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Resumen

Este informe propone nuevos métodos y herramientas para la plani�cación operativa y de lar-
go plazo de sistemas eléctricos de potencia. Las contribuciones que se presentan ofrecen soluciones
prácticas directamente aplicables a sistemas de gran escala basadas en modelos de simulación y
algoritmos de optimización.

La primera parte del informe se centra en el análisis de estabilidad en pequeña señal y propone
métodos de ajuste de controles para mejorar el amortiguamiento de oscilaciones electromecánicas.
Inicialmente se analizan distintos modelos sintéticos de bajo orden de sistemas de potencia con
el �n de seleccionar el más versátil para sintonizar y evaluar el desempeño de un estabilizador del
sistema de potencia (PSS). A continuación, se propone un método para el ajuste automático de
la fase del PSS, en base al uso intensivo de los métodos GEP y de los residuos aplicados al sistema
sintético seleccionado. El método propuesto se aplica a un sistema de potencia multimáquina,
haciendo énfasis en su aplicabilidad a modelos a gran escala de sistemas reales.

Se utilizan modelos de orden reducido para analizar la aplicación del diagrama de Nyquist
amortiguado (DNP) a la optimización del ajuste de un PSS y trazar lineamientos para su aplica-
ción práctica. El DNP permite ubicar un polo oscilatorio dominante en un lugar seleccionado del
plano complejo mediante el cálculo analítico de los requerimientos de ganancia y fase del PSS.
Adicionalmente, se presentan resultados de la aplicación del método DNP para la sintonización
de un amortiguador de oscilaciones de potencia instalado en el control de un inversor formador
de red (GFM).

En la segunda parte del informe se analiza cómo asegurar una mínima fortaleza de red en
escenarios de alta penetración de recursos basados en inversores (IBRs). Se utiliza la relación
efectiva de cortocircuito (ESCR) como índice heurístico para cuanti�car la fortaleza de la red en
un nodo determinado. Por un lado, se propone un algoritmo para la optimización automática del
tamaño y la ubicación de condensadores síncronos con el �n de cumplir un requisito mínimo de
ESCR. Este método se aplica al modelo de un sistema eléctrico de gran escala y se complementa
con la evaluación del impacto de la conversión de las unidades térmicas existentes en condensa-
dores síncronos. Por el otro lado, se propone un nuevo enfoque de optimización para de�nir el
tamaño y la ubicación de IBRs GFM con el objetivo de cumplir con un nivel mínimo de fortaleza
de red y permitir el aumento de la capacidad de IBRs seguidores de red.

La tercera parte del informe propone una metodología para la de�nición de acciones topológi-
cas correctivas (TCAs) con el �n de minimizar los costos operativos adicionales tras la ocurrencia
de contingencias. Se revisan los antecedentes relevantes sobre el uso de maniobras de transmi-
sión y la optimización del despacho. Se propone un algoritmo para la de�nición automática de
TCAs que combina análisis de sensibilidades y de contingencias con cálculos de optimización
del despacho. La de�nición de TCAs se complementa con una evaluación probabilística de la
con�abilidad de la red que cuanti�ca la con�abilidad de contingencias y de escenarios concretos
mediante índices de costos de con�abilidad de contingencia y de escenario, respectivamente.

La e�cacia y la utilidad práctica de las metodologías propuestas se demuestran mediante
su aplicación a diversos modelos de sistemas eléctricos, incluyendo modelos de pequeña escala
(máquina versus barra in�nita), sistemas de referencia IEEE (3, 39 y 73 barras) y modelos
de gran escala que representan sistemas del mundo real. Las contribuciones de este trabajo de
investigación se publicaron en revistas Q1 revisadas por pares y en conferencias internacionales.
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Abstract

This report presents innovative methodologies applicable to the o�ine operational and long-
term planning of electric power systems. Grounded in simulation models and optimization al-
gorithms, these methodologies o�er practical solutions directly applicable to large-scale power
systems.

The �rst part of the report focuses on oscillation damping, addressing small-signal stability
through novel methodologies. The introduction sets the stage by reviewing basic control theory
concepts essential for the subsequent chapters. Low-order synthetic power system models are
initially analyzed to select a versatile platform for tuning and assessing the performance of power
system stabilizers (PSS). It is then proposed a method for the automatic PSS phase shaping,
leveraging the GEP and the residues' methods applied to the most suitable synthetic system
selected from the initial analysis. The automatic PSS phase shaping technique is applied to a
multi-machine power system, emphasizing the practical applicability to large-scale models.

Reduced-order models of single- and multi-machine systems are used to analyze the applica-
tion of the Damped Nyquist Plot (DNP) to the PSS tuning optimization and draw guidelines
for its practical application. The DNP allows to locate a dominant oscillatory pole on a selec-
ted location on the complex plane by means of the analytical calculation of the PSS gain and
phase requirements. The DNP method is also applied to tune a power oscillation damper insta-
lled in a grid-forming (GFM) inverter control with the objective of damping electromechanical
oscillations.

The second part of the report shifts focus to the grid strength assurance, addressing the
challenges posed by increasing the reliance on inverter-based resources (IBRs). It is provided
a comprehensive review of the causes and solutions related to the low grid strength, and the
e�ective short-circuit ratio (ESCR) is used as a key heuristic index to quantify the strength of
the system at a given bus. It is proposed an algorithm for the automatic optimization of the
size and location of synchronous condensers to meet a minimum grid strength requirement. This
method is applied to a large-scale power system model with high IBR penetration, assessing the
impact of converting existing thermal units into synchronous condensers. A new optimization
approach is proposed to de�ne the size and location of GFM IBRs with the objective of complying
with a minimum grid strength level and enable the addition of further grid-following IBRs.

The third part of the report proposes a methodology for the de�nition of topological co-
rrective actions (TCAs) to minimize operational expenses after contingencies. It is provided the
necessary background on transmission switching and dispatch optimization. It is presented an
algorithm for the automatic de�nition of TCAs, combining sensitivity and contingency analyses
with unit commitment calculations. The TCA de�nition is complemented with a probabilis-
tic reliability assessment that quanti�es the reliability of particular contingencies and scenarios
through contingency reliability cost and scenario reliability cost indexes.

Throughout the thesis, the proposed methodologies are applied to diverse power system mo-
dels. Small-scale models, IEEE benchmark systems (3, 39, and 73 bus), and large-scale models
representing real-world systems serve as testbeds. The e�ectiveness and practical applicability of
the methodologies are demonstrated through their successful implementation across this spec-
trum. The contributions of this research were published in Q1 peer-reviewed journals and the
proceedings of international conferences.
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Glosario

AODF Factor de distribución de interrupción de área
AVR Regulador automático de tensión
BESS Sistema de almacenamiento de energía en baterías
BHA Algoritmo basin hopping
CA Análisis de contingencias
CB Interruptor
CIG Generador conectado por convertidor
CRC Costo de con�abilidad de la contigencia
CLTF Función de transferencia a lazo cerrado
DAR Región de acción directa
DBP Diagrama de Bode amortiguado
DGR Relación de ganancias dinámicas
DNP Diagrama de Nyquist amortiguado
DRGR Rango de ganancias para el amortiguamiento relativo (Damping ratio gain range)
EM Electromecánico
EMS Sistema de gestión de la energía
ESCR Relación efectiva de cortocircuito
EX Excitatriz
FACTS Sistema �exible de transmisión en corriente alterna
FRT Modo de operación ante fallas (fault-ride-through)
GEP Generador�excitatriz�sistema de potencia
GFM Formador de red
GFL Seguidor de red
GSA Algoritmo de búsqueda en cuadrícula
HVDC Corriente contínua de alta tensión
IBR Recurso basado en inversores
IPC Compensación de fase ideal
LODF Factor de distribución de desconexión de línea
MGIB Multigenerador versus barra in�nita
MIP Programa de enteros mixtos
MSE Error cuadrático medio
N-1 Condición de red con un elemento serie o derivación fuera de servicio
NMA Algoritmo Nelder-Mead
NP Diagrama de Nyquist
OLTF Función de transferencia en lazo abierto
OPF Flujo de potencia óptimo
OPEX Gastos operativos
OTA Acciones topológicas óptimas
OTS Con�guración óptima de la transmisión
PCB Banda de compensación de fase
PoC Punto de conexión
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POD Amortiguados de oscilaciones de potencia
PLL Lazo de seguimiento de fase (phase-locked loop)
PRA Evaluación probabilística de la con�abilidad
PSS Estabilizador del sistema de potencia
PST Transformador desfasador
PTDF Factor de distribución de transferencia de potencia
RTS Sistema de prueba de con�abilidad
TGR Reducción transitoria de la ganancia
SA Análisis de sensibilidad
SC Condensador síncrono
SCOPF Flujo de potencia óptimo con restricciones de seguridad
SCR Relación de cortocircuito
SG Generador sincrónico
SMIB Máquina versus barra in�nita (single-machine in�nite-bus)
SRC Costo de con�abilidad del escenario
SSvG Sistema sintético de tamaño variable del generador equivalente
SSvH Sistema sintético de inercia variable del sistema equivalente
SSvX Sistema sintético de ángulo variable
SSvXfA Sistema sintético de reactancia variable y ángulo �jo
STATCOM Compensador sincrónico estático
SVC Compensador estático de VAr
TCA Acción topológica correctiva
TGR Reducción transitoria de la ganancia
UC Despacho de generación (unit commitment)
UCT Desconexión descontrolada en cascada
UPC Característica de fase sin compensar
VRE Energía renovable variable
VSM Máquina sincrónica virtual
3MIB Tres máquinas versus barra in�nita
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Capítulo 1

Introducción

Resumen

Este capítulo describe el contexto en el que se enmarca este informe de tesis, junto con la
motivación y los objetivos del trabajo de investigación. Luego describe la organización del resto
del informe y las publicaciones asociadas a esta tesis.

1.1. Contexto

Los sistemas eléctricos de potencia son parte integral del modo de vida de la sociedad moder-
na, por lo que su plani�cación debe equilibrar los objetivos sociales. Estos objetivos incluyen el
suministro eléctrico a todos los potenciales usuarios al menor costo y con la menor huella ambien-
tal posibles, y con los mayores niveles prácticos de seguridad y con�abilidad [1]. La plani�cación
de un sistema eléctrico comprende un proceso de cálculo y análisis recurrente para determinar
la infraestructura y los procedimientos necesarios para permitir el funcionamiento del sistema
y abastecer demanda futura de electricidad [2]. Los planes deben ser técnica y económicamente
viables y alcanzar los objetivos de la entidad que realiza la plani�cación, incluida la minimización
de riesgos.

Los sistemas de potencia suelen ser sistemas complejos que se extienden por vastas zonas
geográ�cas y abarcan una amplia gama de instalaciones, equipos y tecnologías. Constan de los
siguientes tres elementos principales [1]:

Dispositivos de producción, transmisión y consumo de potencia;

Dispositivos de control y protección;

Requerimientos y procedimientos de plani�cación, de operación, comerciales y regulatorios.

La plani�cación se realiza normalmente en los siguientes ámbitos, que se distinguen por el
horizonte de tiempo y los aspectos de interés:

Plani�cación a largo y corto plazo. Desde el punto de vista económico, a diferencia de la
plani�cación de corto plazo, la plani�cación de largo plazo contempla inversiones de capital.
Típicamente, la plani�cación de largo plazo tiene un horizonte lejano (quizás 30 años para
la generación y la mitad para la transmisión), mientras que la plani�cación de corto plazo
considera unos 5 años. La plani�cación operativa implica el análisis de escenarios unos días
u horas antes de la operación en tiempo real.

Plani�cación de mínimo costo de la generación y el transporte. Se centra en la optimización
técnico-económica de la infraestructura necesaria para abastecer la demanda prevista del
sistema, cumpliendo al mismo tiempo objetivos secundarios como alcanzar una mínima
penetración de generación de energía renovable.

15
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Productos y servicios. Algunas entidades sólo suministran potencia y energía. Otras adi-
cionalmente proporcionan �exibilidad operativa en forma de servicios complementarios y
plani�can servicios diversi�cados como la gestión de la demanda.

Típicamente, los planes de expansión y de inversiones del sistema se de�nen de modo de
satisfacer un cierto nivel mínimo de con�abilidad de las instalaciones individuales pertenecientes a
la transmisión, la generación o la conexión de la demanda. Incluso con esta redundancia inherente,
en la práctica no es posible eliminar el riesgo por completo ya que las fallas en la red efectivamente
ocurren con cierta frecuencia.

Para satisfacer la demanda de electricidad y cumplir con las limitaciones medioambientales,
las redes se plani�can y explotan cada vez más hasta sus límites técnicos. Se crean superredes para
aprovechar las ventajas económicas y de seguridad de las redes más grandes. Por consiguiente,
el impacto inestabilidades monótonas u oscilatorias producidas por perturbaciones grandes o
pequeñas tiende a generalizarse, y la necesidad de analizar y atender situaciones que afecten la
integridad del sistema es cada vez más importante. Cuando se produce una perturbación, ésta
debe evolucionar de forma controlada, lo que exige que los plani�cadores y los operadores del
sistema desarrollen y apliquen estrategias adecuadas para gestionar la respuesta del sistema [2].

Dado que los sistemas eléctricos constituyen infraestructuras críticas, su modelado matemá-
tico y su simulación digital son esenciales para que puedan plani�carse y operarse de manera
satisfactoria. Los modelos de plani�cación a largo plazo y los programas computacionales de
simulación proporcionan una plataforma para realizar pruebas de manera e�ciente bajo diver-
sos supuestos y escenarios en un entorno fuera de línea. Asimismo, el modelado y la simulación
operativa y en tiempo real es el principal método de análisis para los operadores de la red en su
función de supervisión y gestión [3]. La simulación de sistemas eléctricos suele utilizarse no sólo
para prever situaciones potenciales a las que el sistema puede enfrentarse en el futuro, sino tam-
bién para explicar un comportamiento observado en el pasado (análisis post-mortem) o durante
la operación en tiempo real.

1.2. Motivación y objetivos

La motivación y los objetivos del trabajo de investigación presentado en este informe son los
siguientes:

Motivación: La motivación para elaborar este trabajo surge del papel fundamental que
desempeñan los sistemas de potencia en la sociedad moderna y de los retos a los que se
enfrentan para satisfacer la creciente demanda eléctrica, respetando al mismo tiempo las
limitaciones medioambientales. Las brechas identi�cadas en las metodologías existentes
para garantizar la estabilidad, fortaleza y e�ciencia del sistema eléctrico sirvieron de motor
para esta investigación.

Objetivos: El objetivo principal de este trabajo es contribuir al campo del análisis y el
control de los sistemas de potencia en el marco de la plani�cación operativa y a largo plazo.
La investigación propone nuevos métodos basados en modelos de simulación fuera de línea
y técnicas de optimización que pueden aplicarse directamente en la práctica.

La Tabla 1.1 resume los objetivos especí�cos de�nidos para las áreas estudiadas, que com-
prenden la optimización de la sintonización de los estabilizadores del sistema de potencia
para mejorar la estabilidad en pequeña señal, la determinación del tamaño y la ubicación
de condensadores síncronos e inversores formadores de red para garantizar una fortaleza de
red mínima, y la de�nición de acciones topológicas correctivas para minimizar los costos
operativos adicionales tras la ocurrencia de contingencias.

La Fig. 1.1 ilustra los plazos y los costos involucrados para implementar las medidas de
mitigación que resultan de aplicar las metodologías propuestas en este trabajo en el contexto de
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Tabla 1.1: Objetivos especí�cos para las tres áreas estudiadas.

Área estudiada

Estabilidad en
pequeña señal

Fortaleza
de red

OPEX adicional
postcontingencia

O
b
je
ti
vo

es
p
ec
í�
co

Optimizar el ajuste
de estabilizadores

Optimizar ubicación
y tamaño de

equipos adicionales
De�nir acciones

topológicas correctivas

la Sección 1.1. El ajuste de estabilizadores es una medida que se puede implementar en el corto
plazo con mínimos costos adicionales (equipos y comisionamiento), y también permite solucionar
problemas a largo plazo. La instalación de equipos adicionales es una medida que se adopta
en el largo plazo debido a los trabajos de ingeniería y los elevados costos de capital (CAPEX)
involucrados. Las acciones topológicas minimizan el costo de operación (OPEX) postcontingencia
y, por lo tanto, se de�nen en el marco de la plani�cación operativa.

Planificación

OperaƟva
Acciones topológicas

(Parte III)

Corto Plazo
Ajuste de PSS

(Parte I)

Largo Plazo
Equipos adicionales

(Parte II)

Costos adicionales

(*) Mínimos costos adicionales (equipos y comisionamiento) que también solucionan problemas a largo plazo.

(CAPEX) (OPEX)

Figura 1.1: Plazos y costos involucrados para implementar las medidas de mitigación que resultan de
aplicar las metodologías propuestas en este trabajo.

La Fig. 1.2 sintetiza el enfoque que se siguió en este trabajo para abordar las tres áreas
estudiadas. Las metodologías propuestas se implementaron en los lenguajes de programación
Matlab o Python. Los cálculos eléctricos se ejecutaron utilizando las herramientas de software
industrial Anarede, Anatem y PacDyn de CEPEL (Brasil), y PowerFactory de DIgSILENT
(Alemania).

La e�cacia de las metodologías propuestas se demuestra mediante su aplicación a diversos
modelos de sistemas eléctricos. Estos modelos comprenden desde con�guraciones de pequeña
escala, como modelos de máquina versus barra in�nita, hasta sistemas más complejos, como los
sistemas de referencia IEEE de 3, 39 y 73 barras. Además, se analizan modelos a gran escala que
representan sistemas eléctricos reales para validar la e�cacia y escalabilidad de las metodologías
propuestas.

1.3. Organización del informe

Este informe está organizado en tres partes principales que abarcan diferentes temas relacio-
nados con el análisis y el control de sistemas de potencia a gran escala, a saber, la estabilidad de
pequeña señal, el aseguramiento de la fortaleza de la red y la de�nición de acciones topológicas
correctivas. Cada una de las Partes I a III se organiza como sigue:

Antecedentes: El primer capítulo de cada parte presenta una revisión bibliográ�ca del estado
del arte y proporciona los conceptos básicos utilizados en el resto de la misma parte.

Desarrollo, discusión de los resultados y conclusiones: Los capítulos restantes de la parte
presentan las contribuciones del trabajo de investigación, y han sido publicados en conferen-
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Figura 1.2: Enfoque de trabajo.

cias internacionales o en revistas revisadas por pares, como se indica en las Secciones 1.3.1
a 1.3.3 siguientes.

Cada capítulo está organizado en una introducción en la que se exponen los antecedentes,
las contribuciones especí�cas y la organización del propio capítulo, secciones en las que se des-
criben las herramientas y los métodos propuestos, secciones con resultados y una sección con
conclusiones.

La Parte IV sintetiza las principales conclusiones y perspectivas de trabajo futuro que surgen
de las contribuciones de las Partes I a III. Toda la bibliografía a la que se hace referencia en el
texto se lista en el capítulo Bibliografía, al �nal del informe.

Las publicaciones asociadas a esta tesis se enumeran en la Sección 1.4. Cuando fue nece-
sario, se ha reorganizado el contenido de estas publicaciones para ajustarlo a la estructura y
razonamiento del informe en su conjunto.

1.3.1. Parte I: Amortiguamiento de oscilaciones

La Fig. 1.3 proporciona una visión general de los capítulos de la Parte I del informe. Partiendo
de una introducción a los conceptos básicos, la �gura ilustra cómo el contenido de cada capítulo
se basa en las contribuciones de los capítulos anteriores. A continuación se describe el contenido
de cada capítulo.

El Capítulo 2 describe los conceptos básicos de la teoría de control que se utilizan en los
restantes capítulos de la Parte I del informe. Introduce el concepto de estabilidad de pequeña
señal en sistemas de potencia y describe los métodos existentes para ajustar estabilizadores del
sistema de potencia (PSS) y amortiguadores de oscilaciones de potencia (POD).

El Capítulo 3 presenta cuatro modelos sintéticos de sistemas de potencia de bajo orden para
el ajuste y la evaluación del desempeño de un PSS, que es análogo a un POD pero aplicado a
máquinas sincrónicas. Cada sistema sintético comprende una familia de modelos de sistemas de
potencia de dos o tres barras en los que se modi�can uno o más parámetros para reproducir polos
oscilatorios en toda la banda de frecuencias electromecánicas típicas de sistemas multimáquina,
desde las intraplanta hasta las interárea. Se comparan los requerimientos de ajuste del PSS para
los cuatro sistemas sintéticos y se muestra que el sistema sintético de reactancia variable (SSvX)
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Capítulo 8: aplicar el método DNP para sintonizar un con-
trolador de amortiguamiento de un inversor formador de red

Capítulo 7: proponer un método para sintonizar un PSS
utilizando el método DNP aplicado al sistema sintético

Capítulo 6: aplicar el método del diagrama de Ny-
quist amortiguado (DNP) a plantas multimáquina

Capítulo 5: aplicar sistemáticamente el método propuesto de ajus-
te automático a un modelo de sistema eléctrico de gran escala

Capítulo 4: proponer un método de sintonización automática de PSS basado
en los métodos GEP y de los residuos aplicado al sistema sintético elegido

Capítulo 3: encontrar un modelo de sistema sintético adecuado pa-
ra la sintonización de estabilizadores de sistemas de potencia (PSS)

Capítulo 2: revisar el estado del arte e introducir conceptos bási-
cos del análisis de pequeña señal y amortiguamiento de oscilaciones.

