se analiza un punto de operación que posea una distribución de inercia
dada H∗i i∈B. Para dicha condición, se realizan simulaciones dinámicas frente a un conjunto
de contingencias C, y se extrae la frecuencia mı́nima del sistema sin utilizar FFR, y con una
unidad participando en barras con distinto H∗. Para evaluar coherentemente la efectividad, el
FFR debe cumplir con un mismo monto de reservas fijo Ri, y una misma rampa de despliegue
rampi. Esto se logra a través de la asignación de los valores de la ganancia droop de las
TGVCC analizadas. Con las frecuencias mı́nimas obtenidas, se calcula la mejora en frecuencia
mı́nima como la diferencia entre el caso base, y al aplicar FFR en cada barra, obteniendo
pares de localización y mejora (H∗i ,∆f+,c

i ). Estos valores son normalizados respecto la mı́nima
mejora sobre la frecuencia, obteniendo la eficiencia del FFR según su localización, y luego se
realiza un ajuste de parámetros para obtener la curva α.

Obtención de frecuencia
mínima sin FFR y con

FFR

Conjunto de
contingencias 

aa

Condición de operación

Características de FFR

Normalización de
mejoras sobre la

frecuencia
Ajuste de parámetros

Figura 4.3: Metodoloǵıa de cálculo de efectividad de FFR.
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4.3. Despacho económico con localización óptima de

reservas FFR (FSC+OA)

En esta sección se formula el problema de despacho económico con criterios de seguridad
privilegiando la localización de reservas en zonas con bajos indicadores de inercia. La Figura
4.4 presenta los datos de entrada y salida del problema de localización óptima de reservas. La
optimización se realiza utilizando la información de la demanda nodal, los ĺımites técnicos de
unidades de generación y transmisión, y de la topoloǵıa de la red, incluyendo la distribución
de inercia. La solución determina el despacho de potencia para los GS y TGVCC PG

i y PC
i ,

respectivamente, asi como el conjunto de convertidores que participarán con lazos de control
droop X̃FFR

i y su monto de reservas RC
i .

Despacho económico
con localización óptima

de reservas FFR

Límites técnicos del
sistema

(potencias, flujos)

Topología de la red
aa

Demanda del sistema

Pronóstico de
generación de TGVCC

Localización y montos
de reservas

a

a

Despacho de unidades

Figura 4.4: Descripción de la etapa de optimización.

El problema de optimización propuesto está sujeto a las restricciones tradicionales de
un flujo de potencia DC, al cual se añaden restricciones de seguridad para garantizar la
estabilidad de frecuencia del sistema. Además, el problema incorpora un factor de bonificación
según la localización de las reservas de FFR con el indicador H∗. Ambas formulaciones se
presentan en las subsecciones 4.3.1 y 4.3.2, y la formulación completa del problema en 4.3.3.

4.3.1. Restricción de seguridad dinámica para la frecuencia

La restricción asociada a la máxima desviación de frecuencia se plantea en base a la
ecuación del swing:

2H

ω0

dω

dt
= ∆P (4.3)

= ∆P carga + ∆P FFR(t) + ∆PGS(t) (4.4)
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Es posible aproximar la respuesta de cada tecnoloǵıa según una rampa de despliegue de
potencia con un retraso de acción asociado, en donde tFFRd y tGSd corresponden al tiempo de
acción del FFR y del CPF, respectivamente. Al considerar C y G los conjuntos de TGVCC y
GS, es posible reconstruir el aporte de cada unidad al agregar el despliegue de reservas de cada
generador. De esta manera, el desbalance de potencia debido a la contingencia viene dado
por la Eq. (4.5), en donde ua(t) corresponde a la función escalón de Heaviside desplazada en
a:

2H

ω0

dω

dt
= ∆P carga +

∑
i∈C

rCi · (t− tCd ) · utCd (t) +
∑
i∈G

rGi · (t− tGd ) · utGd (t) (4.5)

Dada la formulación anterior, es importante destacar que las unidades poseen una potencia
máxima que no pueden superar, por lo que es imprescindible incorporar una variable auxiliar
al despliegue de reservas. Para cada unidad ϕr,Ci,t y ϕr,Gi,t corresponden a variables binarias que
indican si la i-ésima unidad está por debajo su potencia máxima (ϕi,t = 1), o no (ϕi,t = 0)
en el instante t. La Figura 4.5 presenta la respuesta de dos convertidores y de un GS frente a
un desbalance considerando sus retardos respectivos. Se identifica que en un cierto instante,
ambos convertidores alcanzan su potencia máxima, por lo que la variable binaria debe realizar
una transición de estado.

Figura 4.5: Modelo aproximado de despliegue de reservas.