Figura 1.3: Visión general de los capítulos de la Parte I.

es el más adecuado para reproducir polos electromecánicos de distinta naturaleza. El resto de
la Parte I se re�ere al SSvX simplemente como el sistema sintético. El Capítulo 3 se publicó
como [4]:

F. De Marco, N. Martins, and P. Rullo, �Synthetic power system models for PSS
tuning and performance assessment,� in Proc of IEEE Electrical Power and Energy
Conf., Toronto, Canada, Oct. 2021

El Capítulo 4 propone un método para el ajuste de fase del PSS con el �n de mejorar su
contribución positiva al amortiguamiento de las oscilaciones del rotor del generador en todo
el rango de frecuencias electromecánicas. El método propuesto permite una implementación
�exible que ajusta automáticamente la fase del PSS a un bajo costo computacional. Se basa
en la aplicación intensiva de los métodos GEP y de los residuos al sistema sintético (SSvX)
descrito en el Capítulo 3. El Capítulo 4 también propone el modelo de tres máquinas versus
barra in�nita (3MIB) que fue adoptado como modelo de referencia IEEE en [5, 6]. Este capítulo
fue publicado como [7]:

F. De Marco, N. Martins, and J. C. R. Ferraz, �An automatic method for power
system stabilizers phase compensation design,� IEEE Trans. on Power Syst., vol. 28,
no. 2, pp. 997�1007, May 2013

El Capítulo 5 propone una metodología práctica para el ajuste de fase de todos los PSS en un
sistema de potencia multimáquina. El ajuste de fase se lleva a cabo de forma independiente para
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cada planta generadora utilizando el método de sistema sintético descrito en el Capítulo 4, y las
ganancias de los PSS se determinan mediante un proceso de ajuste coordinado que considera el
sistema en su conjunto. Se presentan los resultados de la aplicación de esta metodología a un
modelo a gran escala de un sistema real. Este capítulo se publicó como [8]:

F. De Marco, N. Martins, F. Libonati, and J. M. Castellanos, �PSS phase shaping
and coordinated gain tuning in a large longitudinal power system,� in Proc. of IEEE
PowerTech Conference, Eindhoven, The Netherlands, Jun./Jul. 2015

El Capítulo 6 presenta los resultados de la aplicación del diagrama de Nyquist amortiguado
(DNP) para determinar no sólo la compensación de fase del PSS sino también su ganancia. El
DNP es un método de diseño que utiliza la respuesta en frecuencia en lazo abierto para ajustar un
control que permite ubicar un par de polos complejos del sistema en lazo cerrado. La sintonización
del PSS se realiza en el sistema sintético y se valida utilizando modelos detallados de centrales
eléctricas multigenerador, enfatizando así las ventajas de utilizar el método DNP junto con el
sistema sintético para ejecutar la sintonización de un PSS en la práctica. Este capítulo se publicó
como [9]:

F. De Marco, P. Rullo, and N. Martins, �Using a SMIB model to analyse and damp
the electromechanical modes in multigenerator plants,� in Proc. of IEEE URUCON,
Uruguay, Nov. 2021

El Capítulo 7 propone un método que utiliza el DNP para determinar automáticamente los
requerimientos de compensación de fase y ganancia del PSS para colocar los polos electrome-
cánicos en ubicaciones prede�nidas en el plano complejo. Se resuelve un problema no lineal de
ajuste de curvas por mínimos cuadrados para encontrar el conjunto de parámetros del PSS que
produce la compensación óptima para todos los polos dominantes basándose en un único cálculo
de autovalores por escenario de operación. Se realizan análisis de sensibilidad y se propone incluir
la relación de las ganancias dinámicas a bajas y altas frecuencias en el problema de optimización.
El ajuste del PSS se realiza en el sistema sintético y se valida con los resultados del sistema 3MIB.
Este capítulo se publicó como [10]:

F. De Marco and P. Rullo, �Damped Nyquist plot for the phase and gain optimization
of power system stabilizers,� Electric Power Systems Research, vol. 205, no. 107708,
Apr. 2022

El Capítulo 8 presenta los resultados de la aplicación del DNP para determinar la ganancia y
la compensación de fase de un POD instalado en un inversor formador de red (GFM). El GFM
se modela como una máquina sincrónica virtual (VSM) y se analiza el desempeño de PODs
que realimentan la velocidad angular virtual de la VSM a la potencia activa y a las señales de
referencia de tensión. Este capítulo se publicó como [11]:

F. De Marco, M. A. Murad, and T. Kërçi, �Damped Nyquist plot for the oscillation
damping control design of virtual synchronous machines,� in Proc. of International
Conference on Renewable Energies and Smart Technologies, Tirana, Albania, Jul.
2022

1.3.2. Parte II: Aseguramiento de la fortaleza de red

La Fig. 1.4 proporciona una visión general de los capítulos de la Parte II del informe. A
continuación se describe el contenido de cada uno de ellos.

El Capítulo 9 resume los conceptos utilizados en la Parte II del informe. Proporciona una
introducción a los principios fundamentales relacionados con la fortaleza de red, incluidas las
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Capítulo 12: proponer un método matemático para la optimiza-
ción del tamaño y la ubicación de los inversores formadores de
red para cumplir con un requisito mínimo de fortaleza de red

Capítulo 11: aplicar el método propuesto para la optimización de condensa-
dores sincrónicos en un modelo de un sistema de potencia real de gran escala

Capítulo 10: proponer un método heurístico para la optimi-
zación del tamaño y la ubicación de condensadores sincróni-
cos para cumplir con un requisito mínimo de fortaleza de red

Capítulo 9: revisar el estado del arte e introducir los conceptos bási-
cos de las causas y soluciones del problema de baja fortaleza de red.

Figura 1.4: Visión general de los capítulos de la Parte II.

de�niciones, los tipos de tecnologías de generación y los factores que la in�uencian. También
presenta la relación efectiva de cortocircuito (ESCR), que es un índice heurístico que tiene en
cuenta las interacciones de tensión entre recursos basados en inversores (IBRs) y se utiliza para
cuanti�car la fortaleza de la red. El cálculo del ESCR se utiliza en los capítulos siguientes para
optimizar las medidas de mitigación en el contexto de la plani�cación a largo plazo del sistema
eléctrico.

El Capítulo 10 propone un método para la optimización automática del tamaño y la ubicación
de condensadores síncronos (SCs) para cumplir con un requisito mínimo de fortaleza de red que
permita la alta penetración de IBRs en una red débil. El algoritmo basin hopping (BHA) se utiliza
en combinación con el algoritmo Nelder-Mead para minimizar la contribución total adicional al
cortocircuito de SCs sujeta a una restricción de mínimo ESCR. Se muestra que este problema
de optimización tiene varias soluciones con los valores mínimos de la función objetivo dentro
de un rango estrecho pero con una asignación diferente de las capacidades de SCs a los nodos
candidatos. Por lo tanto, el BHA se aplica iterativamente para identi�car el área del espacio
de búsqueda en la que se ubican las soluciones óptimas, y se proponen criterios adicionales
para clasi�car las soluciones en función de atributos de costo y con�abilidad. Este capítulo fue
publicado como [12]:

F. De Marco, J. Gómez, V. Bolz, and F. Fernández, �Identifying optimal combina-
tions of synchronous condensers for minimum grid strength compliance,� Interna-
tional Journal of Electrical Power and Energy Systems, vol. 156, no. 109756, Feb.
2024

El Capítulo 11 presenta los resultados de la aplicación del método propuesto en el Capítulo 10
para el dimensionamiento de SCs en el modelo de un sistema eléctrico de gran escala en un
escenario con penetración extremadamente alta de IBRs. Adicionalmente, se realizan análisis de
sensibilidad para evaluar el impacto de convertir unidades generadoras térmicas existentes para
permitir su funcionamiento como SCs. Este capítulo se publicó como [13]:

F. De Marco, J. Gómez, F. Fernández, P. Lagos, E. Quintana, and V. Velar, �Sizing
of synchronous condensers to strengthen a large-scale network model,� in Proc. of
IEEE PowerTech Conference, Belgrade, Serbia, Jun. 2023

El Capítulo 12 propone un modelo de optimización para de�nir qué IBRs en un escenario
determinado deben tener controladores del tipo GFM. El modelo garantiza un nivel mínimo



22 Capítulo 1. Introducción

prede�nido de fortaleza de red cuanti�cado por el ESCR. Las formulaciones de programación
lineal (LP) y LP de enteros mixtos se utilizan para optimizar la proporción de IBRs seguidores
de red (GFL) y GFM, y determinar el máximo potencial para aumentar la potencia IBR GFL
instalada. Este capítulo se publicó como [14]:

F. De Marco and J. Gómez, �Grid strength assurance in the energy transition: Op-
timal placement of grid-forming inverters,� in Proc. of Renewable Energy Grid Inte-
gration Week, Copenhagen, Denmark, Sep. 2023

1.3.3. Parte III: Acciones topológicas correctivas

La Fig. 1.5 proporciona una descripción general de los capítulos de la Parte III del informe,
cuyos contenidos se describen a continuación.

Capítulo 15: complementar la de�nición de TCAs con una
evaluación probabilística de con�abilidad para cuanti�car la
con�abilidad de contingencias y de escenarios particulares

Capítulo 14: proponer un algoritmo para de�nir automáticamente ac-
ciones topológicas correctivas (TCAs) para minimizar el OPEX adi-
cional necesario para mitigar los efectos adversos de una contingencia

Capítulo 13: revisar el estado del arte e introducir los conceptos
básicos de maniobras de transmisión y optimización del despacho

Figura 1.5: Visión general de los capítulos de la Parte III.

El Capítulo 13 proporciona antecedentes sobre el estado del arte y los conceptos utilizados
en la Parte III, incluidos los principios básicos de la optimización de maniobras de transmisión
y del despacho de generación.

El Capítulo 14 presenta un algoritmo práctico para la de�nición automática de acciones topo-
lógicas correctivas (TCAs) para minimizar los costos operativos (OPEX) adicionales necesarios
para mitigar las sobrecargas producidas por contingencias en la red. Los análisis de contingen-
cias y sensibilidades se utilizan para identi�car posibles TCAs que comprenden la desconexión
de circuitos individuales, maniobras prede�nidas en uno o más interruptores (CB) y cambios
en la posición de topes de transformadores desfasadores. Se propone un nuevo método para la
identi�cación de posibles TCAs de cierre de CB. Para las TCAs que no conducen a un disparo
descontrolado en cascada, eventualmente se ejecutan cálculos de optimización del despacho para
obtener la cantidad económicamente óptima de redespacho de generación convencional, raciona-
miento de energía renovable y corte de carga necesarios para eliminar las sobrecargas residuales
después de aplicar cada posible TCA. Este capítulo se publicó como [15]:

F. De Marco and A. Ellerbrock, �Automatic de�nition of topological corrective actions
for post-contingency OPEX minimization,� Electric Power Systems Research, vol.
221, no. 109440, Aug. 2023

El Capítulo 15 propone un método para evaluar la con�abilidad del sistema eléctrico en base
a los resultados de la de�nición automática de TCAs propuesta en el Capítulo 14. La evaluación
se realiza para cuanti�car la con�abilidad de contingencias y escenarios particulares mediante
índices de costo de con�abilidad de contingencia (CRC) y de costo de con�abilidad del escenario
(SRC), respectivamente. Estos índices asocian probabilidades a los impactos en el sistema, siendo
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estos últimos cuanti�cados por el OPEX adicional requerido para eliminar las restricciones de
la red en el escenario postcontingencia. El caso estudio presenta resultados que muestran que la
metodología propuesta permite identi�car en un escenario dado las contingencias más críticas
en términos del CRC más alto, y el escenario más crítico en términos del SRC más alto. Este
capítulo se publicó como [16]:

F. De Marco and A. Ellerbrock, �Power system reliability assessment considering the
automatic de�nition of topological corrective actions,� in Proc. of CIGRE Conference
& Expo, Calgary, Canada, Oct.-Nov. 2022
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1.4. Resumen de publicaciones

Las publicaciones en revistas Q1 revisadas por pares y en congresos internacionales asociadas
a este informe de tesis se resumen a continuación.

Revistas Q1 revisadas por pares
F. De Marco, N. Martins, and J. C. R. Ferraz, �An automatic method for power system

stabilizers phase compensation design,� IEEE Trans. on Power Syst., vol. 28, no. 2, pp. 997�
1007, May 2013

IEEE Power System Stability Controls Subcomittee, �Benchmark models for the analysis
and control of small-signal oscillatory dynamics in power systems,� IEEE Trans. on Power Syst.,
vol. 32, no. 1, pp. 715�722, Jan. 2017

F. De Marco and P. Rullo, �Damped Nyquist plot for the phase and gain optimization of
power system stabilizers,� Electric Power Systems Research, vol. 205, no. 107708, Apr. 2022

F. De Marco and A. Ellerbrock, �Automatic de�nition of topological corrective actions for
post-contingency OPEX minimization,� Electric Power Systems Research, vol. 221, no. 109440,
Aug. 2023

F. De Marco, J. Gómez, V. Bolz, and F. Fernández, �Identifying optimal combinations of syn-
chronous condensers for minimum grid strength compliance,� International Journal of Electrical
Power and Energy Systems, vol. 156, no. 109756, Feb. 2024

Conferencias internacionales
F. De Marco, N. Martins, F. Libonati, and J. M. Castellanos, �PSS phase shaping and

coordinated gain tuning in a large longitudinal power system,� in Proc. of IEEE PowerTech
Conference, Eindhoven, The Netherlands, Jun./Jul. 2015

F. De Marco, N. Martins, and P. Rullo, �Synthetic power system models for PSS tuning and
performance assessment,� in Proc of IEEE Electrical Power and Energy Conf., Toronto, Canada,
Oct. 2021

F. De Marco, P. Rullo, and N. Martins, �Using a SMIB model to analyse and damp the
electromechanical modes in multigenerator plants,� in Proc. of IEEE URUCON, Uruguay, Nov.
2021

F. De Marco, M. A. Murad, and T. Kërçi, �Damped Nyquist plot for the oscillation dam-
ping control design of virtual synchronous machines,� in Proc. of International Conference on
Renewable Energies and Smart Technologies, Tirana, Albania, Jul. 2022

F. De Marco and A. Ellerbrock, �Power system reliability assessment considering the automa-
tic de�nition of topological corrective actions,� in Proc. of CIGRE Conference & Expo, Calgary,
Canada, Oct.-Nov. 2022

F. De Marco, J. Gómez, F. Fernández, P. Lagos, E. Quintana, and V. Velar, �Sizing of
synchronous condensers to strengthen a large-scale network model,� in Proc. of IEEE PowerTech
Conference, Belgrade, Serbia, Jun. 2023

F. De Marco and J. Gómez, �Grid strength assurance in the energy transition: Optimal
placement of grid-forming inverters,� in Proc. of Renewable Energy Grid Integration Week, Co-
penhagen, Denmark, Sep. 2023
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Capítulo 2

Antecedentes sobre estabilidad de
pequeña señal de sistemas de potencia

Resumen

Este capítulo describe los conceptos básicos de la teoría del control que se utilizan en la Parte I
del informe. Describe el concepto de estabilidad de pequeña señal en sistemas de potencia y los
métodos existentes para ajustar los controles de amortiguamiento de oscilaciones de potencia.
La mayor parte del material está adaptada de [17�20].

2.1. Introducción

Los sistemas de potencia alrededor del mundo se encuentran en una transición hacia una
alta penetración de fuentes de energía renovable variable conectadas a través de convertidores
estáticos, como la eólica y la solar fotovoltaica. Este proceso se ve acelerado por los programas
de descarbonización de los gobiernos nacionales y la caída de los precios de las nuevas tecnolo-
gías [21]. Sin embargo, hoy en día los sistemas de potencia en general continúan siendo dominados
por generadores sincrónicos y así lo seguirán siendo por muchos años más. Por lo tanto, las osci-
laciones electromecánicas (EM) de baja frecuencia poco amortiguadas inherentes a los sistemas
tradicionales siguen siendo una preocupación importante para los operadores, quienes deben ga-
rantizar un amortiguamiento su�ciente para evitar restricciones de transmisión [22�24]. Quienes
plani�can y operan el sistema, junto con los propietarios de los generadores, abordan este desafío
optimizando el ajuste de PSS y PODs, que es la medida de mejor relación costo-bene�cio para
amortiguar las oscilaciones EM.

Para reducir los impactos ambiental y económico, los sistemas de potencia se operan cerca de
los límites de estabilidad maximizando el uso de la infraestructura existente. Además, los siste-
mas tienden a interconectarse cada vez más, lo que favorece la aparición de modos de oscilación
interárea poco amortiguados. Esto se debe a que las interconexiones permiten que los sistemas
adyacentes compartan la reserva rodante, y que reduzcan los costos de operación y el impacto
ambiental mediante el uso de las unidades más e�cientes, facilitando así el retraso de inversio-
nes en nueva generación. Continuamente se buscan métodos para aumentar la transferencia de
potencia a través de las interconexiones existentes (posiblemente débiles), reduciendo aún más
el amortiguamiento de los modos que ya están poco amortiguados. En consecuencia, garantizar
que el amortiguamiento de los modos de oscilación del rotor en los sistemas de potencia presente
márgenes adecuados de estabilidad sigue siendo una preocupación para los ingenieros de plani�-
cación y operación. Una de las características más importantes del análisis de pequeña señal es
que proporciona una comprensión de la estructura modal subyacente de un sistema de potencia
que no puede derivarse fácilmente de simulaciones en el dominio del tiempo [19].

La estabilidad del sistema de potencia es la capacidad del sistema, para una condición opera-
tiva inicial dada, de recuperar un estado de equilibrio operativo después de haber sido sometido
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a una perturbación física, con la mayoría de las variables del sistema acotadas de modo que
prácticamente todo el sistema permanezca intacto [18]. El sistema de potencia es un sistema
altamente no lineal que opera en un ambiente de cambio constante; las cargas, las inyecciones
de los generadores y los parámetros operativos clave cambian continuamente. Sin embargo, para
evaluar la estabilidad ante una perturbación especí�ca, generalmente es válido suponer que el sis-
tema se encuentra inicialmente en una condición operativa de estado estacionario ideal. Cuando
se somete a una perturbación, la estabilidad del sistema depende tanto de la condición operativa
inicial así como de la naturaleza de la perturbación [18].

La estabilidad de pequeña señal es la capacidad del sistema de potencia para mantener el
sincronismo cuando se somete a perturbaciones de magnitud relativamente pequeña. En este
contexto, una perturbación se considera pequeña si las ecuaciones que describen la respuesta del
sistema pueden linealizarse para los �nes del análisis [18].

El resto de este capítulo está organizado de la siguiente manera. La Sección 2.2 presenta los
conceptos básicos de la teoría de sistemas lineales necesarios para comprender el fenómeno de las
oscilaciones electromecánicas en los sistemas de potencia. La Sección 2.3 de�ne la estabilidad del
ángulo del rotor ante pequeñas perturbaciones. La Sección 2.4 describe los métodos existentes
para ajustar los controladores para amortiguarlos.

2.2. Sistemas lineales

Esta sección presenta los conceptos básicos de la teoría de sistemas lineales que se utilizan
para analizar la estabilidad en pequeña señal de sistemas de potencia y ajustar controles de
amortiguamiento de oscilaciones electromecánicas.

2.2.1. Representación espacio-estados

El comportamiento de un sistema dinámico, como un sistema de potencia, puede describirse
mediante un conjunto de ecuaciones diferenciales ordinarias no lineales de primer orden como

ẋ(t) = f
(
x(t),u(t)

)
, (2.1)

donde x(t) es el vector (N × 1) de variables de estado y u(t) es el vector (P × 1) de variables de
entrada. La derivada de una variable de estado x(t) con respecto al tiempo continuo t se denota
como ẋ(t), y su transformada de Laplace es sx(s). El vector (M × 1) de variables de salida y(t)
se puede expresar en términos de las variables de estado y de entrada como

y(t) = g
(
x(t),u(t)

)
, (2.2)

donde g es un vector de funciones no lineales.
Asumiendo que las perturbaciones en el sistema son relativamente pequeñas, las funciones

no lineales f y g pueden linealizarse alrededor del punto de equilibrio en el que se va a analizar
el desempeño del sistema. La linealización de (2.1) y (2.2) para obtener un conjunto de equa-
ciones diferenciales algebraicas lineales puede realizarse de manera analítica [19], o siguiendo un
procedimiento de linealización numérica como el método de las perturbaciones [25]. La principal
ventaja práctica de la linealización numérica es que no requiere una representación lineal pre-
de�nida de cada uno de los modelos no lineales utilizados [26]. Por lo tanto, el procedimiento
de linealización numérica puede aplicarse directamente a cualquier representación de un modelo
dinámico, incluidos los modelos de�nidos por el usuario1, para los que puede no estar disponible
una linealización analítica.

1Los modelos de�nidos por el usuario no utilizan bloques prede�nidos disponibles en la librería del software
de simulación.
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El modelo lineal del sistema se puede expresar en forma de espacio de estados como

∆ẋ(t) = A∆x(t) +B∆u(t) (2.3)

∆y(t) = C∆x(t) +D∆u(t) (2.4)

donde A es la matriz de estado (N ×N), B es la matriz de entrada o control (N × P ), C es la
matriz de salida (M ×N), y D es la matriz de transmisión directa (M × P ).

Aplicando la transformada de Laplace a (2.3) y (2.4), se obtienen las siguientes ecuaciones
de estado en el dominio de la frecuencia compleja:

s∆x(s)−∆x(0−) = A∆x(s) +B∆u(s) (2.5)

∆y(s) = C∆x(s) +D∆u(s) (2.6)

Para obtener una solución formal de las ecuaciones de estado, (2.5) se puede escribir como

(sI−A)∆x(s) = ∆x(0−) +B∆u(s), (2.7)

lo que lleva a

∆x(s) = (sI−A)−1[∆x(0−) +B∆u(s)]

=
adj(sI−A)

det(sI−A)
[∆x(0−) +B∆u(s)], (2.8)

∆y(s) = C
adj(sI−A)

det(sI−A)
[∆x(0−) +B∆u(s)] +D∆u(s). (2.9)

Por lo tanto, las transformadas de Laplace de ∆x(t) y ∆y(t) tienen dos componentes, una
dependiente de las condiciones iniciales y la otra de las entradas.

Los polos de ∆x(s) y ∆y(s) son las raíces de la ecuación característica (2.10). Los valores de
s que satisfacen (2.10) son los valores propios de A.

det(sI−A) = 0. (2.10)

En el resto de este capítulo, la notación se simpli�ca omitiendo el símbolo ∆ en las variables
de estado, entrada y salida.

2.2.2. Autovectores de la matriz de estado

Los autovalores de la matriz de estado (N × N) están dados por los valores del parámetro
escalar λ para el cual existen soluciones no triviales (es decir, distintas de ϕ = 0 ) de la ecuación

Aϕ = λϕ, (2.11)

donde A es real para sistemas físicos y ϕ es un vector (N × 1). La solución no trivial (λ,ϕ)
de (2.11) debe satisfacer (2.10). Para cualquier autovalor λi, i = 1, 2, . . . , N , el vector ϕi que
satisface (2.11) se llama autovector derecho de A asociado con el autovalor λi que satisface

Aϕi = λiϕi, i = 1, 2, . . . , N. (2.12)

De manera similar, el vector ψi que satisface

ψT
i A = λiψ

T
i , i = 1, 2, . . . , N, (2.13)

se llama autovector izquierdo asociado con el autovalor λi. Los autovectores derecho e izquierdo
asociados con diferentes autovalores son ortogonales, es decir que si λi ̸= λj , ψT

j ϕi = 0. Sin
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embargo, para autovectores correspondientes al mismo autovalor, resulta ψT
i ϕi = constante ̸= 0.

La siguiente normalización es una práctica común

ψT
i ϕi = 1. (2.14)

Para expresar sintéticamente las propiedades de la matrizA, los estados se pueden desacoplar
usando la transformación de similitud [27]

x(s) = Φz(s), (2.15)

donde z es el vector de variables de estado transformadas, y Φ = [ϕ1 ϕ2 . . . ϕN ] es la ma-
triz de autovectores derechos. Las ecuaciones de estado expresadas en términos de las variables
transformadas (para D = 0) son

sz(s) = Λz(s) + B̂u(s) (2.16)

y(s) = Ĉz(s) (2.17)

donde Λ = Φ−1AΦ = diag{λ1, λ2, . . . , λN}, Ĉ = CΦ es la matriz de observabilidad (M ×N) y
B̂ = Φ−1B es la matriz de controlabilidad (N × P ).

Sea Ψ = [ψT
1 ψ

T
2 . . . ϕT

N ]T la matriz de autovectores izquierdos, al utilizar la normalización
(2.14) se veri�ca que

ΨΦ = I y Ψ−1 = Φ. (2.18)

Los autovectores derechos e izquierdos permiten inferir la naturaleza de los modos oscilatorios
de un sistema lineal, proporcionando las formas de los modos (mode-shapes) y los factores de
controlabilidad y observabilidad, que se presentan a continuación.

Formas de los modos (mode-shapes)

Las relaciones entre los vectores de estado x y z dadas por la transformación de similitud
(2.15) y la normalización (2.18) son

x(s) = Φz(s) = [ϕ1 ϕ2 . . . ϕN ]z(s), (2.19)

z(s) = Ψx(s) = [ψT
1 ψ

T
2 . . . ψT

N ]Tx(s). (2.20)

Las variables de estado originales x1, x2, . . . , xN , se eligen para representar el desempeño dinámico
del sistema y generalmente están acopladas. Por el contrario, cada una de las variables de estado
transformadas z1, z2, . . . , zN , se asocia a un solo modo.

El autovector derecho se llama forma del modo (o mode-shape) porque indica la actividad
relativa de las variables de estado cuando se excita un modo particular, de acuerdo a (2.19). Por
ejemplo, el grado de actividad de la variable de estado xk en el i-ésimo modo viene dado por el
elemento ϕki del autovector derecho ϕi.

Las magnitudes de los elementos de ϕi miden las actividades de las N variables de estado
en el i-ésimo modo, y sus ángulos indican los retrasos de las variables de estado con respecto al
modo.

De (2.20) se deduce que el autovector izquierdo ψi identi�ca qué combinación de las variables
de estado originales se mani�esta solo en el i-ésimo modo. Así, el k-ésimo elemento del autovector
derecho ϕi mide la actividad de la variable xk en el i-ésimo modo, y el k-ésimo elemento del
autovector izquierdo ψi pondera la contribución de esta actividad al i-ésimo modo.

Observabilidad y controlabilidad

Si la i-ésima �la b̂T
i = ψT

i B de la matriz de controlabilidad B̂ es cero en (2.16), las entradas
no tienen ningún efecto en el i-ésimo modo. En tal caso, se dice que el i-ésimo modo no es
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controlable. De manera similar, de (2.17) se deduce que la i-ésima columna ĉi = Cϕi de la matriz
de observabilidad Ĉ determina si la variable zi contribuye o no a la formación de las salidas.
Si la columna es cero, el modo correspondiente no es observable. Por lo tanto, ĉi y b̂i son los
vectores de observabilidad y controlabilidad correspondientes al modo λi, respectivamente, y sus
elementos son los factores de observabilidad y controlabilidad correspondientes, respectivamente.

Factores de participación

El concepto de factor de participación fue desarrollado para medir el grado de participación
de una variable de estado en un modo. Los autovectores derechos representan la forma del modo,
pero tienen las mismas dimensiones que las variables de estado y, por lo tanto, dependen de las
unidades. Los factores de participación pueden verse como autovectores derechos ponderados por
autovectores izquierdos. La matriz de factores de participación es

P = [p1 p2 . . .pN ] , (2.21)

con

pi = [pi1 p2i . . . pNi]
T (2.22)

= [ϕ1iψi1 ϕ2iψi2 . . . ϕNiψiN ]T , (2.23)

donde

ϕki es el elemento en la k-ésima �la y la i-ésima columna de la matriz de observabilidad Φ
(k-ésima entrada del autovector derecho ϕi); y

ψik es el elemento en la i-ésima �la y la k-ésima columna de la matriz de controlabilidad
Ψ (k-ésima entrada del autovector izquierdo ψi).

El elemento pki = ϕkiψik es el factor de participación. Es una medida de la participación
relativa de la variable de estado k-ésima en el modo i-ésimo, y viceversa. Dado que ϕki mide
la actividad de xk en el modo i-ésimo y ψik pesa la contribución de esta actividad al modo, el
producto pki mide la participación neta. La multiplicación de los elementos de los autovectores
izquierdo y derecho hace que pki sea adimensional.

En vista de la normalización de los autovectores, la suma de los factores de participación
asociados con cualquier modo (

∑N
i=1 pki) o con cualquier variable de estado (

∑N
k=1 pki) es igual

a 1.

2.2.3. Modos del sistema

De (2.3), el movimiento libre del sistema (con entrada cero) viene dado por ∆ẋ = Ax. La
tasa de cambio de cada variable de estado es una combinación lineal de todas las variables de
estado. La transformación de similitud (2.15) se puede utilizar para desacoplar los estados y
obtener la siguiente respuesta de movimiento libre del sistema en el dominio del tiempo:

∆x(t) =
N∑
i=1

Φicie
λit. (2.24)

La respuesta anterior está dada por una combinación lineal de los N modos dinámicos co-
rrespondientes a los N autovalores de la matriz de estado. Dichos modos pueden ser oscilatorios
o monótonos y en el dominio del tiempo tienen las siguientes formas:

y1(t) = A1e
σ1t sin(ω1t+ θ1) o y2(t) = A2e

σ2t, respectivamente. (2.25)

La respuesta característica en el dominio del tiempo de un modo correspondiente a un au-
tovalor λi = σi + jωi viene dada por eλit. Luego, el modo (y por tanto el sistema) es inestable
cuando σi se encuentra en la mitad derecha del plano complejo (σi > 0) ya que la respuesta
aumenta con el tiempo.
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2.2.4. Funciones transferencia

La representación en el espacio de estados describe el comportamiento interno completo
del sistema. En contraste, la representación de la función de transferencia solo especi�ca el
comportamiento de entrada/salida del sistema. Sin embargo, las funciones de transferencia en lazo
abierto entre variables especí�cas son útiles para el diseño de controladores y la caracterización
y monitoreo de modos oscilatorios.

Suponiendo que no existe una función de transferencia directa de u a y (es decir, D = 0)
y que las condiciones iniciales son cero, de (2.5) y (2.6) la relación entrada/salida del sistema
MIMO (múltiples entradas y múltiples salidas) se puede escribir como

y(s) = G(s)u(s) = C(sI−A)−1Bu(s), (2.26)

donde G(s) es la matriz de transferencia del sistema. Para escribir esta matriz de transferencia
en términos de autovalores y autovectores, (2.5) y (2.6) se expresan en términos de las variables
transformadas como

sz(s) = Φ−1AΦz(s) +Φ−1Bu(s)

= Λz(s) +Φ−1Bu(s) (2.27)

y(s) = CΦz(s) (2.28)

Luego,
G(s) = CΦ(sI−Λ)−1ΨB. (2.29)

Residuos para sistemas SISO y MIMO

Para un sistema SISO (una entrada y una salida), la función de transferencia del par {y(s);u(s)}
es

G(s) =
y(s)

u(s)

∣∣∣∣∣
x(0−)=0

= cT (sI−A)−1b. (2.30)

Sean p1, p2, . . . , pN los polos de G(s)2, entonces la función de transferencia se puede expandir en
fracciones parciales como (asumiendo que los polos tienen multiplicidad uno)

G(s) = K
N(s)

D(s)
=

r1
s− p1

+
r2

s− p2
+ . . .+

rN
s− pN

, (2.31)

donde ri es el residuo de G(s) en el polo pi. Aunque existen diferentes realizaciones en el espacio
de estados de un sistema, todas tienen la misma función de transferencia (con N(s) y D(s)
coprimas) y la misma respuesta de impulso,

g(t) = L−1[G(s)]. (2.32)

En base a la representación de la matriz de transferencia en términos de autovalores y auto-
vectores en (2.29), se puede escribir

G(s) =

N∑
i=1

ri
s− λi

, con ri = cTϕiψ
T
i b, (2.33)

donde los residuos se expresan en función de los autovectores. Los polos de G(s) son los autova-
lores de A.

2Más arriba se usa pki para denotar los factores de participación, mientras que aquí p denota un polo de la
función transferencia.
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En el caso de un sistema MIMO en el que el polinomio denominador d(s) tiene N raíces
diferentes, G(s) se puede expandir en fracciones parciales como

G(s) =
N(s)

d(s)
=

N∑
i=1

Ri

s− λi
, (2.34)

donde Ri = Cϕiψ
T
i B es la matriz de residuos correspondiente al i-ésimo polo λi.

Sensibilidades y residuos [28]

Un residuo proporciona la sensibilidad del autovalor correspondiente a la realimentación de la
salida de la función de transferencia a su entrada. Por tanto, los residuos se pueden utilizar para
inferir qué modos se verán más afectados por la realimentación. El ángulo del residuo i�ésimo
indica la dirección en la que el lugar de las raíces abandona el i-ésimo polo.

Considérese la planta SISO genérica G(s) con N autovalores diferentes en (2.33) y el lazo
de realimentación H(s,K) en la Fig. 2.1. Se demuestra en [29] que la sensibilidad de λi a una
variación en un parámetro K en H(s,K) es

si,K =
dλi
dK

= ri
∂H(s,K)

∂K

∣∣∣∣
s=λi

. (2.35)

+

Figura 2.1: Planta G(s) con un lazo de realimentación positiva.

Por lo tanto, el r-ésimo residuo es la sensibilidad del r-ésimo autovalor del sistema de lazo
abierto a una realimentación escalar entre la salida de la función de transferencia y las variables
de entrada.

2.2.5. Criterio de Nyquist [30, 31]

El diagrama de Nyquist (NP) convencional es utilizado en diferentes áreas de la ingeniería de
control. Su principal objetivo es evaluar la estabilidad de un sistema con realimentación basada
en la respuesta en frecuencia en lazo abierto. El NP para una función de transferencia G(s) es
la grá�ca de G(jω) en el plano complejo cuando ω varía de −∞ a +∞.

Para sistemas dinámicos lineales con coe�cientes reales, la mitad del NP relacionado con ω
que varía de 0 a +∞ es una imagen espejada en el eje real de la otra mitad en la que ω varía de
0 a −∞. Por lo tanto, el análisis se puede realizar calculando sólo la mitad relacionada con las
frecuencias positivas.

El criterio de estabilidad de Nyquist establece que Pc = Po + N , donde N es el número de
vueltas en el sentido de las agujas del reloj del punto -1+j0 en el plano complejo realizadas por el
NP y Po es el número de polos inestables de la función de transferencia de lazo abierto (OLTF),
mientras que Pc es el número de polos inestables de la función de transferencia de lazo cerrado
(CLTF). Para el NP con frecuencias positivas, sólo se consideran los polos con parte imaginaria
positiva. Por ejemplo, supóngase que G(s) tiene un par de polos conjugados complejos inestables
σo ± jωo, con ωo > 0. En este caso, Po = 1 y Pc deben hacerse iguales a cero diseñando un
controlador de realimentación H(s) de forma que la OLTF compensada encierre el punto -1+j0
del plano complejo en sentido antihorario (N = −1).
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2.2.6. Diagrama de Nyquist modi�cado

El diagrama de Nyquist se puede modi�car para investigar la estabilidad relativa de sistemas
de lazo cerrado [32, 33]. Para la siguiente ecuación característica de segundo orden,

s2 + 2ξωns+ ω2
n = 0, 0 ≥ ξ ≥ 1 (2.36)

las raíces complejas conjugadas son

λ1 = −ξωn + jωm

√
1− ξ2 y λ2 = −ξωn − jωm

√
1− ξ2. (2.37)

Si estas raíces se gra�can en el plano s, como en la Fig. 2.2, se ve que sin θ = ξ, es decir que
el ángulo θ es indicativo del factor de amortiguamiento relativo ξ. A medida que θ se hace más
pequeño, también lo hace el valor de ξ.

x

x

Figura 2.2: Raíces complejas conjugadas de un sistema de segundo orden en el plano s.

Considérese que la trayectoria de Nyquist se modi�ca usando líneas radiales con un ángulo θx,
en lugar del eje jω, como se muestra en la Fig. 2.3. Esta trayectoria es la trayectoria de Nyquist
amortiguada (o modi�cada). Siguiendo el mismo razonamiento que en el caso del criterio de
estabilidad de Nyquist, se puede a�rmar que si el contorno obtenido de la grá�ca de G(s)H(s)
evaluado en el plano smodi�cado no encierra el punto -1 + j0 y ninguno de los polos de G(s)H(s)
se encuentra dentro del contorno del plano cerrado s, entonces este contorno no encierra ningún
cero de 1+G(s)H(s). La ecuación característica 1+G(s)H(s) = 0 entonces no tiene raíces dentro
del contorno del plano s modi�cado. Si los polos en lazo cerrado de un sistema de orden superior
no están encerrados en este contorno, puede decirse que el factor de amortiguamiento relativo de
cada par de polos complejos conjugados del sistema en lazo cerrado es mayor que sin θx.

x

x

x

x

x x

Figura 2.3: Trayectoria de Nyquist amortiguada (modi�cada).

En [34] y en los Capítulos 6 a 8, el DNP se utiliza no solo para la evaluación de la estabilidad
relativa sino también para la estabilización de un sistema de potencia a través del diseño de la
fase y la ganancia de un PSS para ubicar los polos dominantes en una posición prede�nida en el
plano complejo.
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2.3. Estabilidad de pequeña señal del ángulo del rotor [20]

La estabilidad de pequeña señal (o pequeña perturbación) del ángulo del rotor está relacio-
nada con la capacidad de un sistema de potencia para mantener el sincronismo bajo pequeñas
perturbaciones, como variaciones en la carga y la generación. Las pequeñas perturbaciones son
aquellos cambios que surgen en el sistema, para los cuales las desviaciones de los ángulos del rotor
de las máquinas síncronas respecto del punto de equilibrio son tan pequeñas que las ecuaciones
del sistema pueden linealizarse sin dar lugar a errores signi�cativos. Los autovalores de la matriz
de estado del sistema de�nen los diferentes modos oscilatorios y pueden usarse para caracterizar
la estabilidad ante pequeñas perturbaciones.

La inestabilidad de pequeña señal puede surgir de dos formas: i) aumento del ángulo del
rotor debido a la falta o al valor negativo de torque sincronizante (inestabilidad no oscilatoria
o aperiódica), o ii) oscilaciones del rotor de amplitud creciente debido a un toque amortiguante
insu�ciente o negativo (inestabilidad oscilatoria).

Un modo, y su rango de frecuencias típico, generalmente se identi�ca con un fenómeno de uno
de los siguientes tipos: global (0,05 - 0,2 Hz), de baja frecuencia (0,01 - 0,05 Hz), electromecánico
(0,2 - 2 Hz), torsional (>8 Hz) o de control. A su vez, los modos electromecánicos (EM) se pueden
clasi�car en [19]:

Local : Este es un modo generalmente asociado con los rotores de las unidades generadoras
síncronas en una misma central que oscilan contra el resto del sistema, o contra las unidades
de una central generadora eléctricamente cercana. Su frecuencia normalmente está en el
rango de 6 a 12 rad/s (1 a 2 Hz).

Intraplanta: Este modo está asociado con unidades dentro de una central generadora que
oscilan entre sí. El rango de frecuencias es normalmente de 10 a 15 rad/s (1,5 a 2,5 Hz).

Interárea: Este es un modo está asociado con un grupo de centrales generadoras en un área
del sistema oscilando contra un grupo de centrales en una o más áreas remotas del sistema.
Los modos interárea suelen estar asociados con interconexiones débiles o estresadas entre
áreas geográ�camente separadas del sistema. El rango de frecuencias suele ser de 1,5 a
6 rad/s (0,25 a 1,0 Hz).

Generalmente, la inestabilidad en pequeña señal del ángulo del rotor es un problema de
amortiguamiento insu�ciente de las oscilaciones electromecánicas. Los problemas de estabilidad
no oscilatoria se reducen en gran medida mediante el uso de reguladores automáticos de tensión
(AVR) de alta ganancia. Sin embargo, este problema aún puede ocurrir cuando el AVR mantiene
una tensión de campo constante debido a la acción de limitadores de excitación (limitadores de
corriente de campo). La estabilidad del ángulo del rotor está claramente asociada a las máquinas
síncronas, y los modos oscilatorios correspondientes son modos electromecánicos. Los modos
electromecánicos se identi�can como aquellos en los que las variables de estado correspondientes
al ángulo y la velocidad del rotor presentan los factores de participación más altos.

2.3.1. Efectos de los IBRs en la estabilidad del ángulo del rotor

La integración de IBRs no cambia la de�nición fundamental de estabilidad del ángulo del rotor
presentada anteriormente. Sin embargo, a medida que los generadores síncronos convencionales
son desplazados por IBRs, la inercia total del sistema se reduce. Esto a su vez tiene un impacto
en la estabilidad del ángulo del rotor y también en los modos electromecánicos del sistema. El
desplazamiento de la generación síncrona por los IBR afecta la estabilidad del ángulo del rotor
de los generadores síncronos que permanecen en el sistema como sigue [20]:

1. Cambian los �ujos de potencia en los principales corredores de transmisión, lo que a su
vez puede afectar el amortiguamiento de los modos interárea y los márgenes de estabilidad
transitoria.
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2. Se desplazan grandes generadores síncronos, lo que a su vez puede afectar la forma, la
frecuencia y el amortiguamiento de los modos electromecánicos.

3. Se afecta el torque amortiguante de generadores síncronos cercanos, de manera similar
en que lo hacen los dispositivos de transmisión de CA �exible (FACTS). Esto se re�eja
en cambios en el amortiguamiento de los modos en los que participan esos generadores
síncronos.

4. Se desplazan generadores síncronos que cuentan con PSS críticos. Dado el punto 3 anterior,
sería potencialmente bene�cioso agregar lazos de control en IBRs para ayudar a amortiguar
las oscilaciones de potencia, tal como lo hacen los PODs en los dispositivos FACTS3.

No existe un consenso general sobre los efectos de una mayor penetración de IBRs en los
modos electromecánicos y en la estabilidad del ángulo del rotor ante pequeñas perturbaciones.
Los efectos pueden ser tanto pequeños como grandes, y la presencia de IBRs puede ser bene�ciosa
o perjudicial dependiendo del caso. El tipo de impacto dependerá de varios factores, incluida la
cantidad de IBRs en el sistema, el tipo de controles aplicados, la topología y fortaleza de la red,
y las condiciones de carga en el sistema, entre otros.

2.4. Amortiguamiento de oscilaciones

Los PSS aplicados a generadores síncronos y los PODs aplicados a FACTS han sido en las
últimas décadas la práctica industrial más utilizada para amortiguar las oscilaciones electrome-
cánicas a través de controladores descentralizados [5, 35, 36].

Los dispositivos FACTS se instalan en los sistemas de potencia para ejercer un control con-
tinuo sobre el per�l de tensión o el patrón de �ujo de potencia. Esto se hace de tal forma que
no se superen los límites térmicos, se aumenten los márgenes de estabilidad, se minimicen las
pérdidas, se cumplan los requerimientos contractuales, etc. sin violar el programa de despacho
económico de generación. Los FACTS comprenden compensadores estáticos de Var, compensado-
res en serie controlados por tiristores (TCSC) y convertidores de fuente de tensión (VSC), como
los utilizados en STATCOMs. Los convertidores VSC también se utilizan en estaciones HVDC
y generadores estáticos utilizados en sistemas de almacenamiento de energía en baterías y en
unidades eólicas y solares fotovoltaicas. Sin embargo, la sola presencia de estos dispositivos no
mejora apreciablemente el amortiguamiento global del sistema. Para imponer una amortiguación
adicional, se requiere agregar un control suplementario, como se ilustra en la Fig. 2.4 [37, 38].

a) ௥-PSS in synchronous machine b) POD in SVC/TCSC c) POD in VSC converter

D
C

 B
u

s

AC Bus

++
𝑃𝑂𝐷(𝑠)

Δ𝑉௥

Δ𝑉௧

Inverter
Control

Δu

-

Power
Source

-
+

+
𝑃𝑆𝑆(𝑠)

Δ𝑉௥

Δ𝑉௧

Δ𝜔௥

AVR
Exciter

Power
Source

++
𝑃𝑂𝐷(𝑠)

Δ𝑉௥

Δ𝑉௧

Inverter
Control

Δu

-

Figura 2.4: Controles suplementarios para el amortiguamiento de oscilaciones. Las señales ∆Vt y ∆Vr
son las señales de tensión medida y de referencia, mientras que ∆u es la entrada del POD.

La Parte I del informe se centra en el diseño de PSS aplicados a máquinas síncronas, pero los
conceptos desarrollados pueden ampliarse a la sintonización de PODs aplicados a FACTS y los

3Uno de esos enfoques se presenta en el Capítulo 8.
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lazos externos de control de los equipos de electrónica de potencia, como se hace en el Capítulo 8
para un inversor formador de red.

Estabilizadores del sistema de potencia

La función básica de un PSS es ampliar los límites de estabilidad modulando la excitación del
generador para amortiguar las oscilaciones de los rotores de máquinas síncronas entre sí. Estas
oscilaciones normalmente ocurren en el rango de frecuencias aproximadamente entre 0,2 y 2,5 Hz,
y un amortiguamiento insu�ciente de estas oscilaciones puede limitar la capacidad de transmitir
potencia por las interconexiones. Para proporcionar amortiguamiento, el estabilizador modula la
señal de referencia del regulador automático de tensión (AVR) para producir una componente
de torque eléctrico en el rotor que esté en fase con los desvíos de velocidad [39].

La topología del estabilizador puede tener una o más entradas, y desde un punto de vista
de control podría usarse cualquier señal mensurable en la que sean observables los modos a
amortiguar. Las señales comúnmente utilizadas son velocidad, frecuencia o potencia eléctrica [36,
40]. El PSS basado en la integral de la potencia acelerante es el más utilizado en la práctica.
Utiliza como entradas la velocidad del rotor (sintetizada a partir de mediciones de tensión y
corriente) y la potencia eléctrica para generar una señal �ltrada proporcional a las desviaciones
de la velocidad del rotor. Por lo tanto, en lo que sigue los conceptos se describen para un PSS
basado en la velocidad del rotor (∆ωr-PSS).

Para cualquier señal de entrada, la función de transferencia del estabilizador debe compensar
las características de ganancia y fase del sistema de excitación, el generador y el sistema de
potencia, que en conjunto determinan la función de transferencia desde la salida del estabilizador
a la componente del toque eléctrico que puede ser modulada mediante control de excitación. Esta
función de transferencia, denominada GEP(s), está fuertemente in�uenciada por la ganancia del
regulador de tensión, el punto de operación del generador y la fortaleza de la red externa.

La función de transferencia de un PSS práctico es

HPSS(s) = Ks
sTw

1 + sTw︸ ︷︷ ︸
W (s)

1 + sTn1
1 + sTd1

. . .
1 + sTnQ
1 + sTdQ︸ ︷︷ ︸

C(s)

, (2.38)

donde Ks es una ganancia real (ganancia DC o de 0 Hz), W (s) es un �ltro wash-out de bajas
frecuencias y C(s) contiene Q bloques de compensación de fase de primer o segundo orden. En
el resto del texto, la función de transferencia PSS también se indica como GPSS(s).

En la literatura se han reportado varias técnicas para la coordinación automática o heurística
del ajuste de PSS en sistemas de potencia de múltiples máquinas. En ambos enfoques, la com-
pensación de fase de los PSS de una central eléctrica individual se ajusta independientemente de
las otras centrales. El ajuste de ganancia se lleva a cabo de manera coordinada considerando el
modelo completo del sistema así como múltiples escenarios de operación.

El proceso de ajuste de PSS suele ser tener dos pasos: comprende el ajuste de fase de WC(s)
seguida de la selección de la ganancia Ks [7, 36]. Los parámetros de WC(s) se eligen de modo
que la fase de HPSS(s) se encuentre cerca de la compensación de fase ideal (IPC) del PSS en todo
el rango de frecuencias de interés. El valor de Ks se elige después del cálculo de la compensación
de fase del PSS de modo que los polos EM alcancen un amortiguamiento satisfactorio. También
se debe veri�car que el amortiguamiento de otros modos, como el modo de la excitatriz (EX),
sea aceptable para la ganancia del PSS elegida.

Los métodos de sintonización de PSS en la práctica se basan principalmente en el concepto
GEP aplicado a un sistema de generador versus barra in�nita (SMIB) para calcular los reque-
rimientos de compensación de fase, generando grá�cos de respuesta de frecuencia para varios
niveles de carga y nivel de cortocircuito de la red. El método de los residuos [29, 41] de�ne el
requerimiento de compensación de fase ideal a partir del ángulo del residuo correspondiente al
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polo electromecánico de la función de transferencia desde la señal de referencia del AVR Vr hasta
la velocidad del rotor del generador ωr. El método de los residuos es complementario al método
GEP en el dominio de la frecuencia [39, 42, 43] en el sentido de que ambos métodos de�nen
requerimientos de compensación de fase similares [44].

Los métodos GEP y de los residuos estiman los requerimientos de compensación de fase del
PSS pero no permiten determinar directamente un valor de ganancia del PSS que garantice el
amortiguamiento mínimo objetivo. El diagrama de Nyquist amortiguado (DNP) [34] supera esta
limitación al permitir de�nir la compensación de fase del PSS y los requerimientos de ganancia
para ubicar un polo electromecánico en el nivel amortiguamiento deseado mientras se mantiene
constante su frecuencia.