El despliegue de reservas para TGVCC y GS puede ser caracterizado por las siguientes
ecuaciones:

∆P FFR
i (t) = rCi · (t− tCd ) · utCd (t) · ϕr,Ci,t + (1− ϕr,Ci,t ) · (PC

i − PC
i ) (4.6)

∆PGS
i (t) = rGi · (t− tGd ) · utGd (t) · ϕr,Gi,t + (1− ϕr,Gi,t ) · (PG

i − PG
i ) (4.7)
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Al considerar que se conoce la contribución de todas las unidades para cada instante de
tiempo t, es posible estimar la evolución dinámica de la frecuencia utilizando el método de
Euler de primer orden:

∀ t ∆P (t) = ∆P carga +
∑
i∈C

∆P FFR
i (t) +

∑
i∈G

∆PGS
i (t) (4.8)

∀ t ∆f(t) = ∆f(t−∆t) +
fnom
2Hsys

·∆P (t) ·∆t (4.9)

Finalmente, es posible incorporar la restricción de seguridad para la frecuencia imponiendo
una restricción que acote su valor mı́nimo en todo instante de tiempo:

∀ t ∆f(t) ≤ ∆fmax (4.10)

4.3.2. Amplificación por localización

El efecto de la localización del FFR es incorporado a la optimización como un ponderador
de las reservas desplegadas por las TGVCC considerando su ubicación. Al considerar α(H∗i ) =
αi, se propone modificar la Eq. (4.8) según:

∀ t ∆P (t) = ∆P carga +
∑
i∈C

αi ·∆P FFR
i (t) +

∑
i∈G

∆PGS
i (t) (4.11)

De esta manera, es posible incrementar el impacto que tienen las TGVCC ubicadas en zonas
con bajos indicadores H∗ sin penalizar aquellas unidades que se encuentran ubicadas en zonas
con alta densidad de generación śıncrona.

4.3.3. Problema de optimización

Considerando todo lo anterior, el problema a resolver considera la minimización de costos
de operación, contemplando los costos variables de las unidades de generación, aśı como
una penalización por enerǵıa no suministrada µLS, según (PO). El problema integra las
restricciones asociadas a la seguridad de la frecuencia, la localización óptima de FFR y
restricciones asociadas a variables auxiliares para factibilizar el problema. La formulación
propuesta corresponde a una programación linear entera mixta (MILP, por sus siglas en
inglés).

mı́n
∑
i∈G

CV G
i · PG

i +
∑
i∈C

CV C
i · PC

i +
∑
i∈B

µLL · LLi (PO)

s.a.
1. Restricciones tradicionales de flujos DC :
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Las ecuaciones (4.12) y (4.13) incorporan restricciones de potencia máxima para las unida-
des de generación, GS y TGVCC, respectivamente. Debido a que se modela un problema
considerando su topoloǵıa, se incorporan restricciones asociadas a los flujos de potencia en
la red. Las ecuaciones (4.16) y (4.17) representan el acople potencia-ángulo y los ĺımites de
capacidad de transmisión del sistema estudiado. La ecuación (4.18) corresponde al balance
nodal, incluyendo el desprendimiento de carga LSi para obtener soluciones factibles en caso
de no poseer la capacidad de transmisión necesaria. Los conjuntos Gi y Ci corresponden a los
subconjuntos de GS y TGVCC, respectivamente, que se encuentran conectados a la barra i,
mientras que B corresponde al conjunto de barras del sistema.

∀i ∈ G PG
i ≤ PG

i ≤ PG
i (4.12)

∀i ∈ C 0 ≤ PC
i ≤ PC

i (4.13)

∀i ∈ B − π/2 ≤ θi ≤ π/2 (4.14)

∀i ∈ B 0 ≤ LLi ≤ PL
i (4.15)

∀i, j ∈ B Fij = (θi − θj) · Im(Yij) (4.16)

∀i, j ∈ B Fmin
ij ≤ Fij ≤ Fmax

ij (4.17)

∀i ∈ B
∑
k∈Gi

PG
k +

∑
k∈Ci

PC
k = PL

i − LLi +
∑
j∈B

Fij (4.18)

2.- Parámetros binarios de control de frecuencia:
Para determinar la localización de las reservas, es necesario considerar que ciertas unidades
pueden no poseer controladores para aportar al control de frecuencia (como governor y/o
FFR). Debido a ello, esta información es incorporada a través de los parámetros XFFR

i y
XCPF
i para cada unidad. En particular, el problema de optimización decide qué unidades

TGVCC brindarán servicios de control de frecuencia, por lo que la variable de decisión
binaria X̃FFR

i indica si la unidad aporta o no al sistema.

∀i ∈ C X̃FFR
i ≤ XFFR

i (4.19)

3.- Modelamiento de despliegue de reservas :

Como se explicó en la subsección 4.3.1, el problema de optimización verifica que el sistema
de estudio haya desplegado sus reservas antes de un instante de tiempo. Para representar el
estado de despliegue de reservas de cada unidad, se incluyen las variables binarias ϕr,Ci,t y

ϕr,Gi,t que indican si la i-ésima unidad desplegó todas sus reservas en el instante t. Su valor
dependerá de un conjunto de variables y restricciones que se presentan a continuación.

Las ecuaciones (4.20) y (4.21) representan el tiempo en el cual cada unidad alcanza su
potencia máxima, dado por el monto de reservas y la velocidad de rampa de cada unidad:
rCi para TGVCC y rGi para GS.

∀i ∈ C tCi =
PC
i − PC

i

rCi
· X̃FFR

i (4.20)

∀i ∈ G tGi =
PG
i − PG

i

rGi
·XCPF

i (4.21)
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Las ecuaciones (4.22)-(4.26) definen la transición de las variables ϕi,t según la potencia e
instante de tiempo t.