Sea G(s) = −∆ωr/∆Vr la función de transferencia desde la referencia del AVR Vr a la
velocidad del rotor ωr de la máquina síncrona, donde �∆� denota desviaciones de pequeña señal
alrededor de un estado estable. Las siguientes secciones describen los métodos existentes para
estabilizar G(s) por realimentación mediante un PSS derivado de la velocidad del rotor (∆ωr�
PSS).

2.4.1. Método GEP [39]

El diagrama de bloques de la Fig. 2.5 ilustra la relación entre los torques aplicados en el eje
del conjunto turbina-generador, y la velocidad ωr y el desplazamiento angular δ del rotor del
generador. Se puede considerar que el torque eléctrico tiene dos componentes, a saber (a) el que
produce el PSS únicamente mediante la modulación del �ujo del generador Tep, y (b) el que
resulta de todas las demás fuentes, incluido el movimiento del rotor Teo. La relación funcional
entre velocidad y torque se muestra para un estabilizador que emplea la velocidad del generador
como señal de entrada. La contribución del torque debido al lazo del estabilizador viene dada
por:

∆Tep
∆ωr

= HPSS(s)GEP(s), (2.39)

donde GEP(s) representa las características del generador, el sistema de excitación y el sistema
de potencia.

All other
contributions

Figura 2.5: Diagrama de bloques del sistema con un PSS basado en la velocidad del rotor.

Por lo tanto, el PSS debe compensar los retrasos en GEP(s) para producir una componente de
torque en fase con los cambios de velocidad para aumentar el amortiguamiento de las oscilaciones
del rotor. La compensación de fase ideal de HPSS para amortiguar el polo λi = σi± jωi debe ser4

IPCGEP = − arg {GEP(λi)} . (2.40)

4El método GEP generalmente prescinde del cálculo de autovalores. Luego, considerando que se intenta amorti-
guar un polo cercano al eje imaginario, en la práctica se evalúa GEP(s) directamente en la frecuencia amortiguada
del polo jωi.
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Una característica estabilizadora ideal sería inversamente proporcional a GEP (s), es decir
Ideal HPSS(s) = DPSS/GEP(s), donde DPSS representa la contribución al amortiguamiento
deseada del estabilizador. Una característica de este tipo no es práctica ya que la compensación
perfecta de los retrasos de GEP(s) requiere una diferenciación (alta ganancia en altas frecuen-
cias). Por lo tanto, un PSS práctico utiliza etapas de adelanto/atraso ajustadas para compensar
aproximadamente los atrasos de fase en GEP(s) sobre el rango de frecuencias de interés. La
ganancia debe atenuarse a altas frecuencias para limitar el impacto del ruido y minimizar la
interacción torsional y, en consecuencia, se requieren �ltros pasa bajas y posiblemente de recha-
zo de banda. La etapa de wash-out W (s) se incluye para evitar desvíos de tensión en estado
estacionario cuando cambia la frecuencia del sistema [45].

En [39] se muestra que las características dinámicas de GEP(s) son proporcionales a las del
AVR en lazo cerrado cuando la velocidad del generador es constante (∆ωr = 0), es decir:

GEP(s) ∝ ∆Vt
∆Vr

. (2.41)

La relación anterior permite obtener GEP(s) a partir de pruebas en campo. Sin embargo,
al realizar el ajuste del PSS en un modelo matemático, se puede obtener GEP(s) directamente
como la función de transferencia ∆Tep/∆Vr cuando la dinámica del rotor está deshabilitada5.

Como los requerimientos de compensación de fase varían relativamente poco para distintas
condiciones de operación, el uso de un grá�co de fase GEP promedio conduce a un diseño PSS
robusto [39, 42, 43, 46]. Idealmente, las mediciones en campo y los cálculos utilizando el modelo
del sistema deberían complementarse entre sí, ayudando a la validación del propio modelo. Las
referencias [39, 42, 43, 46], entre varias otras, establecieron el estado del arte en este campo. La
posibilidad de utilizar el modelo SMIB para calcular una función de transferencia GEP simple que
sea adecuada para el diseño de PSS en un entorno de múltiples máquinas también se demuestra
en [47].

El enfoque computacional del método GEP se extendió al caso de múltiples máquinas en [43,
46, 48] generando la característica P − Vr que proporciona información tanto de GEP (s) como
de la ganancia. En un sistema multimáquina, la función de transferencia P − Vr para el i-ésimo
generador es la transferencia de la referencia del AVR del i-ésimo generador a la salida de torque
eléctrico del mismo generador, ∆Pei, con las dinámicas de los ejes de todos los generadores del
sistema desactivadas [19]. La característica P −Vr es aproximadamente invariante en una amplia
gama de condiciones operativas y con�guraciones del sistema multimáquina.

2.4.2. Método de los residuos

La ecuación (2.35) permite dividir la sensibilidad del autovalor en dos atributos signi�cativos:
uno que tiene en cuenta la ubicación del controlador de realimentación en el modelo del sistema
(determinado por el residuo ri) y otro que re�eja el rol del parámetro K en la función de
transferencia f(s,K) [41].

Considérense los siguientes casos para un controlador H(s,K) en (2.35) [29]:

1. para una realimentación estática monovariable la sensibilidad coincidirá con el residuo:

Para H(s,K) = K, λ′ = r (2.42)

2. para una realimentación monovariable dinámica donde el parámetro es una ganancia de
función de transferencia resulta:

Para H(s,K) = Kd(s), λ′ = rd(λ). (2.43)
5Algunas opciones son a) asignar un valor in�nito a la inercia, b) el lazo puede abrirse en la entrada del

integrador teniendo ∆ωr como salida, o c) eliminando las �las y columnas correspondientes a las variables de
velocidad y ángulo del rotor en el modelo del espacio de estados.
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El primer caso surge cuando se buscan ubicaciones apropiadas para controladores de amorti-
guamiento en un sistema de potencia. La magnitud de la sensibilidad del autovalor informa sobre
la mejor ubicación de controlador, mientras que la fase de la sensibilidad indica la compensación
de fase requerida en la frecuencia del autovalor para maximizar el efecto del controlador [41].

Si la sensibilidad se interpreta como el desplazamiento introducido en el autovalor por un
incremento unitario de una ganancia real K, se deduce de (2.43) que al darle forma a la fase de
d(λ) es posible orientar el cambio en la dirección deseada. Luego la cantidad de desplazamiento
se ajusta según la magnitud de K.

El uso de residuos se ha empleado para el diseño de PSS en generadores sincrónicos y PODs en
dispositivos FACTS, como los SVC, típicamente para mejorar el amortiguamiento de los modos
entre áreas [19]. Para desplazar el modo directamente hacia la izquierda en el plano s, la técnica
de diseño basada en residuos requiere que para cada uno de los modos del rotor en cuestión, la
compensación de fase ideal de la función de transferencia de j-ésimo PSS deba ser

IPCresiduos = arg {HPSSj(λi)} = 180◦ − arg {rji} , (2.44)

donde rji es el resíduo correspondiente al i-ésimo polo de la j-ésima función transferencia ωr/Vr.
La desventaja de este enfoque es que resulta difícil de�nir los parámetros de una función de
transferencia que [44] satisfaga los cambios de fase requeridos en todo el rango de frecuencias
electromecánicas y sea robusta en una amplia gama de condiciones operativas. Además, no existe
ninguna base para determinar la ganancia de PSS.

2.4.3. Método de Nyquist convencional [34, 49]

Los diagramas de Nyquist se utilizan en [49] para de�nir los requerimientos de compensación
de fase y el rango de valores de ganancia del PSS para garantizar la estabilidad y el desempeño
del sistema en lazo cerrado.

El diseño de HPSS(s) para la estabilización de realimentación se centra en garantizar que el
mapeo de la OLTF compensada rodee el punto −1+j0 en el sentido antihorario. La compensación
de fase se suele realizar de forma que el punto F (jω0) se coloque sobre el eje real negativo. La
magnitud de F (jω0) debe hacerse mayor que uno para garantizar la estabilidad de circuito
cerrado.

2.4.4. Método de Nyquist amortiguado [34]

Sea la función de transferenciaHPSS(s) del PSS de la forma en (2.38). El DNP no compensado
es la grá�ca de la planta G(s) y el DNP compensado es la grá�ca de la función de transferencia de
lazo abierto F (s) = G(s)HPSS(s), con la variable compleja s variando a lo largo de la trayectoria
de Nyquist modi�cada, que es una línea de relación de amortiguación positiva y constante ξc en
el plano complejo, como se describe en la Sección 2.2.6.

La originalidad del método DNP en [34] es que propone el uso del DNP para el diseño
de estabilización por compensación de fase y de ganancia, incluyendo ubicación de polos y la
de�nición de frecuencia central en los bloques de compensación de fase de primer orden.

Para simpli�car la notación, en el resto de esta parte del informe el producto de dos funciones
de transferencia G(s) y HPSS(s) también se expresa como GHPSS(s).

El método de juste de PSS propuesto en [34] consiste en desplazar un solo polo λ = σ + jω
del sistema no compensado G(s) a una ubicación deseada λc = σc + jωc. El PSS normalmente
se diseña para desplazar horizontalmente λ hacia la izquierda en el plano complejo, es decir
ωc = ω, y la relación de amortiguamiento objetivo ξc = −σc/

√
σ2c + ω2

c se de�ne de acuerdo con
los criterios del diseñador o los requerimientos del código de red.

La función de transferencia de lazo cerrado es G(s)/[1 + F (s)], por lo que imponer F (λc) =
−1 asegura que λc sea un polo del sistema con PSS. Por lo tanto, el procedimiento de ubicación
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de polos consiste en determinar HPSS(s) para promover el desplazamiento del punto G(λc) en
el DNP no compensado a −1 + j0 para F (λc) en el DNP compensado.

Las fórmulas para de�nir los parámetros PSS se derivan y aplican a sistemas de pequeña y
gran escala en [34] para ubicar un polo electromecánico a la vez.

Compensación de fase

El primer paso del método DNP es el diseño de compensación de fase del PSS. Para simpli�car
la metodología, se elige la constante de tiempo de wash-out Tw antes de realizar el ajuste de fase.
Los bloques de adelanto-atraso en C(s) se ajustan en función del DNP no compensado de GW (s).

Los bloques de adelanto-retraso en C(s) se diseñan para ubicar el valor de la función de
transferencia compensada en fase GWC(λc) en el eje real negativo. Los bloques de compensación
de fase individuales están diseñados en función de la compensación ideal dada por el ángulo:

IPCDNP = ϕc = 180◦ − arg{GW (λc)}. (2.45)

En [34] se proporcionan fórmulas para determinar las constantes de tiempo de C(s) con
bloques de avance-retraso idénticos para cumplir (2.45) para varias alternativas en las que se
especi�can dos de los siguientes parámetros: una constante de tiempo, la compensación de fase
máxima o la frecuencia central.

Selección de la ganancia

La función de transferencia de lazo abierto varía linealmente con la ganancia Ks, al igual que
el DNP. Por lo tanto, el valor de Ks se ajusta para que GHPSS(λc) = −1 + j0, de donde

Ks =
−1

GWC(λc)
. (2.46)

De (2.45), GWC(λc) ya es real y negativo, y por lo tanto Ks es real y positivo cuando C(s)
proporciona exactamente el IPC en λc. En este punto, el procedimiento de ubicación de polos
DNP concluye, ya que F (λc) = −1 + j0 y λc es un polo del sistema en lazo cerrado.



Capítulo 3

Análisis y comparación de modelos
sintéticos

Resumen

Este capítulo presenta cuatro modelos sintéticos de sistemas de potencia de bajo orden para
la sintonización y evaluación del desempeño de un PSS. Cada sistema sintético comprende una
familia de modelos de dos o tres barras en los que se modi�can uno o más parámetros para
reproducir polos oscilatorios en todo el rango de frecuencias electromecánicas típicas, desde las
intraplanta hasta las interárea. Los requerimientos de ajuste del PSS se comparan para sistemas
sintéticos de ángulo de transmisión �jo y variable, tamaño de generador variable e inercia de la
red equivalente variable.

3.1. Introducción

Síntesis

Los modelos sintéticos de sistemas de potencia (o simplemente sistemas sintéticos) evitan
la necesidad de utilizar modelos de redes a gran escala, que pueden producir resultados de
simulación muy precisos pero que a menudo son con�denciales e inaccesibles para los ingenieros de
diseño [50]. Para los �nes de esta parte del informe, se de�ne un sistema sintético como un modelo
de bajo orden de topología de red �ja en el que se varían uno o más parámetros para producir
una familia de escenarios con modos EM de varias frecuencias. Los cálculos realizados utilizando
sistemas sintéticos tienen un costo computacional bajo y también son adecuados para ajustar
un PSS en campo, en circunstancias en las que no es prácticamente posible ejecutar estudios
exhaustivos utilizando un modelo multimáquina completo debido a limitaciones de tiempo.

Los sistemas SMIB con reactancia equivalente �ja y relativamente baja se usan típicamente
para la sintonización de PSS [36, 42] considerando únicamente los requerimientos de compensa-
ción de fase y ganancia de los polos EM locales (alta frecuencia). Este capítulo analiza cuatro
sistemas sintéticos alternativos para reproducir polos electromecánicos de varias frecuencias.

En este capítulo se comparan los requerimientos de ajuste de PSS obtenidos a partir de
sistemas sintéticos de 2 y 3 barras, siendo el sistema de referencia el sistema sintético de reactancia
y ángulo de transmisión variables (SSvX) descrito en [51]. Los resultados del SSvX se comparan
con los de los sistemas sintéticos de ángulo de transmisión �jo (SSvXfA), tamaño de generador
variable (SSvG) e inercia variable del sistema equivalente (SSvH).

Los requerimientos de compensación de fase y ganancia se analizan para un PSS derivado de
la velocidad del rotor con una función de transferencia de la forma Gs(s) = KsWC(s), donde
W (s) es un �ltro wash-out y C(s) contiene bloques de adelanto-atraso de fase de primer o segundo
orden en serie. Los requerimientos de compensación de fase ideal (IPC) se determinan a partir
del ángulo del residuo correspondiente al polo electromecánico de la función de transferencia

41
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desde la referencia del AVR Vr hasta la velocidad del rotor del generador ωr.

Contribuciones

La principal contribución de este capítulo se relaciona con la identi�cación de un sistema
sintético adecuado para el análisis y desarrollo de los métodos de sintonización de PSS en el
resto de esta Parte I del informe.

Organización

Este capítulo está organizado de la siguiente forma. La Sección 3.2 describe los sistemas
sintéticos de ángulo de transmisión �jo y variable, y analiza la in�uencia de la reducción de
ganancia transitoria (TGR) en los requerimientos de sintonización del PSS. Las Secciones 3.3 y
3.4 comparan los resultados del SSvX con los de los SSvG y SSvH, respectivamente. La Sección 3.5
presenta las conclusiones.

3.2. Sistema sintético de reactancia de línea variable

El sistema sintético de reactancia de línea variable (SSvX) que se muestra en la Fig. 3.1
comprende un generador que inyecta potencia activa constante Pg con un factor de potencia
constante PFg en su barra terminal #1 cuya magnitud de tensión también se mantiene constante.
El generador está conectado a través de una reactancia de línea variable jX12 a la barra in�nita
#2 en la que la magnitud de la tensión permanece constante (típicamente igual a 1 pu).

Figura 3.1: Sistema sintético de reactancia de línea variable (SSvX).

La frecuencia de oscilación electromecánica del sistema sintético se varía asignando diferentes
valores a la reactancia X12, de modo que dicha frecuencia se reduce a medida que se aumenta
X12. Para mantener inalteradas las condiciones terminales de la máquina, se introduce en la barra
#1 una carga local Psh+ jQsh de potencias activa y reactiva variables, de modo que su variación
compense el cambio inherente en el �ujo de potencia transmitido a través de la línea, absorbiendo
la mayor parte de la potencia generada cuando X12 es alta, y viceversa. Se considera un modelo
de potencia constante (independiente de las variaciones de tensión) para la carga local, de modo
que la acción amortiguadora del PSS a bajas frecuencias, típicas de oscilaciones entre áreas, no
se mejore excesivamente (ver resultados de la Sección 4.3.3).

El despacho de potencia activa Pg y el factor de potencia PFg del generador son especi�cados
por el usuario y permanecen constantes durante todos los cálculos. Por lo tanto, la potencia
reactiva de salida también es constante y está dada por

Qg =
Pg

PFg
sin (arc cos |PFg|) . (3.1)

Al inspeccionar los �ujos de potencia en el sistema sintético, se obtienen

Pg = Psh + P12 y Qg = Qsh +Q12, (3.2)
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donde

P12 =
V1V2
X12

sin θ12; (3.3)

Q12 =
(V1)

2 − V1V2 cos θ12
X12

. (3.4)

La carga local Psh + jQsh se ajusta para consumir las diferencias entre las potencias activa
y reactiva generadas por la máquina y transmitidas a través de la impedancia de línea variable.
La diferencia angular entre las barras del sistema sintético se de�ne de manera que para valores
pequeños de X12 la carga Psh esté cerca de su valor mínimo, mientras que el �ujo de potencia P12

está cerca de su valor máximo. En cambio, para valores elevados de X12, la potencia transmitida
está en su valor mínimo y entonces se debe ajustar la carga Psh para que absorba prácticamente
toda la potencia generada. Al valor mínimo de X12 lo establece el transformador elevador de la
unidad generadora, mientras que al máximo lo determinan los valores más bajos deseados para
las frecuencias entre áreas. Estas restricciones se pueden representar matemáticamente mediante
la función raíz en (3.5), que es una elección arbitraria que satisface las necesidades de modelado
del sistema sintético.

θ12 = A B
√
X12 (3.5)

Las consideraciones prácticas descritas anteriormente guían la elección de los valores extremos
para X12 y θ12 que, una vez elegidos, de�nen las constantes A y B en (3.5) como

A =
θmáx
12

B

√
Xmáx

12

y B =
log

(
Xmı́n

12

Xmáx
12

)
log

(
θmı́n
12

θmáx
12

) . (3.6)

Las componentes activas de la carga local y de la potencia transmitida, junto con el ángulo
de transmisión, se representan en la Fig. 3.2 como funciones de la reactancia de línea X12 para un
despacho constante del generador de 0,9 pu, con un factor de potencia en retraso de 0,9. También
se traza el ángulo interno de la máquina δ relativo a la barra in�nita. Se ve que las grá�cas de
θ12 y δ crecen monótonamente con X12, siendo el valor máximo de δ aproximadamente 65◦.

Figura 3.2: Carga local y potencia transmitida junto con los ángulos de transmisión y de tensión de campo
como funciones de X12.

El mismo sistema sintético se puede utilizar en la veri�cación del desempeño en pequeña
señal de un PSS ya diseñado [51].

En este capítulo se analiza una de�nición alternativa del ángulo de transmisión. En el SSvX
de ángulo �jo (SSvXfA) el ángulo θ12 se mantiene en un valor �jo para todos los escenarios y el
consumo de la carga local varía con X12 según (3.2)-(3.4).
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3.2.1. Análisis modal y ajuste de PSS en el SSvX

En los estudios de caso de este capítulo, el modelo de máquina síncrona considera efectos
transitorios (arrollamientos de campo) y subtransitorios (arrollamientos amortiguadores) en los
ejes d y q; sus parámetros se enumeran en Tabla 3.1 (tomados de [51] pero cambiando la potencia
nominal de 3120 MVA a 250 MVA). El generador se despachó en 0, 95 pu de potencia activa y
0, 95 de factor de potencia en adelanto. El modelo del AVR y del sistema de excitación comprende
un bloque de primer orden con constante de tiempo TA = 0,05 s y ganancia KA = 100 pu.

Este capítulo utiliza H para representar la constante de inercia de la máquina síncrona, que
no debe confundirse con la función de transferencia del controlador H(s) en el Capítulo 2.

Tabla 3.1: Parámetros del modelo de generador de rotor de polos salientes.

Sb = 250 MVA fn = 60 Hz Un = 18 kV
xd = 0,89 pu x′d = 0,36 pu x′′d = 0,29 pu
xq = 0,66 pu x′′q = 0,29 pu T ′

d0 = 5,1 s
T ′′
d0 = 0,060 s T ′′

q0 = 0,094 s xl = 0,28 pu
ra = 0,0019 pu H = 4,5 s

La reactancia de la línea se varió de Xmı́n
12 = 0,1 pu (reactancia del transformador elevador

para reproducir polos intraplanta) a Xmáx
12 = 25 pu (para lograr frecuencias interárea muy bajas).

En el SSvX, θmáx
12 = 50◦ y θmı́n

12 = 5,45◦ asumiendo que para Xmı́n
12 la carga local es nula1. En el

SSvXfA, θ12 = 15◦.
La Fig. 3.3 muestra que el consumo de carga local es similar en el SSvX y el SSvXfA para

valores altos de X12. Sin embargo, PL < 0 para X12 < 0,2 pu en el SSvXfA.

Figura 3.3: Consumo de carga local en el SSvX y el SSvXfA en función de X12.

La Fig. 3.4 muestra que los polos EM de frecuencias más altas están menos amortiguados en
el SSvXfA que en el SSvX. Luego, en el SSvXfA el bajo amortiguamiento del modo local resulta
conservador y el PSS requerirá una ganancia mayor que en el SSvX para alcanzar el mismo
amortiguamiento objetivo.

El SSvX permite alcanzar una frecuencia EM ligeramente inferior para X12 = 25 pu que el
SSvXfA (1,038 rad/s contra 1,26 rad/s).

1θmı́n
12 = arcsin

(
PgX

mı́n
12

V1V2

)
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Figura 3.4: Polos EX y EM del SSvX y del SSvXfA sin PSS. Las �echas indican los residuos de la función
de transferencia ωr/Vr para diez escenarios.

Con ambos sistemas se obtienen trayectorias similares del polo de la excitatriz (EX). La
Fig. 3.4 muestra que tanto en el SSvX como en el SSvXfA la frecuencia del polo EX aumenta y
su amortiguamiento se reduce con el aumento de la reactancia de línea, es decir a medida que el
generador prácticamente se aisla de la barra in�nita.

La Fig. 3.5 muestra que las curvas IPC para el SSvX y el SSvXfA prácticamente coinciden.
Estas curvas se calcularon a partir de los ángulos suplementarios de los residuos de los polos EM
para las funciones de transferencia ωr/Vr a lo largo de la trayectoria del polo, que se muestran
como �echas en la Fig. 3.4 para diez escenarios SMIB.

Figura 3.5: Curvas IPC para el SSvX y el SSvXfA, y fase de Gs1(s).

La función de transferencia en (3.7) se eligió para un PSS basado en la velocidad del rotor
(∆ω�PSS) de modo que la diferencia entre la IPC y la fase del PSS se encuentre dentro de
±30◦, como se muestra en la Fig. 3.5. Se permitió una ligera sobrecompensación de fase en bajas
frecuencias para aumentar la ganancia dinámica del PSS en las frecuencias de los polos entre
áreas.

Gs1(s) =
5s

1 + 5s

(
1 + 0,144s

1 + 0,014s

)2 1 + 0,279s

1 + 0,568s
(3.7)

Los polos EM del SSvX y del SSvXfA compensados con 10×Gs1(s) se muestran en la Fig. 3.6
y tienen amortiguamientos relativos superiores al 15% para X12 por debajo de 0,46 pu y 0,42 pu,
respectivamente.
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Figura 3.6: Polos del SSvX y del SSvXfA compensados con 10×Gs1(s).

3.2.2. Efecto de la reducción transitoria de la ganancia del AVR

Se analiza en esta sección el efecto de la reducción transitoria de la ganancia (TGR) del AVR
en las trayectorias de los polos EX y EM del SSvX. El objetivo del bloque TGR es reducir la
ganancia del AVR en el rango de las frecuencias EM y EX, y al mismo tiempo permitir una
buena regulación de tensión terminal en estado estacionario [52].

Se consideraron dos casos con KA = 400 pu y las siguientes funciones de transferencia conec-
tadas en serie con el modelo AVR-excitatriz:

TGR1(s) =
1 + s

1 + 5s
, y TGR2(s) =

1 + s

1 + 10s
. (3.8)

La Fig. 3.7 muestra las trayectorias de los polos EM y EX del SSvX sin PSS para el AVR con
y sin TGR. En todos los casos, el amortiguamiento del polo EX se reduce cuando se aumentaX12.
El polo EX se vuelve inestable para valores altos de X12 en el caso sin TGR y KA = 400 pu. La
frecuencia del polo EX se reduce y su amortiguamiento aumenta cuando se considera la TGR.
Con TGR, el amortiguamiento de los polos EM aumenta en frecuencias altas y se reduce en
frecuencias bajas.

Figura 3.7: Trayectorias de los polos EM and EX del SSvX con y sin TGR (sin PSS).
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La Fig. 3.8 muestra que el amortiguamiento del polo EM del SSvX para X12 = 0,10 pu
sin TGR se reduce inicialmente cuando la ganancia KA del AVR aumenta, y aumenta para
KA >100 pu.
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Figura 3.8: Polo EM del SSvX para X12 = 0,10 pu y diferentes valores de KA sin TGR.

La Fig. 3.9 muestra las curvas de IPC para los casos con y sin TGR. Se veri�ca que los casos
con TGR conllevan mayores requerimientos de compensación de fase del PSS en todo el rango
de frecuencias. Se elige la siguiente función de transferencia del ∆ω�PSS para el caso con TGR2

Gs2(s) =
5s

1 + 5s

(
1 + 0,202s

1 + 0,020s

)2 1 + 0,405s

1 + 0,827s
, (3.9)

cuya fase se muestra en la Fig. 3.9. La Fig. 3.10 muestra que el amortiguamiento de los polos
EM del SSvX con TGR2 y 10×Gs2 es mayor que 15% para frecuencias superiores a 5,92 rad/s
(0,94 Hz). La ganancia de alta frecuencia de 10×Gs1 y 10×Gs2 es 500 pu.

Figura 3.9: Curvas IPC para el SSvX con y sin TGR, y fase de Gs2(s).

3.3. Sistema sintético de tamaño variable del generador

En el SSvG, la familia de escenarios SMIB se produce variando la potencia aparente nominal
Sb de la máquina síncrona en la barra #1 en la Fig. 3.1. Esto equivale a variar el número de
máquinas síncronas idénticas conectadas en paralelo a la misma barra. El consumo de carga local
se calcula utilizando (3.2)-(3.4) para un valor �jo de X12.

La potencia nominal del generador #1 se incrementó de 250 a 2000 MVA en intervalos
discretos de 250 MVA. Se consideró que X12 = Xtrf+Xeq, donde Xtrf = 0,10 pu es la reactancia
serie del transformador elevador en base Sb, y Xeq la reactancia de la red equivalente externa en
base 2 GVA. Los modelos y despacho de máquina síncrona y de AVR son los de la Sección 3.2.1.

Los cálculos para el SSvG se ejecutaron para casos con reactancia de red externa baja y alta
en los que Xeq se �jó en 0,4 pu y 25 pu (en base 2 GVA), respectivamente.

La Fig. 3.11 muestra que la frecuencia del polo EM se reduce con el aumento de Sb. Sin
embargo, no es posible cubrir todo el rango de frecuencias EM con un valor �jo de X12. Se
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Figura 3.10: Polos del SSvX con TGR2, con y sin el PSS de función transferencia 10×Gs2.

observan mayores diferencias en el amortiguamiento del polo EM entre el SSvX y el SSvG para
el caso con Xeq baja.

Figura 3.11: Polos del SSvX y del SSvG con valores de Xeq alto y bajo sin PSS.

Los polos EX de ambos sistemas sintéticos están cerca los unos de los otros. Los polos EM
del SSvG están menos amortiguados que los del SSvX, como se muestra en la vista ampliada de
la Fig. 3.12.

La Fig. 3.13 muestra las curvas IPC para el SSvX (Sección 3.2) y el SSvG, junto con la
fase de Gs1(s) en el rango de frecuencias electromecánicas. Se obtienen los requerimientos de
compensación de fase del PSS similares a partir de los resultados de ambos sistemas sintéticos,
siendo sus desviaciones respecto a la fase de Gs1(s) inferiores a 20◦.

Los polos con un ∆ω�PSS de función transferencia 10×Gs1(s) se muestran en la Fig. 3.14.
Los polos EM con PSS tienen un amortiguamiento relativo mayor o igual al 15% en el SSvG con
Xeq = 0,4 para Sb ≤ 1 GVA, y en el SSvX para X12 ≥ 0,46 pu.

3.4. Sistema sintético de inercia variable del sistema equivalente

En el sistema sintético de inercia variable del sistema equivalente (SSvH) que se muestra
en la Fig. 3.15, se conecta a la barra #3 un generador equivalente de inercia Heq. Se produce
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Figura 3.12: Vista ampliada de la Fig. 3.11 en el área de los polos EM.
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Figura 3.13: Curvas IPC para el SSvX y el SSvG con valores alto y bajo de Xeq.

Figura 3.14: Polos EM y EX del SSvX y del SSvG compensados con 10×Gs1(s) para reactancias alta y
baja de la red equivalente.

una familia de escenarios variando Heq de H a ∞ (�inf H�), donde H es la constante de inercia
del generador que se está analizando (conectado a la barra #1). Se agregan una tercera barra
intermedia y cargas adicionales para permitir la comparación con los resultados del SSvX. Las
reactancias X12 y X23 se mantienen �jas en 0,5 pu en todos los escenarios, siendo los modelos
de máquina síncrona y de AVR para los generadores #1 y #3 los de la Sección 3.2.
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Los resultados del SSvH se comparan con los del SSvX para valores de X12 que varían de 0,5
a 1,0 pu. Se consideran cinco escenarios para cada sistema sintético. Se analizan dos escenarios
SSvH, a saber, SSvHa y SSvHb, cuyos resultados de �ujo de potencia se muestran en la Fig. 3.15.

Figura 3.15: Flujos de potencia del SSvHa y del SSvHb (entre paréntesis) en pu en base 250 MVA.

La Fig. 3.16 muestra los polos EM para el SSvX y el SSvHa sin PSS. Los polos EM para el
SSvX de X12 = 0,5 pu y el SSvH de Heq = H son coincidentes (a pesar de pequeñas diferencias
numéricas), ya que en el último escenario el sistema SSvHa es simétrico. Esta simetría se pierde
en el SSvH cuando Heq ̸= H. El aumento de Heq en el SSvH tiene el mismo efecto de reducción
de la frecuencia electromecánica que el aumento de X12 en el SSvX. Sin embargo, el SSvH no
permite reproducir polos EM de frecuencias muy bajas (por debajo de 4, 55 rad/s).
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Figura 3.16: Polos EM de los sistemas SSvX y SSvHa sin PSS.

Aumentar Heq a ∞ en el SSvH tiene el mismo efecto que duplicar X12 en el SSvX. Esto no
se observa en el escenario SSvHa porque su con�guración de �ujo de carga no coincide con la del
SSvX. Por el contrario, esto sí se veri�ca en la Fig. 3.17 para el SSvHb con Heq = ∞ y el SSvX
con X12 = 1,0 pu.

La Fig. 3.18 muestra la IPC para el SSvX y el SSvHa, junto con la fase de Gs1(s). La IPC
para el SSvX con X12 = 1,0 pu y el SSvHa con Heq = H coinciden exactamente, mientras que
la IPC del SSvHa es mayor que el del SSvX a medida que Heq y X12 aumentan.

La Fig. 3.19 muestra la IPC para el SSvX y el SSvHb, junto con la fase de Gs1. La IPC para
el SSvX con X12 = 1,0 pu y el SSvHb con Heq = ∞ son coincidentes, mientras que la IPC del
SSvX es mayor que el del SSvHb cuando Heq y X12 se reducen. La sobrecompensación de Gs1(s)
para Heq = H en el SSvHb es 25◦, lo cual se considera aceptable.

3.4.1. Análisis de grandes excursiones de frecuencia

Se ejecutaron dos simulaciones no lineales en el dominio del tiempo en las que se conectó una
carga de (50 + j15) MVA a la barra #1 para el SSvHa con Heq = 5H en base 250 MVA. En un
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Figura 3.17: Polos EM del SSvX y del SSvHb sin PSS.
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Figura 3.18: Requerimientos de IPC para el SSvX y el SSvHa, y fase de Gs1(s).
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Figura 3.19: Requerimientos IPC para el SSvX y el SSvHb, y fase de Gs1(s).

caso, el generador #1 está equipado con un ∆ω�PSS con función de transferencia 10 × Gs1, y
en el otro caso está equipado con un PSS basado en la potencia acelerante (∆Pω�PSS) con los
mismos bloques de compensación de fase y ganancia. Los parámetros adicionales del ∆Pω�PSS
(modelo estándar IEEE PSS2B [40]) son

N = 1, M = 5, T9 = 0,1, T8 =M × T9, Ks2 = Tw/2H.

Los dos generadores están equipados con un modelo de turbina-regulador de velocidad que
tiene la siguiente función de transferencia:

Pm(s)

ωr(s)
= 0,05

1

1 + 0,25s

1 + s

1 + 5s
, (3.10)
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donde Pm es la potencia mecánica de la máquina síncrona.
La Fig. 3.20 muestra que las desviaciones de frecuencia luego de la perturbación son similares

en ambos casos. Las salidas de ambos PSS se reducen inicialmente con la caída de frecuencia,
teniendo el ∆ω�PSS una desviación negativa mayor. La conexión de carga provoca una caída de
tensión en la barra #1 que se ve acentuada por la modulación adversa de la referencia del AVR
por parte del PSS.
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Figura 3.20: Frecuencia (arriba) y tensión (abajo) en terminales del generador #1 ante la conexión de
una carga adicional en la barra #1 del SSvH.

El SSvH permite evaluar el rendimiento del PSS ante transitorios de frecuencia. Esto también
podría lograrse reemplazando el generador #3 por una fuente de tensión cuya frecuencia se
module de acuerdo con un per�l prede�nido [53].

3.5. Conclusiones

Los requerimientos de compensación de fase del PSS obtenidos con el SSvG y el SSvH son
similares a los del SSvX. Sin embargo, el SSvG y el SSvH (ambos con un único valor de X12) no
permiten reproducir polos en todo el rango de frecuencias electromecánicas. El SSvXfA genera
polos EM menos amortiguados, que requieren una ganancia de PSS mayor que en el SSvX para
lograr el mismo amortiguamiento relativo en el sistema compensado. El SSvXfA genera polos
EM menos amortiguados en alta frecuencia y una mayor estabilidad transitoria en frecuencias
más bajas que el SSvX (debido al menor ángulo del rotor). Los requerimientos de compensación
de fase del PSS obtenidos con el SSvX y el SSvXfA son muy similares entre sí. De los cuatro
sistemas sintéticos aquí analizados, el SSvX muestra ser el más adecuado para reproducir polos
EM en todo el rango de frecuencias típicas.

El resto de esta Parte I del informe se re�ere al SSvX simplemente como el sistema sintético.



Capítulo 4

Método de ajuste automático de fase de
estabilizadores

Resumen

En este capítulo se propone un método computacional para el ajuste de fase del PSS en
un generador sincrónico para mejorar su contribución positiva al amortiguamiento de las oscila-
ciones del rotor en todo el rango de frecuencias electromecánicas: desde los modos intraplanta
hasta los interárea. Para ello, el método utiliza el sistema sintético como banco de pruebas, en
el que la característica del sistema externo vista desde los terminales del generador se modi�ca
automáticamente, con una variación amplia y coordinada de sus parámetros, para producir una
secuencia de modos electromecánicos similares a los experimentados por el generador y los con-
troladores asociados cuando se conectan a un sistema de potencia multimáquina de gran escala.
La fase del PSS se ajusta automáticamente con el objetivo de minimizar los desvíos respecto al
requerimiento de compensación ideal. Se realizan análisis de sensibilidad de los resultados a los
parámetros del modelo y a la función objetivo optimizada, y se elaboran lineamientos para la
aplicación del método en la práctica.

4.1. Introducción

Síntesis

El método computacional propuesto en este capítulo utiliza el sistema sintético (SSvX) des-
crito en la Sección 3.2 para llevar a cabo el diseño automático de la compensación de fase de un
PSS. Este diseño atiende simultáneamente a una gran familia de escenarios de un sistema SMIB,
cuyos modos electromecánicos tienen frecuencias que varían en todo el rango de interés: desde los
intraplanta hasta los interárea, generalmente de baja frecuencia y pobremente amortiguados. La
automatización computacional inherente al enfoque del sistema sintético, junto con el uso e�cien-
te de la familia de resultados asociados con este sistema, los grá�cos y la rutina de optimización,
mejoran el uso del método GEP, propuesto en el artículo clásico de deMello y Concordia [42]. Al
igual que el método GEP [39, 42], que ignora la dinámica de oscilación del rotor del generador,
el método propuesto también ofrece información limitada sobre los requerimientos de ganancia
del PSS, que luego deben ajustarse con la ayuda de otras herramientas de simulación o durante
pruebas en campo.

Inicialmente, el método calcula la �característica de fase no compensada� (UPC) para la
familia de resultados del sistema sintético (fase que el PSS idealmente debería compensar a la
frecuencia electromecánica de cada sistema SMIB de la familia). A partir de la UPC se deriva
la �banda de compensación de fase� (PCB) en el rango de frecuencias electromecánicas. La PCB
permite el ajuste de fase del PSS en una región bien de�nida que es compatible con los diseños
de PSS en la práctica.

53
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El método de diseño PSS de este capítulo utiliza una familia de SMIB en lugar del modelo real
del sistema multimáquina a amortiguar, y por lo tanto, se basa en los métodos clásicos GEP y de
los residuos. Adicionalmente, el método de este capítulo avanza la tecnología de ajuste de fase del
PSS al establecer un procedimiento automático que reduce la intervención manual por parte del
usuario. Sólo requiere información de la máquina en estudio y sus controles, así como el rango de
frecuencias estimado de las oscilaciones electromecánicas que la misma experimentará. En línea
con [48], este capítulo también demuestra la equivalencia entre los enfoques de las sensibilidades
modales y de las funciones de transferencia, para una mejor comprensión de los fenómenos de
pequeñas perturbaciones y el concepto de sintonización de PSS. En aras de la brevedad y la
claridad, los resultados de los casos de estudio se centran en el PSS derivado de la velocidad del
rotor. No obstante ello, el método de este capítulo se puede aplicar igualmente a otras topologías
representativas de los PSS modernos [52, 54�56].

Contribuciones

Las siguientes son las contribuciones de este capítulo:

Se introducen los conceptos de UPC y PCB para permitir la compensación de fase del PSS
en todo el rango de frecuencias electromecánicas.

El método propuesto permite el ajuste automático de fase del PSS para lo cual se propone
una función objetivo heurística adecuada para el ajuste de la curva.

Se presentan análisis de sensibilidad para veri�car la in�uencia de los arrollamientos amor-
tiguadores del generador, la naturaleza de la carga local, la constante de tiempo del modelo
de excitación y el despacho de la máquina en los requerimientos de compensación de fase
del PSS y la ubicación de los polos electromecánicos.

Se elaboran lineamientos generales para la aplicación práctica del método propuesto.

Se propone un modelo multimáquina que fue adoptado como sistema de referencia de tres
máquinas contra una barra in�nita (3MIB) en las siguientes publicaciones:

IEEE Power System Stability Controls Subcomittee, �Benchmark models for the
analysis and control of small-signal oscillatory dynamics in power systems,� IEEE
Trans. on Power Syst., vol. 32, no. 1, pp. 715�722, Jan. 2017

��, IEEE PES Technical Report TR-18: Benchmark Systems for Small-Signal Sta-
bility Analysis and Control. IEEE PES Resource Center, Jun. 2015

Organización

La Sección 4.2 presenta el método de ajuste automático de fase propuesto en este capítu-
lo, mientras que la Sección 4.3 describe los resultados de un estudio de caso. La Sección 4.4
proporciona consideraciones prácticas sobre la aplicación del método propuesto y la Sección 4.5
presenta las conclusiones.

4.2. Ajuste automático de fase del PSS

Esta sección presenta el método propuesto para el ajuste automático de fase de PSS utili-
zando la familia de sistemas SMIB del SSvX. Este sistema sintético cuenta con un generador
de parámetros �jos que se mantiene siempre en condiciones constantes de despacho. Como se
indica en la Sección 3.2, todos los cambios en el sistema sintético ocurren en los parámetros
de la red para producir oscilaciones electromecánicas del generador desde frecuencias tan bajas
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como 0,15 Hz (modos interárea poco amortiguados), pasando por aproximadamente 1 Hz (modos
locales) y alcanzando los 2 Hz (modos intraplanta).

En las matrices de estado linealizadas de estos sistemas SMIB, el generador y sus controles,
excepto el PSS bajo diseño, se modelan completamente. Luego se obtienen los autovalores y
autovectores de dichas matrices (de orden reducida) y se identi�can automáticamente, mediante
análisis de factores de participación, los polos electromecánicos para cada solución SMIB.

La trayectoria (o lugar geométrico) del polo electromecánico del sistema sintético se de�ne co-
mo el conjunto de polos electromecánicos calculados variando la reactancia X12 del sistema SMIB
de 0,1 a 25 pu (valores sugeridos) en la base de la máquina. La magnitud de la carga conectada
a la barra #1 se ajusta para mantener constantes las condiciones terminales del generador.

Por ejemplo, se traza en la Fig. 4.1 la trayectoria del conjunto completo de polos del sistema
sintético analizado en la Sección 4.3, que tiene 125 escenarios SMIB. En la Fig. 4.2, se traza la
trayectoria de los polos electromecánicos para sistemas sintéticos de parámetros idénticos, solo
que para un número menor de escenarios: 5, 10, 20 y 40 escenarios. Se puede ver que, al aumentar
el número de escenarios del sistema sintético, la trayectoria del polo puede volverse tan suave
como se desee. En la práctica, entre 10 y 20 escenarios SMIB serían su�cientes para el diseño del
PSS.
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Figura 4.1: Trayectoria del conjunto completo de polos del sistema sintético para los 125 escenarios SMIB.

La metodología de ajuste de fase del PSS propuesta se puede aplicar a una única condición
de operación del generador o considerar simultáneamente varios puntos de operación correspon-
dientes a distintos niveles de carga y factor de potencia.

4.2.1. Cálculo de la banda de compensación de fase

La �característica de fase no compensada� (UPC) del sistema sintético (sin PSS) se obtiene
calculando la fase que idealmente debería compensar el PSS a lo largo del lugar geométrico del
polo electromecánico, es decir, para cada uno de los SMIB del sistema sintético, en la frecuencia
de sus respectivos polos electromecánicos.

La �banda de compensación de fase� (PCB) es una región en el grá�co de fase en función
de la frecuencia cuyo límite superior es igual a la compensación de fase ideal (IPC) del PSS
(IPC =-UPC) en todo el rango de frecuencias de interés, normalmente de 0,15 a 2 Hz. El límite
inferior de la PCB considera una subcompensación de 45◦ con respecto a la IPC [39, 42]. Por lo
tanto, la PCB tiene un ancho1 de 45◦ y debe diseñarse para una familia de SMIBs (el sistema

1Los márgenes de sobre y subcompensación de fase pueden estar de�nidos en el código de red. Por ejemplo,
en Estados Unidos NERC especi�ca una banda de ±30◦ alrededor de la compensación ideal [57].
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Figura 4.2: Trayectorias del polo electromecánico trazadas para sistemas sintéticos compuestos por 5, 10,
20 y 40 escenarios SMIB.

sintético), y no sólo para un único sistema SMIB.
Las siguientes dos herramientas son igualmente efectivas para el diseño de la compensación

de fase del PSS en el sistema sintético:

1. Funciones de transferencia GEP : la característica de fase no compensada se obtiene de
la función de transferencia de lazo abierto GEP(s) = ∆Te(s)/∆Vr(s), donde ∆Te(s) y
∆Vr(s) son las desviaciones del torque eléctrico y de la tensión de referencia del AVR,
respectivamente. Los resultados de la función de transferencia GEP se producen a partir
de un modelo de sistema sintético modi�cado, en el que se han eliminado las variables de
estado ángulo y velocidad del rotor, siendo esto equivalente a tener un generador de inercia
in�nita. En el rango electromecánico de frecuencias, GEP(jω) también puede aproximarse
mediante una función de transferencia de segundo orden [55]. El límite superior de la PCB
se obtiene de los valores negativos de la fase de GEP(jω) evaluada en la frecuencia del
polo electromecánico para cada valor de X12. Por lo tanto, cada grá�co de fase GEP(jω)
convencional, que se calcula para un valor especí�co de X12, contribuye con un solo punto
de la curva característica de fase no compensada (UPC).

2. Sensibilidades de los polos electromecánicos: la compensación de fase ideal (IPC) del PSS
se calcula para cada polo a lo largo de la trayectoria de los polos electromecánicos, de
modo que el ángulo de salida del polo electromecánico para el sistema compensado (con un
PSS de compensación ideal pero solo ganancia incremental) siempre resulte igual a 180◦.
Por ejemplo, las sensibilidades Si,comp y Si,uncomp del polo λi para los sistemas con y sin
compensación, respectivamente, se muestran esquemáticamente como �echas en la Fig. 4.3,
en la que los lugares geométricos de las raíces para los cambios de ganancia del PSS también
se trazan como líneas continuas para cada caso. El límite superior de la PCB está de�nido
por los ángulos suplementarios de las sensibilidades de los polos electromecánicos a lo largo
de la trayectoria. Como se indica en la Fig. 4.3, la sensibilidad compensada con PSS de
cada polo electromecánico del sistema sintético debería tener entonces un ángulo entre
180◦ y 135◦ (debido al ancho de 45◦ ancho de la PCB), al tiempo que se intenta evitar la
sobrecompensación de fase principalmente en bajas frecuencias.

Los dos enfoques de diseño de PSS descritos anteriormente producen resultados idénticos
(ver [48] para hallazgos similares), una vez que se supone que la PCB tiene 45◦ de ancho en cada
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Figura 4.3: Interpretación grá�ca del ajuste del PSS mediante el método de las sensibilidades de los polos
(las sensibilidades se representan como �echas).

frecuencia electromecánica. Cuando se varía X12 de 0,1 a 25 pu, se pueden adoptar incrementos
su�cientemente pequeños de esta impedancia para que el lugar geométrico de los polos y el grá�co
de la PCB resulten tan suaves como se desee.

Desde el punto de vista de la respuesta en frecuencia, la diferencia de fase entre el torque
eléctrico ∆Te y la velocidad del rotor ∆ωr luego de la sintonización debe estar entre 0◦ y -45◦

en todo el rango electromecánico. Así, en el caso de la compensación más pobre aceptada en la
práctica, la realimentación de la velocidad del rotor a través del PSS contribuye igualmente a las
componentes amortiguante y sincronizante del torque eléctrico.

4.2.2. Ajuste de fase del PSS

Los PSS de estructura �ja de bajo orden que se utilizan en la práctica no pueden cumplir con
los requerimientos de compensación de fase ideal (IPC). Por lo tanto, el diseño de fase óptimo se
de�ne por el conjunto de parámetros que produce una respuesta de fase más cercana a la IPC.