∀i ∈ C, ∀t ϕr,Ci,t ≤
PC
i + rCi · (t− tCd ) · utCd (t)

PC
i

(4.22)

∀i ∈ G, ∀t ϕr,Gi,t ≤
PG
i + rGi · (t− tGd ) · utGd (t)

PC
i

(4.23)

∀i ∈ C, ∀t ϕr,Ci,t ≥
t− tCi
tmax

· X̃FFR
i (4.24)

∀i ∈ G, ∀t ϕr,Gi,t ≤
t− tGi
tmax

·XCPF
i (4.25)

∀i ∈ G, ∀t ϕr,Gi,t ≤ X̃FFR
i (4.26)

Al utilizar el estado de despliegue de reservas, se define la potencia que inyecta cada
unidad según (4.27) y (4.28).

∀i ∈ C, ∀t ∆P FFR
i,t ≤ rCi · (t− tCd ) · utCd (t) · ϕr,Ci,t + (1− ϕr,Ci,t ) · (PC

i − PC
i ) (4.27)

∀i ∈ G, ∀t ∆PGS
i,t (t) ≤ rGi · (t− tGd ) · utGd (t) · ϕr,Gi,t + (1− ϕr,Gi,t ) · (PG

i − PG
i ) (4.28)

4.- Restricción de seguridad dinámica de frecuencia y localización basada en α:

Por último, se incorporan las restricciones basadas en la ecuación del swing descritas
anteriormente. Se define ∆Pt como el desbalance que mantiene el sistema en el instante de
tiempo t al considerar el despliegue de reservas en (4.29). Para ello, se considera ∆P conting

como el peor desbalance que puede ocurrir en la condición de operación considerando los
despachos de las unidades del sistema, a través de las restricciones (4.30) y (4.31).

∀t ∆Pt = ∆P conting −
∑
i∈C

αi ·∆P FFR
i,t +

∑
i∈G

∆PGS
i,t (4.29)

∀i ∈ G ∆P conting ≥ PG
i (4.30)

∀i ∈ C ∆P conting ≥ PC
i (4.31)

Finalmente, se incorpora la restricción de seguridad al acotar la desviación máxima per-
mitida en el sistema de estudio:

∆f0 = 0 (4.32)

∀t 6= 0 ∆ft+1 = ∆ft +
f0
2H
·∆Pt ·∆t (4.33)

∀t ∆ft+1 ≤ ∆fmax (4.34)

4.4. Diseño de mercado

Para el caso de diseños de mercado que consideren sistemas de ofertas para enerǵıa y
servicios complementarios, la función objetivo de la optimización puede ser remplazada por
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(P2):

mı́n
∑
i∈G

(BdGi · PG
i + AbGi · |RG

i |) +
∑
i∈C

(BdCi · PC
i + AbCi · |RC

i |) +
∑
i∈B

µLL · LLi (P2)

en donde Bdi y Abi corresponden a los precios de oferta de enerǵıa y servicios comple-
mentarios, respectivamente. Para otro tipo de estructuras de mercado, el problema puede ser
fácilmente adaptado a través de la incorporación de variables adicionales y funciones objetivo
acordes.

4.5. Validación dinámica

Para validar que la respuesta del sistema efectivamente presenta mejoras a través de la
localización óptima de reservas de FFR, la solución del problema completo es comparada
con 2 problemas de optimización: sin restricciones de seguridad (BC), y sin considerar la
distribución de la inercia (FSC). Para el primero, se asignarán las reservas de FFR cuando
las unidades posean capacidad de prestar servicios de FFR y márgenes de potencia respecto a
su pronóstico. Por otra parte, el segundo problema se construye imponiendo β = 0, es decir,
ignorando el efecto de la distribución de la inercia. Todas las soluciones son implementadas
en el software PowerFactory/DIgSILENT, y son evaluadas a través de:

� La selección de un conjunto de contingencias cŕıticas en distintas localizaciones de la
red

� El análisis de principales métricas de desempeño dinámico de la frecuencia para cada
contingencia y cada solución
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Caṕıtulo 5

Casos de estudio

La metodoloǵıa propuesta es implementada en el SEN proyectado al 2046 para 2 de
las 12 distribuciones de inercia estudiadas en el Caṕıtulo 3. En consideración de los planes
de descarbonización y el atractivo de utilizar el potencial renovable del Norte de Chile, se
estudian los escenarios Z1Z2H0 y Z1Z2H20, como dos casos realistas en los que se aprovecha el
potencial de la zona norte. Para cada uno de ellos, se extraen las matrices de admitancias, aśı
como las capacidades nominales de transformadores y ĺıneas en el sistema para ser utilizados
como restricciones de transmisión. A vista general, la optimización se realiza sobre un sistema
de 1300 barras, con más de 40 GS y 100 TGVCC en cada caso. Las principales caracteŕısticas
de estos se presentan en la Tabla 5.1. Cabe destacar que gran parte de las unidades TGVCC
cuentan con capacidad de FFR. Las unidades que no cuentan pueden ser justificadas debido
a su antigüedad en el sistema.