El error cuadrático total2 entre la compensación práctica de fase del PSS y el IPC se mi-
nimizan mediante una rutina automática para encontrar parámetros óptimos, al tiempo que se
consideran otras restricciones prácticas del PSS, como los límites superiores e inferiores de la
PCB, y las frecuencias centrales de los bloques de adelanto de fase. Además, los bloques de
adelanto de fase del PSS deben tener una ganancia transitoria su�cientemente alta en las fre-
cuencias a amortiguar, mientras que su ganancia de baja frecuencia puede mantenerse baja para
no inducir, frente a perturbaciones de potencia mecánica, transitorios adversos excesivos en la
potencia reactiva y la tensión terminales [39, 52, 56]. De la experiencia práctica en el ajuste de
PSS, surje que puede ser conveniente de�nir una función yobj diferente de la curva IPC como el
objetivo del algoritmo de optimización (ver resultados de la Sección 4.3.2).

El ajuste de fase del PSS se lleva a cabo mediante una búsqueda exhaustiva (grid search) [58],
que es un método adecuado para problemas de pequeñas dimensiones. Se busca el par óptimo
de parámetros para cada bloque de adelanto-atraso del PSS de estructura �ja: la frecuencia
central y la compensación de fase máxima. La búsqueda sobre el espacio de parámetros se realiza
para valores discretos en un rango especi�cado por el usuario cuyos valores están determinados
por los puntos de la cuadrícula. Por lo tanto, el usuario especi�ca cuán gruesa o �na debe
ser la cuadrícula. Para cada combinación de parámetros, la rutina calcula el error cuadrático
total entre la función objetivo yobj, determinada a partir de los resultados del sistema sintético
(ver Seción 4.3.2), y la estimación actual del grá�co de la fase de la función de transferencia
del PSS. El conjunto óptimo de parámetros del PSS es el que produce el valor mínimo del

2La suma de los errores elevados al cuadrado



58 Capítulo 4. Método de ajuste automático de fase de estabilizadores

error cuadrático total obtenido en toda la ejecución, considerando un número de iteraciones
su�cientemente grande. Una vez que se obtienen estos pares de parámetros óptimos, los mismo
se pueden traducir en las constantes de tiempo de los bloques de adelanto-atraso de fase del PSS.

4.2.3. Selección de la ganancia del PSS

Después de compensar la diferencia de fase entre la referencia de tensión y el torque eléctrico,
la ganancia Ks del PSS (ganancia DC ignorando los bloques wash-out) debe ser su�ciente para
desplazar el polo local a la izquierda del mínimo amortiguamiento relativo objetivo. Dependiendo
del contexto del proyecto en el que se ajusta el estabilizador, esto se puede hacer individualmente
para una sola máquina o de manera coordinada entre las diversas unidades con factores de
participación signi�cativos en el polo que se amortigua. Esta coordinación es solo la coordinación
de ganancias, como se describe en [59] y referencias asociadas.

4.3. Caso de estudio

La aplicación del método propuesto para el ajuste automático de fase del PSS se describe
en esta sección a través de un caso de estudio. El sistema sintético se representa a través de sus
ecuaciones aumentadas [60, 61] escritas en lenguaje Matlab y utilizadas en [51]. El modelo de
máquina síncrona considera efectos transitorios (devanado de campo) y subtransitorios (devana-
dos amortiguadores) en los ejes d y q; sus parámetros son los utilizados en el caso de estudio del
Capítulo 3 (Tabla 3.1) pero la potencia nominal se �ja en 3120 MVA3. El modelo del sistema
de excitación comprende un bloque de primer orden con constante de tiempo TA = 0,05 s y
ganancia KA=100 pu. La reactancia de línea X12 se varía desde 0,1 pu hasta 25 pu, en intervalos
de 0,199 pu generando 125 escenarios SMIB, en los que el generador se mantiene a un despacho
�jo de 0,9 pu de potencia activa con un factor de potencia en adelanto de 0,9.

4.3.1. Análisis de los modos de oscilación

Los lugares de los polos electromecánico y de excitatriz del sistema sintético no compensado
se muestran como líneas de color cian en la Fig. 4.4. Los residuos de los polos de la función de
transferencia entre ∆Vr y la salida del PSS ∆PSSout, asociados a diez valores �jos de X12, se
dibujan como �echas rojas sobre estas trayectorias, de�niendo cada uno el ángulo de salida de
un diagrama del lugar de las raíces para el caso de una realimentación derivada de la velocidad
del rotor compuesta por una ganancia pura (i.e. un PSS de ganancia pura).

El lugar de los polos electromecánicos de la Fig. 4.4 se muestra ampliado en la Fig. 4.5, en
la que se especi�can los módulos y ángulos de las sensibilidades de los polos para diez valores
seleccionados de X12. Se observa que la mayor sensibilidad corresponde al sistema SMIB con el
valor mínimo de X12. Las �echas correspondientes a los residuos de los polos (sensibilidades)
indican que al aumentar la ganancia de realimentación, los polos electromecánicos de mayor
frecuencia se desplazan indeseablemente hacia el semiplano derecho. En cambio, las sensibilidades
de los polos electromecánicos de frecuencias más bajas están correctamente orientadas y sus
magnitudes son relativamente pequeñas.

Se veri�ca en la Fig. 4.6 que la característica de fase no compensada obtenida de las sensibili-
dades de los polos de ∆PSSout/∆Vr y las aproximaciones de la función de transferencia GEP(s)
son casi idénticas. La Fig. 4.6 muestra los grá�cos de fase de GEP(s) (líneas discontinuas colorea-
das en violeta) para diez SMIB correspondientes a diferentes valores de X12, contribuyendo cada
grá�co con un único punto de la curva UPC (característica de fase no compensada), de�nida en
la Sección 4.2.1. Estos diez puntos, que se resaltan en la �gura para delinear la forma de la nueva
curva, indican el retraso de fase calculado en la frecuencia exacta del polo electromecánico.

3Los parámetros coinciden con los de [51].
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Figura 4.4: Trayectorias de los polos electromecánico y de la excitatriz del sistema sintético.

Figura 4.5: Trayectoria del polo electromecánico con los residuos (�echas rojas).

4.3.2. Resultados del diseño automático del PSS

En esta sección se aplica el método automático de ajuste de fase del PSS para una única
condición de carga del generador de 0,9 pu con un factor de potencia de 0,9 en adelanto.

Una vez calculada la UPC del sistema (véase la Fig. 4.6), la PCB de�ne los límites dentro
de los cuales debe situarse la curva de la fase del PSS. Como la compensación de fase ideal en
cada frecuencia electromecánica no puede conseguirse en la práctica con dos o tres bloques de
adelanto-atraso, se de�nen las siguientes curvas objetivo para la rutina de optimización, con el
�n de evaluar los diagramas de fase del PSS resultantes:

yobj1(f): se asume igual a la IPC.

yobj2(f) = yobj1(f)− 20◦.

yobj3(f) = yobj1(f)− C
1+e−(f−A)/B , donde A = 1,0 Hz; B = 0,1 Hz; C = 20◦.
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Figura 4.6: Característica de fase no compensada (UPC) obtenida con los métodos de la función de
transferencia y de las sensibilidades.

La Fig. 4.7 muestra la función sigmoidea que se resta de yobj1 para generar yobj3. Las tres
funciones objetivo se trazan en la Fig. 4.8, junto con los límites de la PCB.

Figura 4.7: Función sigmoidea utilizada en yobj3.

Figura 4.8: Funciones objetivo para el ajuste de curvas.

El error cuadrático total entre la compensación de fase óptima del PSS y la fase objetivo
se minimizó automáticamente mediante la rutina de búsqueda considerando que la constante de
tiempo de wash-out del PSS es de 3 s. La Fig. 4.9 presenta las curvas de fase de los PSS en (4.1),
(4.2) y (4.3) ajustados automáticamente utilizando las funciones objetivo yobj1, yobj2 y yobj3,
respectivamente.
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GPSS1(s) =
1 + 0,162s

1 + 0,016s

1 + 0,162s

1 + 0,016s

1 + 0,241s

1 + 1,167s

3s

1 + 3s
(4.1)

GPSS2(s) =
1 + 0,118s

1 + 0,013s

1 + 0,111s

1 + 0,014s

1 + 0,220s

1 + 1,281s

3s

1 + 3s
(4.2)

GPSS3(s) =
1 + 0,134s

1 + 0,013s

1 + 0,134s

1 + 0,013s

1 + 0,197s

1 + 0,802s

3s

1 + 3s
(4.3)

En la función de transferencia del PSS considerada en este capítulo el bloque wash-out está
en cascada con tres bloques de compensación de fase: dos de adelanto de fase y uno en atraso,
este último centrado en bajas frecuencias. Este PSS ha proporcionado un amortiguamiento más
e�caz de los modos interárea en los estudios descritos en [60, 62] y también se ha implementado
en algunas centrales eléctricas importantes del noreste de Brasil [63].

Se puede observar en la Fig. 4.9 que si sólo se utiliza la compensación de fase ideal (IPC)
como función objetivo yobj1, se experimenta cierta sobrecompensación de fase en una gran parte
del rango de frecuencias electromecánicas. Esto justi�ca la investigación de funciones objetivo
más adecuadas, como la yobj2 y la yobj3.

Figura 4.9: Diagramas de fase de los PSS ajustados automáticamente.

Cuando se utiliza la función objetivo yobj2, el diagrama de fase del PSS se sitúa bien dentro
de la banda de compensación de fase (PCB) y no da lugar a una sobrecompensación en casi
todo el rango de frecuencias electromecánicas. Sin embargo, se experimenta una subcompensa-
ción de aproximadamente 20◦ a bajas frecuencias. Los módulos relativamente pequeños de las
sensibilidades de los polos a bajas frecuencias requieren una compensación de fase casi ideal,
principalmente cuando se espera que el generador participe en el esfuerzo de amortiguamiento de
un modo interárea de una interconexión. La función objetivo yobj3 fue propuesta para superar
las limitaciones de yobj2 igualando el límite superior de la PCB a bajas frecuencias, y situándose
en el centro de la PCB a medida que aumenta la frecuencia (ver Fig. 4.8). El diseño resultante
es GPSS3(s), cuyo diagrama de fase mostrado en la Fig. 4.9 es similar a yobj3 en todo el rango
de la PCB (representado en la Fig. 4.8).

Las �echas negras sobre las trayectorias de los polos representados en la Fig. 4.10 como líneas
sólidas de color cian muestran la orientación posterior al ajuste (el ángulo de salida del lugar de
las raíces clásico) de las sensibilidades de los polos electromecánicos cuando se aplica GPSS3. La
trayectoria del polo electromecánico del sistema sintético compensado se muestra en la Fig. 4.10
para los valores 15 pu (trazo verde) y 35 pu (trazo azul) de la ganancia Ks. Se observa que todo el
lugar de los polos electromecánicos presenta un amortiguamiento aceptable cuando Ks = 15 pu;
este valor deKs sería aceptable si otras máquinas contribuyeran a amortiguar los modos interárea
críticos del sistema. Aumentar aún más Ks (por ejemplo, a 35 pu) no tiene ninguna utilidad
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práctica, ya que algunas frecuencias electromecánicas pueden reducirse excesivamente y la salida
del PSS quedar saturada (típicamente a los valores ±5% o ±10%) por la acción del bloque
limitador de la salida.

Figura 4.10: Polos oscilatorios del sistema con GPSS3 asumiendo tres valores de Ks.

4.3.3. Análisis de sensibilidades

En esta sección se evalúan los impactos de los arrollamientos amortiguadores del generador,
la naturaleza de la carga local, la constante de tiempo del sistema de excitación y el despacho de
la máquina sobre los requerimientos de compensación de fase del PSS y la trayectoria del polo
electromecánico.

Arrollamientos amortiguadores

Los polos oscilatorios (electromecánicos y de excitación) del sistema sintético, con y sin
devanados de amortiguamiento del generador representados en el modelo, se presentan en la
Fig. 4.11.

El análisis de las trayectorias de la Fig. 4.11 muestra que los arrollamientos amortiguadores
mejoran en gran medida el amortiguamiento del polo electromecánico en la mitad de frecuencias
más alta y afectan negativamente a la trayectoria del polo de excitación. La Fig. 4.12 muestra que
la característica de fase no compensada, UPC, permanece prácticamente sin cambios en ausencia
o presencia de arrollamientos amortiguadores, aunque se alcanzan frecuencias levemente más
altas en el último caso.

Modelo de la carga local

En la Fig. 4.13 se comparan los polos electromecánicos y sus sensibilidades al considerar
modelos de carga local del sistema sintético de los tipos impedancia y potencia constante. Se
obtienen sensibilidades de magnitudes mucho mayores con el modelo de impedancia constante
en la mitad de frecuencias más bajas, aunque las fases obtenidas con ambos modelos son prác-
ticamente iguales. Luego, se recomienda utilizar un modelo de potencia constante para la carga
local del sistema sintético, ya que un modelo de impedancia constante, aunque estima correcta-
mente la compensación de fase necesaria [42], hace que el PSS proporcione un amortiguamiento
excesivamente alto a los polos interárea de baja frecuencia.
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Figura 4.11: Trayectorias de los polos oscilatorios del sistema no compensado en ausencia o presencia de
arrollamientos amortiguadores (amortisseurs).

Figura 4.12: Características de fase no compensada en ausencia o presencia de arrollamientos amorti-
guadores.

Constante de tiempo de la excitatriz

La Fig. 4.14 compara los polos y los residuos para casos con diferentes constantes de tiempo
en el modelo del sistema de excitación de primer orden: TA = 0,050 s y TA = 0,150 s. El sistema de
excitación más lento hace que el polo electromecánico sea más inestable en la mitad de frecuencias
más altas, donde los residuos también señalan la necesidad de niveles más altos de compensación
de fase en adelanto del PSS. Además, la trayectoria del polo de excitación se desplaza hacia el
semiplano derecho, lo que hace que el proceso de ajuste del PSS sea más exigente. La Fig. 4.14
muestra claramente que las excitatrices lentas pueden deteriorar el amortiguamiento de los polos
intraplanta cuando la atención se centra en amortiguar los polos interárea [64].

Diseño considerando múltiples puntos de operación

El diagrama de fase del PSS se de�nió minimizando la suma cuadrática de los errores para las
nueve condiciones de carga del generador que resultan de considerar los factores de potencia 0,9
en adelanto, 1,0 y 0,9 en atraso para los valores 0,9, 0,75 y 0,5 pu de potencia activa de salida. La
función objetivo yobj3 se adoptó en el proceso de optimización resultando en la siguiente función
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Figura 4.13: Polos electromecánicos y sus sensibilidades considerando modelos de impedancia constante
(constant-Z) y de potencia constante (Constant-P) para la carga local.

Figura 4.14: Impacto de la constante de tiempo de la excitatriz en los polos oscilatorios.

de transferencia del PSS:

GPSS4(s) =
1 + 0,142s

1 + 0,014s

1 + 0,142s

1 + 0,014s

1 + 0,158s

1 + 0,641s

3s

1 + 3s
(4.4)

La Fig. 4.15 muestra la fase óptima del PSS obtenida considerando las nueve condiciones de
carga del generador junto con la obtenida anteriormente para una única condición de carga. Las
grá�cas prácticamente coinciden en el rango de frecuencias electromecánicas. Las trayectorias
de los polos oscilatorios para las nueve condiciones de carga del generador, sin y con PSS, se
muestran en la Fig. 4.16 (en esta última se considera Ks = 20 pu).

Dada la estructura de los PSS actuales, no es posible encontrar en la práctica un conjunto de
parámetros de PSS tal que no se produzca una sobrecompensación de fase en alguna frecuencia
o punto de funcionamiento. Luego, evitar la sobrecompensación de fase en algunas frecuencias
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Figura 4.15: Fase de los PSS ajustados automáticamente considerando una y múltiples condiciones de
operación del generador.

implica frecuentemente una subcompensación de fase en otras frecuencias. Las estructuras de
PSS con topologías de mayor dimensión, de las que el PSS4B [54] es un ejemplo, pueden ser una
alternativa bienvenida.

Figura 4.16: Polos oscilatorios considerando el ajuste automático de fase del PSS considerando múltiples
puntos de operación del generador (cian: sin PSS; azul: con PSS).

4.3.4. Validación del método de ajuste de PSS en un sistema multimáquina

En esta sección se evalúa la capacidad de GPSS4(s) para amortiguar simultáneamente polos
electromecánicos de distinta naturaleza. El sistema de prueba mostrado en la Fig. 4.17 consta
de seis barras y tres generadores. Los generadores en las barras #1 y #2 resultan de dividir
el generador del ejemplo del sistema sintético de dos barras en dos máquinas de 1560 MVA
cada una. El generador de la barra #3 tiene los parámetros presentados en la Tabla 4.1 y está
equipado con un sistema de excitación modelado como un bloque de primer orden con constante
de tiempo TA = 0,05 s y ganancia KA = 150 pu. Los modelos de las cargas en las barras #4 y
#5 se describen en la Tabla 4.2.

Los autovalores del sistema multimáquina se muestran en la Fig. 4.18, en la que se identi�can
tres modos electromecánicos. Los mode-shapes de velocidad del rotor en la Fig. 4.19 permiten
clasi�car los modos M1 (1,43 Hz), M2 (1,25 Hz) y M3 (0,39 Hz) en intraplanta (entre los gene-
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#6#5

#3

#1

#2

#4

j12%

j3.6%

j1.12%

j0.64%

j0.64%
1404 MW

434 MVAr

800 MW
466 MVAr

1.00 pu
1.02 pu

1.04 pu

1.04 pu

1404 MW
434 MVAr

1400 MW
100 MVAr

2000 MW
100 MVAr

1.02 pu

0.97 pu

Figura 4.17: Sistema de prueba multimáquina 3MIB (las impedancias se especi�can en la base de
100 MVA).

Tabla 4.1: Parámetros del generador en la barra #3.

Sn fn xd xq x′d x′q x′′d

890 MVA 60 Hz 1,72 pu 1,68 pu 0,49 pu 0,80 pu 0,34pu

x′′q xl ra H T ′
d0 T ′′

d0 T ′′
q0

0,34 pu 0,27 pu 0,0 pu 3,86 s 5,3 s 0,048 s 0,066 s

Tabla 4.2: Modelos de carga del sistema multimáquina.

Barra Potencia Activa Potencia Reactiva

#4 80% I-constante, 20% Z-constante 100% Z-constante
#5 100% P-constante 100% Z-constante

radores #1 y #2), interplanta (generadores #1 y #2 contra generador #3) e interárea (los tres
generadores oscilando coherentemente contra la barra in�nita), respectivamente.

La Fig. 4.18 también presenta el lugar de las raíces de los polos electromecánicos, cuando la
planta ∆ω/∆Vr se cierra en el generador #1 a través de un lazo de realimentación que comprende
una ganancia pura, sin compensación de fase. Para el generador #1, la Fig. 4.18 muestra los polos
del sistema sintético calculados para los valores de reactancia de línea 0,1 pu, 0,25 pu y 6,08 pu
con la máquina funcionando en el mismo punto que en el sistema multimáquina. Estos valores
de X12 dan lugar a modos electromecánicos de frecuencias muy próximas a las de los modos M1,
M2 y M3 del sistema multimáquina, respectivamente.

Para el generador #1, la Fig. 4.20 muestra los residuos de los polos de la función transferencia
∆ω/∆Vr asociados a cada polo electromecánico, calculados para el sistema multimáquina y para
los tres SMIB pertenecientes al sistema sintético. Se observa que los requerimientos de compen-
sación de fase en cada una de las tres frecuencias electromecánicas del sistema multimáquina
coinciden estrechamente con los del sistema sintético a frecuencias similares.

Tras la adición de GPSS4(s) al generador #1, se calculan los residuos de la función transfe-
rencia ∆PSSout/∆Vr asociados a cada polo electromecánico tanto para el sistema multimáquina
como para los tres SMIB del sistema sintético, y se muestran en la Fig. 4.21. La Fig. 4.22 mues-
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Figura 4.18: Autovalores del sistema de 3 máquinas con PSS en el generador #1 modelado como una
ganancia única (azul ×: resultados del sistema multimáquina; rojo +: resultados del sistema sintético).
También se muestran los lugares de las raíces para cambios de ganancia del PSS.

Figura 4.19: Mode-shapes de velocidad del rotor, con los generadores identi�cados por sus barras termi-
nales.

Figura 4.20: Polos electromecánicos y residuos de la función transferencia ∆ω/∆Vr del generador #1
calculados sin PSS (azul ×: sistema multimáquina; rojo +: sistema sintético).
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tra el desplazamiento de los polos electromecánicos en el sistema multimáquina cuando se añade
GPSS4(s) a los generadores de las barras #1 y #2, y se aumentan sus ganancias de 0 a 35 pu
en cinco intervalos equidistantes. Los polos electromecánicos calculados para los tres SMIB per-
tenecientes al sistema sintético también se muestran en la Fig. 4.22. Se observa que los polos
electromecánicos del sistema sintético están muy próximos a los del sistema multimáquina, y
que se proporciona amortiguamiento positivo a los tres modos electromecánicos en ambos casos.
Cabe mencionar que un estabilizador añadido al generador de la barra #3, y sintonizado por el
mismo método, sería más e�caz para amortiguar las oscilaciones interplanta (modo M2).

Figura 4.21: Residuos de los polos electromecánicos de la función transferencia ∆PSSout/∆Vr del gene-
rador #1 con PSS (azul ×: sistema multimáquina; rojo +: sistema sintético).

Figura 4.22: Autovalores del sistema de 3 máquinas con GPSS4(s) en los generadores #1 y #2, cuyas
ganancias se varían simultáneamente (azul x: sistema multimáquina; rojo +: sistema sintético).
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4.4. Consideraciones adicionales

Los resultados presentados en la Sección 4.3, junto con la experiencia acumulada en la apli-
cación del método propuesto de ajuste de fase del PSS, motivaron las siguientes consideraciones:

1. Dado que las magnitudes de las sensibilidades de los polos electromecánicos a bajas fre-
cuencias son relativamente pequeñas, el desplazamiento de dichos polos a la izquierda del
plano complejo depende en gran medida de la orientación de sus sensibilidades posterior a
la sintonización del PSS (ángulo de salida del lugar de las raíces). En algunos casos, debería
considerarse la posibilidad de permitir una ligera subcompensación de fase a frecuencias
más altas para lograr una compensación de fase cercana a la óptima a las frecuencias críticas
de los modos interárea.

2. Existen varios conjuntos de parámetros posibles que producen grá�cos de fase del PSS
contenidos dentro de la banda de compensación de fase. Estos conjuntos pueden mostrar
diferentes grá�cos de magnitud, para la misma ganancia Ks del PSS. Otras restricciones
sobre las ganancias dinámicas relativas del PSS a bajas y altas frecuencias, como la relación
de ganancia dinámica (DGR) de�nida en el Capítulo 7, podrían añadirse a la rutina de
optimización para lograr un mejor desempeño.

3. Los PSS modernos de estructura IEEE PSS2B utilizan dos bloques de adelanto-atraso de
fase en serie con bloques wash-out que tienen constantes de tiempo en el rango 10-20 s. Sin
embargo, cuando a la constante de tiempo de wash-out se le dan valores en el rango de 3
a 5 s, aparece un excesivo adelanto de fase a bajas frecuencias que es perjudicial para los
modos interárea. La adición de un tercer bloque de compensación al PSS, del tipo atraso
de fase y centrado en bajas frecuencias, compensa el adelanto de fase indeseable en bajas
frecuencias provocado por la constante de tiempo de wash-out de 3 s [52, 65]. El método
de este capítulo permite diseñar e�cazmente un PSS utilizando constantes de tiempo de
wash-out grandes (Tw = 10 s o 20 s) o pequeñas (3 s), siempre que el tercer bloque en
atraso esté disponible en el último caso.

4. En aras de la brevedad, este capítulo analiza los PSS derivados de la velocidad del ro-
tor, pero el método propuesto es igualmente aplicable a las estructuras IEEE PSS2B y
PSS4B, que presentan buenos rendimientos tanto en baja como en alta frecuencia. Por su-
puesto, pueden añadirse �ltros torsionales adicionales a estas dos estructuras siempre que
sea necesario. Las estructuras PSS2B y PSS4B modernas fueron concebidas para tener un
rendimiento robusto inherente con respecto a transitorios adversos. El estabilizador multi-
banda PSS4B [54] fue una buena iniciativa, ya que su estructura más compleja proporciona
mayores grados de libertad para un ajuste óptimo de la fase.

5. Si una sola unidad (o central eléctrica) domina las oscilaciones locales, su(s) PSS bien dise-
ñado(s) será(n) e�caz(ces) para amortiguarlas. Por el contrario, el esfuerzo para amortiguar
un modo interárea debe repartirse entre los generadores equipados con PSS en proporción
a sus potencias nominales [43]. Otros factores que determinan la capacidad de amortigua-
miento de los generadores son su ubicación relativa en el sistema y la presencia de cargas
cercanas que puedan ser moduladas por las desviaciones de tensión. En síntesis, un PSS
bien diseñado (suponiendo que el generador esté equipado con un sistema de excitación
rápido) debería ser capaz de proporcionar un amortiguamiento entre bueno y excelente de
los modos intraplanta y local en prácticamente todas las condiciones de funcionamiento,
así como de contribuir adecuadamente al amortiguamiento de los modos interárea [39].

6. En los casos en los que no existan posibilidades de que se produzcan modos interárea de
muy baja frecuencia, podrá reducirse el rango de frecuencias para las que el PSS debe
proporcionar una compensación adecuada. Esto dará lugar a objetivos de diseño menos
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estrictos en lo que respecta a las responsabilidades de amortiguamiento, permitiendo au-
mentar la robustez del PSS y garantizando un mejor rendimiento local (como una menor
ganancia de alta frecuencia y menores interacciones adversas en los transitorios de potencia
reactiva tras una rampa de MW del generador).

7. En cuanto al PSS en estudio, debe veri�carse que no existan interacciones con los controles
de las unidades generadoras cercanas y dispositivos como enlaces HVDC y equipos SVS.
Una vez que se haya demostrado que el nuevo PSS es adecuado en lo que respecta a los re-
querimientos en pequeña señal, debe veri�carse su rendimiento ante grandes perturbaciones
mediante simulaciones no lineales detalladas.

4.5. Conclusiones

El método propuesto permite el ajuste automático de la fase del PSS a un bajo costo compu-
tacional. Se basa en la aplicación de los conceptos de los métodos GEP y de los residuos al
sistema sintético. Una característica única del nuevo método es que sólo utiliza un punto de cada
curva GEP (el ejemplo de este capítulo utiliza 125 curvas GEP), no computándose los restantes.
Por lo tanto, el nuevo método requiere menos trabajo intuitivo por parte del ingeniero que la
aplicación convencional del concepto GEP. Al igual que el método GEP, el método propuesto
ofrece información limitada sobre los requerimientos de ganancia del PSS, que deben ajustarse
con la ayuda de otras herramientas de simulación o durante las pruebas en campo. Sin embar-
go, en el método automático de ajuste de fase podrían incluirse restricciones adicionales, como
límites en las ganancias de alta y baja frecuencia del PSS, como se introduce en el Capítulo 7.

El ajuste de fase del PSS se determina máquina por máquina, con el �n de amortiguar
las oscilaciones del rotor en el rango necesario de frecuencias electromecánicas. Por ejemplo,
los PSS de una central eléctrica multigenerador de baja capacidad, que no tiene un impacto
signi�cativo en los principales modos interárea, podrían sintonizarse sólo para el amortiguamiento
de los modos locales e intraplanta. La con�guración �nal de la ganancia de un PSS, cuando está
integrado en un sistema multimáquina con múltiples fuentes de amortiguamiento es tarea de un
equipo de plani�cación de operaciones que realiza estudios multimáquina, e idealmente, también
podría recurrir a herramientas de coordinación de ganancia como las de [46, 62]. El método
produciría buenos diseños de PSS para generadores individuales conectados a una gran red, o
para docenas de generadores en un proyecto global de control de amortiguamiento de oscilaciones
interárea, como se muestra en el Capítulo 5.

El gran número de iteraciones que requiere el algoritmo de búsqueda en la red hace que
la rutina de optimización requiera un tiempo relativamente elevado para encontrar la solución,
sobre todo si el diseño de la compensación de fase del PSS se realiza para varias condiciones de
despacho de generación. Por lo tanto, el trabajo futuro debería considerar la aplicación de un
algoritmo de optimización más e�ciente. Además, la robustez del desempeño del PSS ajustado
automáticamente debe comprobarse mediante simulaciones no lineales en condiciones de cambios
rápidos de potencia activa y de funcionamiento en isla del área a la que se conecta el generador.
Los resultados de dichas simulaciones pueden dar lugar a cambios en la sintonización del PSS,
incluida la adición de resets no lineales y lógicas de protección de subexcitación.



Capítulo 5

Ajuste sistemático de PSS en un
sistema eléctrico de gran escala

Resumen

En este capítulo se propone una metodología práctica para el ajuste de fase de todos los
PSS en un sistema de potencia multimáquina utilizando el método propuesto en el Capítulo 4.
El ajuste de fase se lleva a cabo de forma independiente para cada planta generadora, pero
las ganancias de los PSS se determinan mediante un proceso coordinado de sintonización que
tiene en cuenta todo el sistema multimáquina. Se presentan los resultados de la aplicación de
esta metodología a un modelo de 110 máquinas del Sistema Interconectado Central de Chile.
Tras habilitar 62 PSS con ajustes determinados por el método descrito, los análisis de peque-
ñas y grandes perturbaciones con�rmaron que todos los modos críticos de este sistema estaban
amortiguados satisfactoriamente.

5.1. Introducción

Síntesis

En base a la experiencia de proyectos anteriores de sintonización de PSS en Sudamérica [63,
66, 67], este capítulo describe una metodología que utiliza el método del sistema sintético para
el ajuste de fase de PSS seleccionados, seguido de la sintonización coordinada de las ganancias
basada en el análisis modal del modelo de sistema completo.

En el Capítulo 4 se describe el método de ajuste de fase utilizando el sistema sintético pero
sólo se demuestra la e�cacia de un PSS para amortiguar simultáneamente modos electromecánicos
de distinta naturaleza en el sistema 3MIB, que fue especialmente preparado con �nes ilustrativos.
En este capítulo se presentan los resultados de la aplicación sistemática del método del sistema
sintético para el ajuste de fase de los PSS en 62 de los 110 generadores de un modelo de gran escala
de un sistema de potencia longitudinal real. Después de habilitar todos los PSS sintonizados
con la metodología descrita, todos los modos de oscilación locales y críticos interárea fueron
amortiguados más allá de los requisitos del código de red. Aunque los resultados presentados
están relacionados con un sistema de potencia longitudinal, la metodología de sintonización de
PSS descrita es completamente general.

Contribuciones

Las principales contribuciones de este capítulo son las siguientes:

Se desarrollan directrices para la aplicación sistemática del método propuesto en el Capí-
tulo 4.

71
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La efectividad de la metodología propuesta se veri�ca utilizando un modelo detallado de
un sistema a gran escala del mundo real.

Organización

El resto de este capítulo se organiza como sigue. En la Sección 5.2 se describe la metodología
propuesta. En la Sección 5.3 se describe el modelo de red analizado y en la Sección 5.4 se presentan
los resultados. La Sección 5.5 presenta las conclusiones.

5.2. Metodología para el ajuste sistemático de PSS en un sistema
multimáquina

El ajuste de la compensación de fase de los PSS de una central individual en un sistema
multimáquina se lleva a cabo independientemente de las otras centrales, mientras que el ajuste
de la ganancia se realiza de forma coordinada, considerando el modelo completo del sistema
multimáquina, así como múltiples escenarios de �ujo de potencia. Este diseño coordinado de la
ganancia puede realizarse mediante un algoritmo de optimización simultánea [59], o de forma
iterativa, mediante un algoritmo de iteración de punto �jo [68] o un algoritmo genético [69],
en el que varios (o muchos) generadores comparten la responsabilidad de amortiguar los modos
interárea. Incluso puede implementarse un proceso heurístico manual que comprenda unas pocas
iteraciones, como en el caso de estudio de la Sección 5.4 de este capítulo. En estos casos, aquellos
generadores cuyas acciones de control provocan el mayor desplazamiento de un modo crítico
interárea reciben la mayor responsabilidad en el amortiguamiento del modo.

Esta sección describe una metodología para amortiguar los modos críticos que se basa en la
aplicación sistemática del método del sistema sintético en los generadores candidatos elegidos.
Las ganancias �nales de los PSS se eligen de forma de obtener un amortiguamiento aceptable de
los modos críticos en el modelo del sistema completo. La metodología es aplicable a cualquier
sistema eléctrico, independientemente de su topología particular, e implica la ejecución secuencial
de los seis pasos que se describen a continuación.

5.2.1. Paso 1: Análisis modal de los escenarios críticos elegidos

Se de�nen escenarios críticos que presentan modos interárea poco amortiguados, similares o
incluso ligeramente peores que los esperados en la práctica, considerando una amplia gama de
posibles condiciones de operación del sistema, incluidos diferentes niveles de generación en las
áreas eléctricas, niveles de carga y topologías de red, tanto en condiciones de red completa
como N-1 (un elemento serie o derivación fuera de servicio). El rango típico de frecuencias
electromecánicas del sistema se identi�ca mediante los resultados del análisis modal de los casos
base, con los controladores de las máquinas síncronas desactivados.

5.2.2. Paso 2: Caracterización de los modos críticos

Cada modo electromecánico crítico se caracteriza por su mode-shape de velocidad del rotor
de los generadores sincrónicos. Se trata de una medida de la observabilidad del modo en las
respuestas de todos los generadores del sistema y permite clasi�carlo en intraplanta, interplanta
o interárea.

5.2.3. Paso 3: Selección de los generadores candidatos

Los factores de participación de velocidad del rotor se utilizan para identi�car los generadores
más adecuados para instalar o resintonizar un PSS. Los PSS instalados en estos generadores se
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diseñan como se describe en los siguientes pasos para proporcionar simultáneamente una amor-
tiguación adecuada del modo local (bajo todas las condiciones de operación) y una contribución
signi�cativa a la amortiguación de los modos entre áreas en los que participan en gran medi-
da [39]. La selección de generadores candidatos se realiza con su�ciente redundancia para tener
en cuenta escenarios en los que uno o varios estabilizadores (o generadores) están fuera de servicio
(no despachados). Para los generadores candidatos sin PSS, se sugiere instalar un estabilizador
derivado de la integral de la potencia de acelerante (∆Pacc-PSS).

5.2.4. Paso 4: Ajuste de fase

El método de ajuste de PSS del sistema sintético se aplica sistemáticamente a cada generador
candidato de acuerdo con los siguientes criterios:

Escenario de ajuste: El PSS se sintoniza inicialmente para el punto de operación que con-
duce a los modos electromecánicos menos amortiguados, que en general corresponde al de
máxima potencia activa y mínimo factor de potencia en adelanto [39]. Luego, la sintoniza-
ción del PSS se valida para otros puntos de operación dentro de la curva de capabilidad de
la unidad generadora. Se puede utilizar una rutina de optimización para atender simultá-
neamente múltiples puntos operativos.

De�nición de la PCB : El rango de frecuencias de la PCB se reduce lo más posible para
lograr una mejor compensación de fase en las frecuencias en las que la máquina tiene alta
participación. La frecuencia máxima en el rango de la PCB está de�nida por la frecuen-
cia más alta para un modo local, que es de naturaleza intraplanta en centrales eléctricas
multimáquina. La frecuencia mínima de la PCB es la del modo más lento en el que el
generador participa más de 0,1 pu (siendo 1,0 pu la participación más alta), multiplicado
por un margen de seguridad de 0,8 para atender escenarios no estudiados.

Ganancia del PSS : La ganancia del PSS de cada generador se ajusta para que los modos
en la mitad superior de la trayectoria del modo electromecánico (ver Fig. 5.4) alcancen
niveles de amortiguamiento relativo superiores al 10%.

Filtros y no linealidades: Las constantes de tiempo de wash-out se eligen inicialmente en
el rango de 3 a 5 s y se ajustan cuando sea necesario para obtener una compensación de
fase casi ideal en bajas frecuencias. Inicialmente se asumen valores estándar para el �ltro
de seguimiento de rampa (para los ∆Pacc-PSS) y el bloque limitador de salida.

Evaluación del desempeño ante grandes perturbaciones: Se simulan escalones en la refe-
rencia del AVR y rampas rápidas de potencia mecánica para veri�car si el PSS con los
parámetros propuestos amortigua las oscilaciones electromecánicas sin introducir transito-
rios adversos en la tensión terminal que violen los estándares aceptados [70]. Los límites
de salida del PSS se ajustan para la ganancia del PSS elegida mediante la simulación de
fallas trifásicas en el lado de alta tensión del transformador elevador [71].

5.2.5. Paso 5: Ajuste coordinado de ganancias en el modelo multimáquina

Las ganancias �nales de los PSS se eligen de acuerdo a los resultados del modelo del sistema
completo. Los modos entre áreas que aún permanecen pobremente amortiguados después de
agregar todos los PSS sintonizados al modelo completo, se amortiguan aumentando aún más
las ganancias de los PSS de los generadores que muestran las participaciones más altas. Este
procedimiento se aplica por separado para cada modo crítico, comenzando por los escenarios que
presentan los modos menos amortiguados. A continuación, se veri�ca el desempeño del sistema
con los valores de ganancia adoptados para los demás escenarios. Se deben elegir las ganancias
mínimas posibles de los PSS que conduzcan a una amortiguación satisfactoria en las frecuencias
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electromecánicas deseadas para reducir el riesgo de transitorios e interacciones adversos en otras
frecuencias.

5.2.6. Paso 6: Estudios de estabilidad transitoria

Se realizan simulaciones en el dominio del tiempo de grandes perturbaciones en el modelo no
lineal los PSS propuestos para amortiguar las oscilaciones electromecánicas críticas. También se
veri�can y minimizan, si es necesario, los transitorios adversos de tensión y potencia reactiva en
bornes de los generadores que resultan de la acción del PSS tras rampas de potencia activa o
variaciones de frecuencia del sistema. Los modos interárea críticos se excitan mediante pertur-
baciones simuladas en el sistema de transmisión que interconecta las áreas eléctricas con mayor
participación sobre dichos modos. Sólo se analizan los escenarios más exigentes. Aunque no se
espera que cambien los requisitos de compensación de fase del PSS, la ganancia, las constantes
de tiempo de los �ltros y los limitadores de salida pueden modi�carse en función de los resultados
de estas simulaciones no lineales.

5.3. Modelo del sistema de gran escala analizado

El Sistema Interconectado Central (SIC) de Chile tiene una topología longitudinal, como se
muestra en la Fig. 5.1, con corredores de transmisión de 220 y 500 kV que se componen, en general,
de dos o tres circuitos en paralelo. Los principales parques de generación hidráulica y térmica se
localizan en las zonas Sur y Centro, respectivamente. La zona Norte es exclusivamente térmica,
concentrándose la generación mayoritariamente en las centrales Guacolda y Taltal. El sistema
tiene una longitud de 2400 km y su carga se concentra mayoritariamente en la zona Centro. Las
cargas máxima y mínima para el año 2012 son de 6400 y 4650 MW, respectivamente.

Charrua SS

GuacoldaTaltal

Northern area Central area Southern area

San Luis SS
Colbun

P. Azucar - P. Colorado 220 kV
L. Palmas - P. Azucar 220 kV

Hydraulic generation

Thermal generation
500 kV transmission line

220 kV transmission line

Substation

185 km

Pehuenche

P. Montt SS

Figura 5.1: Diagrama geográ�co simpli�cado del SIC para el año 2012.

El modelo no lineal del SIC completo tiene 110 generadores síncronos, la mayoría de ellos
equipados con AVR y regulador de turbina. Incluye 55 modelos de PSS de distintos fabrican-
tes, 36 de los cuales son ∆Pacc-PSS, mientras que el resto se derivan de la potencia eléctrica
(∆Pel-PSS). El modelo también incluye la representación dinámica de un compensador síncrono
estático (STATCOM) y cuatro compensadores estáticos de VAr (SVC), ninguno de los cuales
está equipado con POD. Las cargas se representan con modelos ZIP estáticos.

5.4. Diseño de múltiples PSS

En esta sección se presentan los resultados relacionados con el diseño de múltiples PSS para
el modelo SIC de 110 generadores para el año 2012, siguiendo la metodología de la Sección 5.2.
El modelo se montó con la mejor información disponible de las pruebas de campo y los datos del
fabricante. A continuación se detalla cada paso del estudio.
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En el Paso 1, se preparó un total de 60 escenarios de �ujo de potencia de acuerdo con las
directrices del operador de la red. Estos escenarios corresponden a diferentes niveles de generación
en las zonas Norte, Centro y Sur ajustados para maximizar las transferencias de potencia en
ambos sentidos por los principales corredores de interconexión. Se consideraron las condiciones
de red completa y N-1 de la red junto con escenarios de carga alta, media y baja.

En los escenarios de demandas alta y baja, el modelo del SIC presenta 108 y 81 modos elec-
tromecánicos, respectivamente, de frecuencias entre 0,1 y 5 Hz. En cada uno de los 60 escenarios
elegidos se comprobó, como prueba de coherencia de los datos, que el número de modos coincidía
correctamente con el número de rotores de las máquinas síncronas menos uno. Casi todos los
modos se encuentran en el rango de 0,5 a 3,5 Hz, considerándose éste el rango típico de fre-
cuencias electromecánicas del SIC. Sólo unos pocos modos tienen frecuencias excepcionalmente
altas, estando asociados a generadores relativamente pequeños (con inercias relativamente bajas)
conectados a redes de 66 kV o inferiores.

Todos los modos (autovalores) de los 60 escenarios son estables en ausencia de controladores
de los generadores. Cuando se añaden los modelos dinámicos de los AVR a los generadores (sin
PSS) de estos 60 modelos del SIC, los modos electromecánicos se desplazan en general hacia la
derecha del plano complejo y algunos de ellos se vuelven inestables.

Se utiliza el caso de la central Guacolda, ubicada en la región Norte, para ilustrar la parti-
cipación de un generador en varios modos electromecánicos a los que debe proporcionar amorti-
guamiento positivo. Esta central eléctrica a carbón tiene cuatro unidades aproximadamente de
175 MVA, dos de las cuales (unidades 1 y 2) se representan con modelos idénticos.

Del análisis de losmode-shapes del Paso 2, se ve que cinco modos son altamente observables en
las velocidades de los rotores de las máquinas de Guacolda, a saber, los tres modos intraplanta,
un modo interplanta contra la central Taltal (modo Guacolda - Taltal), y un modo interárea
(Norte - Sistema) en el que Guacolda oscila contra el resto del sistema. Cuando Taltal (dos
generadores idénticos de 165 MVA) está en servicio, la frecuencia del modo Norte - Sistema cae
de 0,72 Hz a 0,55 Hz debido a la mayor inercia equivalente del área Norte. La Fig. 5.2 presenta
el mode-shape y los factores de participación de la velocidad del rotor del modo Norte - Sistema
con Taltal en servicio.

Además del modo Norte - Sistema, el SIC tiene otros cinco modos interárea, a saber, el modo
Charrúa - P. Montt (1,15 Hz); el modo Pehuenche - Charrúa (0.86 - 1.06 Hz); el modo Pehuenche -
Sistema (0.57 Hz); el modo Colbún - San Luis (1.00 Hz); y el modo Charrúa - San Luis (0.87 Hz).
La frecuencia de este último modo es muy cercana a la del modo Taltal - Guacolda (0.91 Hz). En
la forma del modo Charrúa - San Luis que se muestra en la Fig. 5.3 también se puede observar
que Guacolda oscila contra Taltal a la misma frecuencia.

En el Paso 3 se veri�có que los generadores de Guacolda también tienen alta participación en
los modos altamente observables en las velocidades de sus rotores. El límite inferior de frecuencia
de la PCB para los generadores de Guacolda se de�nió en 0,8 × 0,55 Hz = 0,44 Hz, mientras
que el superior se de�nió en la frecuencia intraplanta más alta (1,52 Hz). De manera similar, el
análisis de los factores de participación permitió de�nir los límites de frecuencia de la PCB para
todos los generadores candidatos. El análisis de los factores de participación también determinó
la necesidad de instalar estabilizadores en 7 generadores adicionales.

En el Paso 4, se utilizó el sistema sintético para veri�car el desempeño de los PSS ya existentes,
volver a sintonizarlos o cambiar su estructura cuando fuera necesario. El código de red requiere
que todas las unidades generadoras de potencia nominal superior a 50 MW estén equipadas con
PSS. Se realizó una única prueba por conjunto de múltiples generadores con modelos idénticos.
Como resultado del análisis, se consideró necesario cambiar la estructura del PSS de ∆Pel a
∆Pacc en 6 generadores (de las centrales Guacolda y Taltal) y resintonizar 35 estabilizadores. Se
encontró que el desempeño de un conjunto de 14 PSS existentes era aceptable en las pruebas del
sistema sintético, y por lo tanto, sus ajustes no se modi�caron.

Un ejemplo de una prueba en el sistema sintético se ilustra en la Fig. 5.4, que muestra los
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Figura 5.2: Mode-shape de velocidad del rotor (arriba) y factores de participación (abajo: velocidad en
rojo y ángulo en gris) para el modo Norte - Sistema con Taltal en servicio. El grá�co de abajo indica los
MW nominales de las máquinas.

Guacolda

Taltal
Central area

 

Southern area

Figura 5.3: Mode-shape de velocidad del rotor del modo Charrúa - San Luis.

polos electromecánicos de la familia SMIB para la Unidad 3 de Guacolda con y sin el PSS
sintonizado para un punto de operación de máxima potencia activa y factor de potencia mínimo
en adelanto (se obtienen resultados similares para las otras tres unidades). Las ramas del lugar
de las raíces producidas al variar las ganancias del PSS entre 0 y 20 pu también se muestran en
esta �gura (líneas rojas) para nueve escenarios del sistema sintético (es decir, nueve valores de
X12). De los ángulos de salida de estos lugares de las raíces, se ve que la compensación de fase
del PSS de parámetros �jos (excepto la ganancia) en el límite de frecuencia inferior de la PCB
es prácticamente ideal, mientras que se experimenta cierta subcompensación en frecuencias más
altas.

Los ángulos de partida de las ramas del lugar de las raíces indican la contribución de fase de
un PSS de dos entradas (∆Pacc) evaluada en el propio polo complejo y, por lo tanto, son más
precisos que los que se obtendrían con el uso de la función GEP y la función de transferencia
simpli�cada de un PSS de entrada única (por ejemplo, desde la velocidad del rotor ∆ω hasta la
salida del PSS, asumiendo ∆ω = −∆Pe/2Hs) para el ajuste de fase de un ∆Pacc-PSS.
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Figura 5.4: Trayectorias del polo electromecánico de la Unidad 3 de Guacolda en el sistema sintético con
(azul) y sin (negro) PSS con parámetros propuestos. Lugar de las raíces (rojo) para nueve escenarios
SMIB del sistema sintético cuando la ganancia del PSS correctamente sintonizado varía de 0 a 20 pu.

Como parte del Paso 5, los modelos de PSS con los ajustes obtenidos en el Paso 4 se imple-
mentaron en el modelo del SIC completo y sus ganancias se aumentaron aún más cuando fue
necesario. Esta coordinación de las ganancias de PSS se logró en sólo unas pocas iteraciones en
un proceso iterativo de análisis del cambio de los modos críticos producido por cambios en el
vector de ganancias de los PSS. Se podría haber realizado un ajuste coordinado más riguroso
utilizando una metodología como la propuesta en [59].