Tabla 5.1: Caracterización de puntos de operación analizados.

Escenario Z1Z2H0 Z1Z2H20

Inercia sistémica
[GVAs]

19,3122 19,8694

Pronóstico generación
TGVCC [MW]

15.348 15.349

Demanda total
[MW]

17.674 17.674

Número
de GS

45 44

Número
de TGVCC

125 127

Número
de TGVCC
con FFR

95 98

Los problemas de optimización son formulados en Pyomo y resueltos con el solver Gurobi.
Como parámetros de optimización, se considera una discretización del tiempo ∆t de 50
milisegundos, y tiempos de retardo del FFR y CPF de 0.2 y 2 segundos, respectivamente.
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En cuanto a los requerimientos dinámicos del sistema, se fija una desviación máxima de
frecuencia de 1 Hz debido a que el primer escalón de los EDAC del SEN es gatillado en los
49 Hz.

A continuación se presentan las caracterizaciones geográficas de ambos escenarios, con-
siderando la localización de GS, el indicador H∗ y el pronóstico de generación TGVCC por
cada zona geográfica.

5.1. Escenario de distribución Z1Z2H0

La Figura 5.1 presenta las caracteŕısticas de la distribución Z1Z2H0. Esta posee su inercia
concentrada en las zonas centro y sur del SEN, lo que provoca que los indicadores calculados
posean valores más bajos en las zonas del Norte Grande y Norte Chico, tal como se observa en
la figura (b). Adicionalmente, estas zonas poseen cerca del 65 % de las TGVCC del sistema,
repartidas equitativamente, lo que genera a que el pronóstico de generación sea similar en
ambas zonas, tal como se ilustra en (c).

Generador 
Síncrono

(a)

H*

0 +1000

(b)

Generación de TGVCC
6201 MW
Demanda
6114 MW

Generación de TGVCC
6176 MW
Demanda
2104 MW

Generación de TGVCC
803 MW
Demanda
1205 MW

Generación de TGVCC
498 MW
Demanda
5831 MW

Generación de TGVCC
1518 MW
Demanda
2417 MW

(c)

Figura 5.1: Caracteŕısticas de distribución Z1Z2H0: (a) localización de GS, (b) indicador H∗,
(c) pronóstico de generación
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5.2. Escenario de distribución Z1Z2H20

El segundo caso de estudio corresponde a la distribución Z1Z2H20, el que representa un
escenario menos extremo al caso anterior, e ilustrativo de un proceso de transición energética.
La Figura 5.2 presenta las principales caracteŕısticas del caso de estudio. A diferencia del caso
Z1Z2H0, las zonas norte del páıs poseen ciertas unidades sincrónicas operativas, tal como se
ilustra en la figura (a). Adicionalmente, la redistribución de la inercia conlleva un aumento
en los valores del indicador H∗, y una reducción en las zonas centro-sur, tal como se observa
en (b). Por último, la generación de TGVCC se mantiene esencialmente concentrada en las
zonas norte.

Generador 
Síncrono

(a)

H*

0 +1000

(b)

Generación de TGVCC
4688 MW
Demanda
6114 MW

Generación de TGVCC
4654 MW
Demanda
2104 MW

Generación de TGVCC
1675 MW
Demanda
1205 MW

Generación de TGVCC
674 MW
Demanda
5831 MW

Generación de TGVCC
2878 MW
Demanda
2417 MW

(c)

Figura 5.2: Caracteŕısticas de distribución Z1Z2H20: (a) localización de GS, (b) indicador
H∗, (c) pronóstico de generación

58



Caṕıtulo 6

Resultados y análisis

En este caṕıtulo se presentan los principales resultados obtenidos al implementar la me-
todoloǵıa propuesta en la Sección 4. En primer lugar, se determina la efectividad del FFR
según la localización de los convertidores y la distribución de la inercia, a través de estudios
dinámicos. Con ello, se ajustan los parámetros de la función α para ser incorporados a los
problemas de optimización. Posteriormente, se resuelven los problemas de optimización y se
comparan las soluciones obtenidas. Por último, se evalúa dinámicamente las condiciones de
operación con la localización de las reservas obtenidas.

6.1. Determinación de efectividad del FFR

Para ambos escenarios, se analiza el efecto de 100 MW de reserva FFR en ocho localiza-
ciones con distintos indicadores H∗ para determinar la efectividad según la distribución de la
inercia frente a tres contingencias, ubicadas en Z1, Z2 y Z5. A partir de los resultados dinámi-
cos, se determina la efectividad del FFR normalizando por la peor mejora en la frecuencia
mı́nima, tal como se explica en la subsección 4.2. La Figura 6.1 presentan la efectividad ob-
tenida para los Z1Z2H0 y Z1Z2H20, respectivamente, aśı como el ajuste de sus curvas. Los
resultados muestran el comportamiento esperado: TGVCC en zonas con indicadores más ba-
jos presentan una mejor respuesta en la frecuencia del sistema para todas las contingencias
analizadas que su aplicación en zonas robustas.

(a) Escenario Z1Z2H0 (b) Escenario Z1Z2H20

Figura 6.1: Ajuste de curvas de efectividad de FFR para casos de estudio.
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Los parámetros β y γ fueron obtenidos a través de un ajuste en dos etapas: en primer
lugar se realizó un ajuste sobre el parámetro β considerando una minimización del error de
mı́nimos cuadrados no lineales (NLP). Posteriormente, se realiza el ajuste del parámetro γ
utilizando el valor de β predeterminado, a través de la minimización del RMSE. La Tabla 6.1
presenta los valores ajustados para ambos casos de estudio, aśı como el error RMSE calculado
en la segunda etapa. En el Anexo C se muestran más detalles de los resultados obtenidos en
el ajuste de parámetros.

Tabla 6.1: Ajuste de parámetros de curvas sigmoides.

Escenario β γ RMSE

Z1Z2H0 10 % 0.008 0.1001
Z1Z2H20 8.8 % 0.009 0.0875

6.2. Resultados optimización

Las soluciones entregadas por las tres formulaciones se presentan en la Tabla 6.2, contem-
plando costos de operación, montos de reservas y tiempos de cómputo. Para ambos escenarios,
se observa que la solución BC posee los menores costos de operación, lo que es razonable,
puesto que no considera ninguna restricción asociada a la seguridad del sistema ante contin-
gencias. En cuanto a los problemas con restricciones de seguridad, ambas soluciones poseen
costos de operación y reservas de FFR muy similares, en donde la solución FSC+OA pre-
senta costos levemente inferiores y una mayor cantidad de reservas de FFR. Esto se debe
a que el problema de optimización realiza una co-optimización de reservas sincrónica y de
FFR, considerando su localización y velocidad de despliegue. Esto puede interpretarse como
un trade-off entre unidades con costos más elevados pero con velocidades de despliegue más
rápidas, que se logra a partir de la localización de las reservas de FFR. Por último, los tiempos
de cómputo obtenidos se encuentran en rangos aceptables, lo que indicaŕıa que este tipo de
restricciones podŕıan ser incorporadas en problemas más grandes asociados a planificación.

Tabla 6.2: Soluciones de los problemas de optimización.

Z1Z2H0 Z1Z2H20

Caso BC FSC FSC+OA BC FSC FSC+OA

Costos de
operación (USD)

9.899 10.678 10.652 12.523 13.427 13.332

Monto de
reservas FFR (MW)

- 326 332 - 249 260

Monto de
reservas CPF (MW)

1.322 675 662 523 384 361

Tiempo de
cómputo (s)

24,01 23,84 23,79 23,15 27,25 29,91
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Las Figura 6.2 y Figura 6.3 presentan: las reservas de FFR para los casos FSC (a) y
FSC+OA (b), aśı como la localización de las contingencias a estudiar (c), para los escenarios
Z1Z2H0 y Z1Z2H20, respectivamente. De (a) y (b) se aprecia que en ambos escenarios, las
soluciones al problema FSC+OA presentan una concentración más alta de reservas en el
norte del páıs, zona con menores indicadores H∗. En cuanto a las contingencias, para ambos
casos de estudio se realiza la desconexión de 1 o 2 unidades de generación que aporten al
sistema con un monto similar al obtenido como potencia de contingencia en el proceso de
optimización. Las contingencias fueron seleccionadas considerando el mismo desbalance de
potencia en ambas condiciones de operación.
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(c)

Figura 6.2: Escenario Z1Z2H0: localización reservas de FFR caso FSC (a), FSC+OA (b), y
de contingencias (c).

Para el escenario Z1Z2H0, las contingencias a analizar corresponden a:

� Contingencia C1: Desconexión de una TGVCC en Z1 de 419 MW.

� Contingencia C2: Desconexión de dos TGVCC en Z1 y Z2 de 319 y 113 MW, respec-
tivamente.

� Contingencia C3: Desconexión de un GS y una TGVCC en Z4, de 230 y 185 MW,
respectivamente.
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Figura 6.3: Escenario Z1Z2H20: localización reservas de FFR caso FSC (a), FSC+OA (b), y
de contingencias (c).

Para el escenario Z1Z2H20, las contingencias a analizar corresponden a:

� Contingencia C1: Desconexión de dos TGVCC en Z5 de 216 y 117 MW.

� Contingencia C2: Desconexión de dos TGVCC en Z3 de 231 y 134 MW, respectiva-
mente.

� Contingencia C3: Desconexión de dos GS en Z1, de 157 y 181 MW, respectivamente.

6.3. Simulaciones dinámicas

Para cada escenario, se simulan las tres contingencias seleccionadas y se compara el des-
empeño de las condiciones obtenidas a través de la optimización. A continuación se presentan
los resultados dinámicos de la frecuencia obtenidos en el sistema.

La Figura 6.4 muestra la evolución temporal de la frecuencia frente a las tres contingen-
cias en el caso Z1Z2H0: la columna izquierda corresponde al caso BC (a), la del centro al caso
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FSC (b), y la derecha la del FSC+OA (c). Para cada contingencia se indica la frecuencia y
RoCoF mı́nimos de cada simulación, aśı como la frecuencia medida en las 5 zonas geográficas
del sistema. Los casos BC muestran que la frecuencia cae por debajo de los umbrales admi-
sibles y el sistema se vuelve inestable en todos los casos, lo que es coherente, puesto que su
optimización no considera ningún aspecto de seguridad dinámica. En contraste, en las otras
dos soluciones el sistema se mantiene estable, conteniendo la cáıda de frecuencia del sistema
y manteniéndola por sobre de los 49 Hz en todas las simulaciones analizadas. Esto validaŕıa
la aproximación de la restricción de seguridad utilizada en el problema de optimización. Se
destaca que al considerar los efectos de la distribución de la inercia, la respuesta dinámica
del sistema mejora significativamente ante todas las contingencias, considerando la frecuencia
mı́nima y el RoCoF.

Figura 6.4: Respuesta dinámica del sistema frente a contingencias escenario Z1Z2H0, casos
(a) BC, (b) FSC, y (c) FSC+OA.

Por otra parte, la Figura 6.5 presenta los mismos resultados, pero para el caso Z1Z2H20. Al
analizar las simulaciones de caso BC, se observa que la frecuencia cae por debajo del umbral de
49 Hz en dos de las tres contingencias y conduce a que el sistema se vuelva inestable. Por otra
parte, las soluciones de FSC y FSC+OA presentan una mejora significativa en la evolución
de la frecuencia respecto al BC, manteniéndose por sobre los umbrales de EDAC en todos los
casos salvo en C2 para la solución FSC. Este tipo de errores puede originarse debido a diversos
factores, tales como la aproximación de valores de rampas, niveles de carga de las unidades,
aśı como en aproximaciones de la ecuación del swing uninodal. Nuevamente se observa que la
solución FSC+OA supera en todas las métricas a los casos BC y FSC, mostrando el impacto
de la localización de reservas considerando la distribución de la inercia. Adicionalmente,
en este escenario se destaca que las diferencias entre los RoCoF poseen magnitudes mucho
menores al escenario Z1Z2H0.
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Figura 6.5: Respuesta dinámica del sistema frente a contingencias escenario Z1Z2H20, casos
(a) BC, (b) FSC, y (c) FSC+OA.

A modo de resumen, en la Tabla 6.3 se presentan las frecuencias y RoCoF mı́nimos
obtenidos por caso y contingencia, señalando en rojo las métricas que se encuentran por
debajo de los valores admisibles, y en verde a la mejor solución obtenida. Se destaca que las
soluciones FSC+OA superan significativamente al caso FSC. Con los resultados obtenidos,
es posible evidenciar que es posible minimizar los costos de operación de los SEP a través
de una localización de reservas FFR considerando cómo se distribuye la inercia. Teniendo en
consideración el desempeño de la frecuencia de las soluciones FSC+OA, seŕıa posible reducir
aún más los costos a través de una leve disminución de las reservas determinadas por la
optimización. Sin embargo, esto requeriŕıa de un ajuste más preciso de los parámetros de los
problemas planteados.

Tabla 6.3: Métricas de desempeño casos de estudio.

Contingencia Métrica Z1Z2H0 Z1Z2H20

BC FSC FSC+OA BC FSC FSC+OA

C1 fmin Inestable 49,010 49,155 Inestable 49.065 49.145
RoCoF -0,68 -0,4 -0,28 -0,38 -0.18 -0.16

C2 fmin Inestable 49,180 49,345 Inestable 48.985 49.045
RoCoF -0,6 -0.29 -0,25 -0,4 -0.33 0.21

C3 fmin Inestable 49,035 49,230 Inestable 49.455 49.545
RoCoF -0,58 -0,29 -0,23 -0,34 -0.15 -0.13
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Es importante recalcar que no se observaron oscilaciones de frecuencia para ninguno de
los escenarios y casos analizados, y que sólo se presentaron RoCoF por debajo de los umbrales
en los casos BC cas. Sin embargo, es importante destacar que si bien la gran mayoŕıa de las
soluciones FSC se mantuvo por sobre los 49 Hz, la operación tan cercana a los umbrales de
EDAC puede conducir a la activación indeseada de estos, generando mayores impactos en la
operación del sistema. En consecuencia, es necesario que la operación del sistema mantenga
un correcto balance entre los aspectos técnicos y económicos para su operación.
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Caṕıtulo 7

Conclusiones

En esta tesis se realizó un estudio de los efectos de la distribución de la inercia en sistemas
dominados por TGVCC sobre la dinámica de la frecuencia, aśı como un diseño práctico de
un EPE basado en la acción de convertidores. De esta manera, se cumplieron las hipótesis y
objetivos planteados en su totalidad.

A través de los resultados obtenidos en base al análisis preliminar, fue posible identificar
que frente a una contingencia, la frecuencia posee un comportamiento dinámico local transi-
torio que depende fuertemente de cómo se distribuye la inercia. Posteriormente, se observó
que independiente de cómo se distribuya ésta, la frecuencia del sistema vuelve a poseer un
comportamiento uniforme a lo largo de la red al cabo de algunos segundos. Adicionalmente,
en el análisis preliminar se mostró que la localización de las reservas FFR śı influyen sobre la
respuesta dinámica de la frecuencia, con lo que se cumplen las dos primeras hipótesis plantea-
das en este trabajo. Adicionalmente, se mostró que en sistemas de baja inercia, los recursos
sincrónicos no son lo suficientemente rápidos para garantizar la seguridad de un sistema, y
que será necesario incorporar la acción de TGVCC en los SEP modernos.

En cuanto a la metodoloǵıa propuesta, se destaca que el indicador propuesto es sencillo
de calcular y no añade grandes complejidades computacionales al problema de despacho
económico. Considerando que es posible identificar ciertos “modos de operación” durante
un año, seŕıa posible simplificar el cálculo de la efectividad a estos modos de operación, y
evitar realizarlo para cada condición de operación. En cuanto al funcionamiento del EPE
propuesto, este recae únicamente en la localización de las reservas de FFR, lo que evita
acciones más complejas que pudiesen perjudicar al sistema en caso de un malfuncionamiento.
Sin embargo, se debe tener en cuenta que el pronóstico de generación vaŕıa fuertemente
durante el d́ıa, lo que influye sobre la operación deload de las unidades seleccionadas. Por
esto, este tipo de soluciones también debiese contemplar algún mecanismo que asegure los
montos de reservas determinados, o bien sea capaz de detectar cambios en el pronóstico y
modifique la distribución geográfica de dichas reservas.

A través de los resultados finales, se demostró que es posible asegurar el desempeño
dinámico de un sistema y reducir sus costos de operación a través de una correcta localización
de reservas con criterios técnicos. En efecto, la validación de los modelos FSC y FSC+OA
frente a las mismas contingencias permitió corroborar la importancia de la localización de las
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reservas de FFR. Los resultados mostraron un leve sobredimensionamiento de las reservas,
entregando frecuencias por sobre los umbrales determinados de los EDAC. Esto abre la
posibilidad de reducir los montos de reservas determinados por la optimización. Sin embargo,
esto se discutirá en más detalle en los trabajos futuros.

Entre otros, los resultados obtenidos poseen una gran relevancia considerando la situación
actual del SEN en cuanto a los vertimientos de TGVCC, debido a que pueden diseñarse
mecanismos para exigir reservas FFR según las condiciones de operación de la red. De este
modo, no seŕıa necesario realizar recortes de TGVCC a prorrata en todas las unidades, sino
que sólo en zonas que puedan apoyar de manera más efectiva a la respuesta del sistema en
cuestión, siempre y cuando se posean controladores en dichas unidades. Por otra parte, el
indicador propuesto podŕıa ser utilizado para otros fines, tales como el diseño de regulaciones
que exijan la capacidad de control de frecuencia de convertidores en zonas históricamente
“débiles”, aśı como para planes de fortalecimiento de red.

En conclusión, este trabajo analizó exitosamente los efectos de la distribución de la inercia
sobre SEP reales, la cual es una arista poco explorada entre los desaf́ıos de los sistemas de
baja inercia. Los trabajos publicados hasta la fecha sólo se centran en estudiar sistemas
pequeños de pruebas, lo que fortalece la contribución de este trabajo para el área.

7.1. Trabajos futuros

Si bien el proceso exploratorio de este trabajo permitió comprender y caracterizar de una
manera más formal los efectos de la distribución de la inercia, es importante mencionar que
esto abre la posibilidad a numerosos estudios.

En primer lugar, el trabajo se acotó a utilizar únicamente tecnoloǵıas Grid-Following, las
que se asocian a las respuestas de los peaks de frecuencia debido a variaciones de tensión, y por
ende, errores en la estimación del PLL. Debido a esto, queda abierta la posibilidad de analizar
cómo afecta la distribución de la inercia y la topoloǵıa en un sistema que posee tanto unidades
Grid-Following como Grid-Forming. De esta misma forma, se analizó únicamente el efecto
del control droop en el FFR, por lo que seŕıa interesante ver cómo afectan arquitecturas de
control basadas en inercia virtual u otros sobre el desempeño de la frecuencia. En particular,
seŕıa relevante analizar si es posible incorporar de alguna manera este tipo de estrategias
en la formulación del indicador H∗ para enriquecer la información topológica del sistema.
La inclusión de estas variantes podŕıa eventualmente afectar los resultados obtenidos en este
trabajo, aśı como la efectividad del FFR según la distribución de la inercia.

Desde la perspectiva de control, seŕıa atractivo diseñar controladores de área amplia
que consideren este tipo de información topológica para garantizar estabilidad de los SEP
y aprovechar los recursos distribuidos. Además, este estudio se centró en la estabilidad de
frecuencia a través de desbalances de potencia. En este contexto, seŕıa relevante analizar cómo
afecta la distribución de la inercia a otras estabilidades, como la de tensión y angular, frente
a contingencias como cortocircuitos, o incluso la desconexión de enlaces HVDC, considerando
la futura inclusión del enlace Kimal-Lo Aguirre al SEN.
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En cuanto a la optimización, si bien entregó resultados atractivos y concretos, es impor-
tante destacar que se pueden incorporar numerosas mejoras en su formulación. Entre ellas se
encuentra la utilización de parámetros de rampas más precisos, retardos espećıficos para cada
tipo de tecnoloǵıa (hidroeléctricas, térmicas, etc.), aśı como extender el modelo uninodal a
uno multinodal para capturar las dinámicas transitorias iniciales. Entre otras posibilidades,
seŕıa posible realizar una sintonización de los parámetros del control droop, puesto que este
trabajo utilizó un valor fijo del 5 %.

Por último, este trabajo abarcó los efectos de la distribución de la inercia y la alta con-
centración de TGVCC en ciertas zonas de la red a través de simulaciones RMS. Sin embargo,
esta ventana de tiempo es demasiado grande para analizar realmente si existen riesgos de
interacciones entre convertidores frente a condiciones de red débil debido a baja o nula iner-
cia. En consecuencia, para estudiar de manera más precisa el cómo interactúan los distintos
equipos entre ellos, será necesario extender este trabajo con modelos más detallados a través
de simulaciones de transitorios electromagnéticos (EMT).
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Anexo A

Clasificación de EPE

(1) (2) (3)

Ref. E
ve

n
to

s

P
ar

ám
et

ro
s

R
es

p
u
es

ta

F
re

cu
en

ci
a

T
en

si
ón

Á
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[95] X - - - - - - X X X - - -
[81] X - - X X - - - X - - - -
[82] X - - - - - X - X - - - -
[83] X - - - - X - - - X - - -
[84] X - - X - X - - X - - - X
[92] X - - - - - - X - - - X -
[93] X - - - - X - - - - - X -
[111] X - - X - X - - X X - - -
[99] X - - - X - - - - - - - X
[97] X - - - - - - X X - - - X
[98] X - - - - - - X X X - - X
[102] - X - - - - X - - X - - -
[89] - X - - X - - - - - X - -
[103] - X - X - - - - - X - - -
[34] - X - X - - - - X - - - -
[85] - X - - X - - - - - X - -
[90] - X - - - - - X X X X - -
[105] - X - X - - - - X - - - -
[77] - X - X - - - - - X - - -
[100] - X - - - X - - - X - - -
[110] - X - - - - - X - - - X -
[109] - X - - - - X - - X - - -
[91] - - X - X - - - X X X - -
[104] - - X - - X - - - X - - -
[88] - - X - - X - - - X - - -
[96] - - X - X - - - X - - - -
[108] - - X - - - X - - - - X -
[101] - - X - - - X - - X - - -
[106] - - X - X - - - X X X - -
[107] - - X - - X - - - X - - -

Tabla A.1: Clasificación de EPE, (1): Mecanismo de activación, (2): Enfoque de seguridad,
(3): Acciones correctivas.
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Anexo B

Extensión: Análisis preliminar

B.1. Localización de contingencias y mediciones

Contingencias

Mediciones

Figura B.1: Localización de contingencias y mediciones para el análisis preliminar
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B.2. Oscilaciones de frecuencia

Para las 12 distribuciones de inercia analizadas en el Caṕıtulo 3, sólo uno de los casos
presentó dinámicas oscilatorias importantes en la frecuencia, correspondiente al caso Z1H20.
La Figura B.2 muestra la frecuencia y tensión del sistema para una contingencia en Z1 en
ambos casos. Se observa que las oscilaciones aparecen tanto en la frecuencia como en la
tensión del sistema, las que se amortiguan al cabo de unos 5 segundos. Estas oscilaciones
inducen a que los RoCoF se encuentren localmente por debajo de los umbrales de -0,6 Hz/s
definidos para la activación de EDAC. Debido a que el caso Z1H20 corresponde a un caso de
“inercia homogénea”, es posible inferir que estas nuevas dinámicas no dependen únicamente
de cómo se distribuye la inercia, sino que puede que tengan un origen principalmente asociado
a debilidades de red. En particular, se observa un fuerte acople entre la tensión y la frecuencia,
en donde las oscilaciones de tensión conducen a una respuesta de la frecuencia con tiempos
de amortiguamiento similares.

(a) (b)

Figura B.2: Respuesta de frecuencia y tensiones oscilatorias, escenario Z1H0

B.3. Rampas de despliegue de FFR

Para un convertidor con capacidad de FFR (droop) se define su rampa de despliegue
según: su potencia nominal Si, su ganancia droop mi y la frecuencia nominal del sistema
fnom, tal como se indica en la ecuación (B.1).

rCi =
Snomi ·mi

fnom
(B.1)

Para realizar el cálculo de la rampa equivalente del sistema, se agregan las rampas de
todas las unidades con FFR, según:

rtot =
∑
i∈C

Snom,Ci mi

fnom
(B.2)
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Anexo C

Ajuste de parámetros

Para determinar los parámetros de la función α, se realizó un ajuste en dos etapas: una
primera para el parámetro β, y luego un ajuste de a minimizando el RMSE. El ajuste de α se
realiza según (C.1), en donde αβi corresponde a la función considerando β como un valor dado
por el ajuste previo, y α̂i corresponde a la efectividad de la i-ésima medición. Los resultados
del ajuste se presentan en la Figura C.1

(a) Escenario Z1Z2H0 (b) Escenario Z1Z2H20

Figura C.1: Ajuste de parámetros para cada escenario
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