Por ejemplo, el amortiguamiento del modo Charrúa - San Luis se incrementó elevando las
ganancias de los PSS de los generadores en las áreas Centro y Sur con mayores factores de
participación (como se muestra en la Fig. 5.5 para uno de los escenarios de �ujo de potencia).
La Fig. 5.6 resalta la ubicación de este modo para el sistema con y sin PSS. Las Figs. 5.7 y 5.8
comparan otros modos críticos entre áreas para dos escenarios seleccionados, con y sin los PSS
sintonizados.
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Figura 5.5: Factores de participación de la velocidad (barras coloreadas) y ángulo (barras grises) del rotor
para el modo Charrúa - San Luis.

Todos los modos interárea se movieron prácticamente de forma horizontal hacia la izquierda
cuando los PSS están habilitados. Dado que los cambios de estos modos dependen de la contribu-
ción combinada al amortiguamiento de varios PSS, no pueden estimarse a partir de la prueba del
sistema sintético. En todos los casos se alcanzaron amortiguamientos relativos mínimos de 10 y
5% requeridos por el código de red para el caso base y los escenarios de red N-1, respectivamente.
Los resultados permiten veri�car la importancia de agregar PSS a los generadores ubicados en
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With PSS

Without PSS

Figura 5.6: Modos electromecánicos con y sin PSS con los ajuste propuestos. Se destaca el cambio que
experimenta el modo Charrúa - San Luis debido a la acción amortiguadora combinada de los distintos
PSS.

With PSS

Without PSS

Figura 5.7: Modos electromecánicos con y sin PSS con los ajuste propuestos. Se destacan los cambios
experimentados por el modo Colbún - San Luis (1,00 Hz) y el modo Norte - Sistema sin Taltal (0,72 Hz)
debido a la acción amortiguadora combinada de los distintos PSS.
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With PSS

Without PSS

Figura 5.8: Modos electromecánicos sin y con PSS con los ajuste propuestos. Se destaca el cambio experi-
mentado por el modo Norte - Sistema con el efecto combinado de los múltiples PSS (escenario con Taltal
en servicio).

los extremos del sistema longitudinal, como se señala en la literatura [72].
Los modos locales de frecuencias en el rango de 1,2 a 4,6 Hz asociados con 23 generadores (sin

PSS) con potencias nominales entre 1 MVA y 26 MVA se amortiguaron de�cientemente incluso
después de habilitar todos los PSS. Como estos modos locales que se relacionan generadores
de potencias nominales relativamente reducidas no ponen en peligro la estabilidad oscilatoria
del sistema en su conjunto, la solución de compromiso para mejorar su amortiguación fue una
reducción de las ganancias transitorias de sus AVR, lo que lleva a desempeños más lentos pero
totalmente aceptables para perturbaciones pequeñas y grandes.

En el Paso 6 se llevaron a cabo análisis de estabilidad transitoria considerando diversas
perturbaciones para veri�car el desempeño en gran señal de los ajustes propuestos para los PSS.
Por ejemplo, en la Fig. 5.9 se muestran las desviaciones de potencia activa a través de la línea P.
Azúcar - P. Colorado 220 kV tras una falla bifásica a tierra en uno de los circuitos de L. Palmas -
P. Azúcar 220 kV. La falla fue simulada considerando la presencia (en 3 unidades) y ausencia de
PSS en Guacolda. El modo Norte - Sistema es claramente observable en la variable monitoreada,
y se ve que su amortiguamiento se vuelve signi�cativamente mayor cuando se habilitan los PSS
en Guacolda.

5.5. Conclusiones

El método de ajuste de fase de PSS del sistema sintético se aplicó sistemáticamente a 62
generadores de un modelo relativamente grande de un sistema de potencia longitudinal que
originalmente mostraba oscilaciones poco amortiguadas. Con los ajustes de PSS propuestos se
lograron desempeños en pequeña y gran señal compatibles con el código de red. Los resultados de
este estudio con�rman que la aplicación del método del sistema sintético individualmente a varios
generadores en un sistema de potencia de múltiples máquinas, seguida del ajuste coordinado de las
ganancias de los PSS, asegura efectivamente la amortiguación simultánea de los modos interárea



80 Capítulo 5. Ajuste sistemático de PSS en un sistema eléctrico de gran escala

Ac
tiv

e
po

w
er

 [M
W

]

Time [s]
2.4 7.2 9.60 4.8 12

101.2

58.3

36.9

-6.0

78.9

15.4

Without PSS
With three PSSs

Figura 5.9: Potencia a través de la línea P. Azúcar - P. Colorado 220 kV tras una falla en uno de los
circuitos de L. Palmas - P. Azúcar 220 kV, con tres y ningún PSS en la central Guacolda.

y locales críticos. Los resultados se presentan para un sistema de potencia longitudinal, pero la
metodología es aplicable a sistemas de potencia con otras topologías.

El método de ajuste de fase del sistema sintético es computacionalmente muy e�ciente, ya
que se basa en cálculos que utilizan matrices de estado de orden relativamente pequeña, que
generalmente no tienen más de unos 30 estados. Considerando que sólo 10 puntos operativos son
su�cientes para el diseño del PSS, se necesita un esfuerzo computacional reducido para aplicar
el método del sistema sintético a sistemas de gran tamaño.



Capítulo 6

Amortiguamiento de modos
electromecánicos en plantas
multigenerador

Resumen

Este capítulo presenta resultados de la aplicación del diagrama de Nyquist amortiguado
(DNP) para determinar la ganancia y la compensación de fase de un PSS. El DNP es un método
de diseño de respuesta de frecuencia de lazo abierto con la capacidad de ubicar un par de polos
complejos en el sistema a lazo cerrado. La sintonización del PSS se realiza utilizando el sistema
sintético de dos barras cuyos resultados se validan contra modelos detallados de plantas de
generación de múltiples unidades, enfatizando así las ventajas de utilizar el método DNP junto
con el sistema sintético para realizar una sintonización de PSS en la práctica.

6.1. Introducción

Síntesis

Desde la perspectiva de una planta de generación con múltiples unidades integrada en un
gran sistema de múltiples máquinas, los modos electromecánicos (EM) se pueden dividir en mo-
dos externos y modos intraplanta. Todos los modos externos, incluidos los modos de oscilación
interárea, hacen que las múltiples unidades de la planta oscilen de manera coherente, compor-
tándose como un generador agregado, y por lo tanto pueden denominarse indistintamente modos
agregados [73].

Una central eléctrica con Ng unidades en paralelo presenta un modo EM agregado y Ng − 1
modos intraplanta; este último se repite (valores iguales) cuando las unidades tienen idénticos
modelos y niveles de carga. La frecuencia y el amortiguamiento relativo de los modos intraplanta
no dependen de la red externa sino de las características de la central eléctrica. Los PSS son
la solución más rentable para estabilizar los modos dentro de la planta, que tienden a ser poco
amortiguados cuando se utilizan conjuntos AVR-excitación de acción rápida.

Normalmente, las múltiples unidades de una central hidroeléctrica son prácticamente idén-
ticas y funcionan con el mismo nivel de carga. En estas condiciones, la central presenta una
simetría casi exacta. En [73, 74] se analiza el efecto de estabilizadores idénticos del sistema de
potencia en los modos agregado, excitatriz (EX) e intraplanta de una central eléctrica multimá-
quina simétrica.

En este capítulo se presentan los resultados de la aplicación del método del diagrama de
Nyquist amortiguado (DNP) [34] para sintonizar un PSS de parámetros �jos con el �n de amor-
tiguar simultáneamente los modos de oscilación locales e intraplanta de una central eléctrica
multigenerador. Se veri�ca que la sintonización de fase del PSS resultante es adecuada para diez

81
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escenarios del sistema sintético y se analiza el impacto del PSS en los modos intraplanta y EX.
Los resultados del sistema sintético se validan frente a los resultados de un modelo detallado

de una planta multigenerador versus barra in�nita (MGIB), enfatizando así la idoneidad de
utilizar las fórmulas de ubicación de polos del método DNP junto con el sistema sintético para
ajustar el PSS considerando varias con�guraciones de la central eléctrica y condiciones externas
de la red.

Contribuciones

Las principales contribuciones de este capítulo son las siguientes:

Se de�ne el rango de ganancias (Damping ratio gain range o DRGR) del PSS que ga-
rantiza que tanto los modos intraplanta como los de excitación cumplan con el mínimo
amortiguamiento relativo objetivo.

Los análisis de los resultados de los casos de estudio permiten de�nir un criterio para el
ajuste de fase de los PSS en centrales eléctricas multimáquina.

La veri�cación de la aplicación del DNP a los resultados de la sintonización del PSS en
el sistema sintético sirve de base para proponer el método de ajuste automático en el
Capítulo 7.

Organización

Este capítulo está organizado como sigue. En la Sección 6.2 se describen los equivalentes
SMIB para representar los modos intraplanta y agregado, y se de�ne el DRGR. En la Sección 6.3
se presentan los resultados del ajuste de PSS aplicando el método DNP al modelo del sistema
sintético, mientras que en la Sección 6.4 se validan estos resultados frente a los resultados del
sistema MGIB. Las conclusiones se resumen en la Sección 6.5.

6.2. Métodos

6.2.1. Estudios de centrales multigeneradores mediante modelos SMIB

Para mayor claridad, la reactancia variable X12 del sistema sintético (Fig. 3.1) se renombra
como XSMIB

e .
Se puede simpli�car el análisis modal de modelos lineales de sistemas dinámicos que presentan

cierta simetría estructural utilizando el concepto de puntos nodales de sus mode-shapes. Por
ejemplo, considérese la central eléctrica multigenerador con Ng unidades idénticas de la Fig. 6.1.

Figura 6.1: Sistema de una central eléctrica multigenerador contra una barra in�nita (MGIB).

El nodo de oscilación del modo agregado es la barra in�nita. Para reproducir este modo, la
reactancia de línea XSMIB

e se debe elegir igual a la de la reactancia de red XMGIB
e multiplicada
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por el número Ng de generadores en servicio [75]:

XSMIB

e = Ng ×XMGIB

e +Xtr. (6.1)

La reactancia XSMIB
e conduce a las mismas pérdidas de potencia activa y reactiva bajo

el supuesto de que la inyección de corriente de todas las unidades es idéntica en magnitud y
ángulo [76].

Como la barra del lado de alta tensión es un nodo para el modo de oscilación intraplanta,
dicha barra puede sustituirse por una barra in�nita cuando sólo se vaya a estudiar el modo
intraplanta. Por lo tanto, para reproducir las oscilaciones intraplanta en un sistema SMIB, la
reactancia de línea XSMIB

e se elige igual a la reactancia del transformador elevador de la unidad
generadora Xtr, es decir XMGIB

e = 0 en (6.1).
El rango de valores de la reactancia de línea dado por (6.1) de�ne las reactancias sintéticas

mínima y máxima del sistema en un estudio de sintonización del PSS para una unidad gene-
radora en una central eléctrica multigenerador con el objetivo de amortiguar los modos locales
intraplanta y agregados.

6.2.2. Rango de ganancias para el amortiguamiento relativo objetivo

Sea G(s) = −ωr/Vr la función de transferencia de la referencia del AVR Vr a la velocidad del
rotor ωr del generador síncrono. El método DNP se utiliza para sintonizar un PSS derivado de
la velocidad del rotor y estabilizar G(s).

En un sistema con un generador equipado con un PSS bien diseñado, el amortiguamiento
relativo del modo electromecánico (EM) local aumenta con la ganancia del PSS, mientras que el
amortiguamiento relativo del modo de excitatriz (EX) suele reducirse. Las frecuencias de cruce
(cruces del eje real negativo) del DNP permiten determinar el rango de ganancias DRGR del
PSS, κ, dentro del cual los modos EX y EM presentan amortiguamientos relativos superiores al
valor mínimo objetivo. La de�nición de κ es análoga a la de�nición del intervalo de ganancias
que garantizan la estabilidad del sistema utilizando el grá�co clásico de Nyquist [49], y se ilustra
en la Sección 6.3.

6.3. Caso de estudio de un sistema sintético

Se aplicaron el método DNP y las fórmulas de [34] para diseñar el lazo de realimentación H(s)
con el objetivo de ubicar el par de polos de oscilación EM de un único sistema SMIB perteneciente
a la familia de sistemas sintéticos. Luego se veri�có el impacto en el amortiguamiento del modo
EM de otros miembros de la familia SMIB. El generador se despachó en 0,9 pu y factor de
potencia 0,9 en adelanto, y sin carga en la barra #1. La máquina síncrona de 520 MVA y sus
modelos de sistema AVR-excitación se tomaron de la Sección 4.3.

Los escenarios del sistema sintético corresponden a diez valores logarítmicamente espaciados
de XSMIB

e entre 0,1 y 25 pu. El PSS se diseñó para amortiguar el polo EM más a la derecha
en el plano complejo λ3 = 0, 1 ± j7, 2 (ξ3 = −1, 4%), que corresponde a un sistema SMIB con
XSMIB

e = 0, 34 pu. El objetivo del ajuste del PSS es desplazar λ3 a λ3c, teniendo este último un
amortiguamiento relativo ξc = 15% y la misma frecuencia amortiguada que λ3.

Para Tw = 10 s, la fase de GW (λ3c) es ϕ = 117, 6◦ como se muestra en el DNP de la Fig. 6.2.
Por lo tanto, C(s) debe compensar 180◦ − 117, 6◦ = 62, 4◦ para s = λ3c.

A continuación se comparan dos alternativas de ajuste de PSS para C(s) con dos bloques de
fase idénticos de primer orden conectados en serie, cada uno de los cuales compensa 31, 2◦ para
s = λ3c.
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6.3.1. Compensación de fase con máximo adelanto en ωd3

La función CA(s) se diseñó para proporcionar la máxima compensación de fase a la frecuencia
electromecánica amortiguada ωd3 = 7, 2 rad/s (1,15 Hz), obteniendo así Tn = 0, 224 s y Td =
0, 084 s. Con estos dos bloques de adelanto de fase, el punto del sistema compensado GWCA(λc)
se encuentra en −0, 485 + j0, exactamente en 180◦ como muestra la Fig. 6.2, y la ganancia del
PSS calculada a partir de (2.46) es por tanto KsA = 2, 06 pu.

El DNP cruza el eje real negativo en los puntos -0,485 y -0,205 para las frecuencias amorti-
guadas 7,2 y 11 rad/s, respectivamente. El sistema compensado cumple con el mínimo amorti-
guamiento relativo objetivo si 1/0, 485 ≥ KsA ≥ 1/0, 205. Estos dos cruces de frecuencia [30] del
diagrama DNP indican que el lugar de las raíces cruza la línea de ξc constante (trayectoria de
Nyquist amortiguada) a frecuencias amortiguadas 7,2 y 11 rad/s para valores de ganancia 2,06
y 4,89 pu, respectivamente. Por lo tanto, el rango de ganancia permitido es κA = [2, 06; 4, 89].

-0.6 -0.5 -0.4 -0.3 -0.2 -0.1

-0.1

0.1

0.2 =117.6
°

6.8 rad/s

7.2 rad/s

7.6 rad/s

11 rad/s

Figura 6.2: Diagramas de Nyquist amortiguados de los sistemas con y sin la compensación de CA(s)
diseñada con máxima compensación de fase en ωd3 (caso SMIB3).

La Fig. 6.3 muestra el DNP del sistema compensado en fase y ganancia en el que se veri�ca
que KsAGWCA(λc) = −1. El DNP compensado tiene un segundo cruce del eje real en -0,412
para una frecuencia amortiguada aplicada de 11 rad/s.

-1 -0.8 -0.6 -0.4 -0.2

-0.4

-0.2

0.2

0.4
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7.2 rad/s

7.6 rad/s

Figura 6.3: Diagramas de Nyquist amortiguados de los sistemas compensados solo en fase y en ganancia
y fase para CA(s) diseñada con máxima compensación de fase en ωd3 (caso SMIB3).

El lugar de las raíces de la Fig. 6.4 muestra que λ3 se desplaza hacia la izquierda en el plano
complejo y se sitúa en la ubicación objetivo especi�cada cuando el escenario del sistema SMIB3

está equipado con el PSS diseñado.
Se comprueba en el lugar de las raíces que el sistema cumple con la relación de amortigua-

miento mínimo objetivo paraKsA ∈ κA. Los valores de gananciaKsA > 4, 89 pu yKsA < 2, 06 pu
conducen a amortiguamientos relativos de los modos EX y EM inferiores a ξc, respectivamente.
Esto puede observarse directamente en el DNP compensado de la Fig. 6.2, dado que el mismo
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varía linealmente con KsA.
La Fig. 6.5 presenta los lugares de las raíces para diez escenarios del sistema sintético

(SMIB1, SMIB2, . . . , SMIB10) compensados con un PSS cuya fase está dada por CA(s). Por
ejemplo, en este caso λ3 puede representar un modo agregado, mientras que λ1 y λ2 corres-
pondientes a los SMIB con reactancias XSMIB

e iguales a 0, 10 pu y 0, 17 pu, respectivamente,
podrían corresponder a modos intraplanta de una central multigenerador.

La Fig. 6.5 muestra que los polos electromecánicos con frecuencias superiores a ωd3 (lugares
de las raíces resaltados en rojo) se desplazan inicialmente hacia la izquierda y aumentan en
frecuencia para valores bajos de Ks, pero cuando Ks > KsA pronto se desvían hacia el eje
imaginario para volverse inestables.
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Figura 6.5: Lugares de las raíces para diez escenarios del sistema sintético: (×) Sistema no compensado;
(+) Sistema compensado con CA(s)KsA diseñado para SMIB3.

En la Fig. 6.5 se observa que el modo de excitatriz aumenta su frecuencia y reduce su amor-
tiguamiento a medida que XSMIB

e aumenta y el generador se aleja eléctricamente de la barra
in�nita. El límite sería el generador suministrando una carga local y desconectado de la barra
in�nita. En esa condición límite, no habría modo electromecánico, pero el modo de excitación
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sería de mayor frecuencia y aún menos amortiguado. Este comportamiento es en cierto modo
análogo al efecto desestabilizador sobre el modo excitador en condiciones de vacío que se produce
al aumentar la ganancia del regulador [42].

6.3.2. Compensación de fase con máximo adelanto en 4 Hz

Los dos bloques compensadores de fase idénticos de CB(s) se diseñaron para proporcionar
el máximo adelanto en 4 Hz, obteniendo Tn = 0, 097 s y Td = 0, 016 s. El punto GWCB(λc) se
encuentra en −0, 24 + j0, como se muestra en la Fig. 6.6, por lo tanto KsB = 4, 17 pu.

-1 -0.8 -0.6 -0.4 -0.2

-0.4

-0.2

0.2

0.4

 =117.6
°6.8 rad/s

7.2 rad/s

7.6 rad/s

16.9 rad/s

Figura 6.6: Diagramas de Nyquist amortiguados de los sistemas sin compensación, con compensación solo
de fase y con compensación de fase y ganancia para CB(s) diseñados con la máxima compensación de
fase en 4 Hz.

El DNP con compensación de fase cruza el eje real negativo en los puntos -0,24 y -0,034 en
las frecuencias amortiguadas 7,2 y 16,9 rad/s, respectivamente, por lo que el rango de ganancia
permitido resulta κB = [4, 17; 29, 41]. Luego, sin calcular el lugar de las raíces, el DNP indica
que el diseño CB(s) es mejor que el CA(s), ya que el rango de ganancias permitido κB es mayor
que κA. El margen de fase para este caso también es mayor.

La Fig. 6.7 presenta los lugares de las raíces para los diez casos SMIB del sistema sintético
cuando la compensación de fase del PSS es CB(s). La ganancia del PSS debería elevarse muy
por encima de KsB para aumentar el amortiguamiento de los polos interárea (λ7 a λ10), pero no
hay riesgo práctico de desestabilizar los modos intraplanta λ1 y λ2.

La Fig. 6.8 presenta los lugares de las raíces del sistema sintético compensado con CA y
CB, utilizando punteros sobre las ramas para indicar las ubicaciones de los polos para Ks =
10 pu. Para ese valor de ganancia se observa que el polo electromecánico de mayor frecuencia
λ1 (de naturaleza intraplanta) se vuelve inestable para el PSS con CA(s), mientras que tiene un
amortiguamiento relativo de 23,6% para el PSS con CB(s).

La Fig. 6.9 presenta los diagramas de Bode de WCA(s) y WCB(s). Las dos funciones pro-
porcionan la misma compensación de fase a la frecuencia amortiguada ωd3 = 7, 2 rad/s. Sin
embargo, WCB(s) proporciona una compensación de fase mucho mayor para frecuencias supe-
riores a ωd3, lo que resulta en lugares de las raíces con mejor comportamiento para los modos
electromecánicos λ1 y λ2, como muestra la Fig. 6.7. Como ventaja adicional, WCB(s) proporcio-
na una sobrecompensación de fase ligeramente menor a bajas frecuencias electromecánicas (de
naturaleza interárea) que WCA(s).

Al ajustar un PSS entre varios otros PSS utilizando el sistema sintético, debe considerarse
que el amortiguamiento relativo objetivo para los modos interárea de baja frecuencia poco amor-
tiguados se consigue normalmente mediante la acción de varias centrales eléctricas equipadas con
PSS correctamente sintonizados.

Las Figuras 6.5, 6.7 y 6.8 muestran que el impacto de la ganancia del PSS en el modo EX
se reduce a medida que aumenta XSMIB

e (y se reduce la frecuencia EM). En estas �guras, el
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Figura 6.7: Lugares de las raíces para diez escenarios del sistema sintético: (×) Sistema no compensado;
(+) Sistema compensado con CB(s)KsB diseñado para SMIB3.
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Figura 6.8: Lugares de las raíces para 10 escenarios con punteros para los polos electromecánico y excitador
del sistema no compensado (•), y sistema compensado con CA (+) y CB (∗) para Ks =10 pu.

amortiguamiento del modo EX del décimo escenario (XSMIB
e = 25 pu) para el diseño CB es

inferior al 15%, no debido a la acción del PSS sino más bien al ajuste del AVR.

6.4. Estudio de caso de una central eléctrica multigenerador

Los resultados del sistema sintético se validaron frente a los resultados del banco de pruebas
MGIB de una central multigenerador mostrado en la Fig. 6.1, en el que el número Ng de unidades
generadoras idénticas varía de 1 a 6. Las reactancias son Xtr = 10% en base Sb, y XMGIB

e =
0, 6 pu en base 6× Sb. Los modelos de las unidades generadoras y sus puntos de funcionamiento
son los mismos que los utilizados en la Sección 6.3.

La carga en el lado de alta tensión de los transformadores elevadores de los generadores es
independiente de las variaciones de tensión (potencia constante) y su componente reactiva Qsh

se ajusta para que las tensiones terminales de los generadores sean 1,0 pu.
Se analizaron los siguientes casos en el sistema MGIB:

Caso B1: La potencia activa de la carga se ajusta de forma que la potencia activa trans-
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Figura 6.9: Diagramas de Bode de WCA(s) y WCB(s).

mitida a través de la línea permanezca constante e igual a la potencia de salida de una
máquina (468 MW) mientras que el número de unidades generadoras despachadas varía
de 1 a 6.

Caso B2: Es similar al banco de pruebas del Caso B1, pero la carga Psh + jQsh se ajusta
más �namente para que los polos locales agregados de la central multigenerador se apro-
ximen más a los del sistema sintético SMIB, lo que resulta en una potencia activa variable
transmitida a través de la línea a medida que se despachan más unidades generadoras.

La Fig. 6.10 muestra los polos del sistema MGIB para los casos B1 y B2, y valores de Ng que
varían de 1 (caso SMIB) a 6 (una planta multigenerador de 6 unidades). Dicha �gura muestra
también los polos para las reactancias del sistema sintético dadas por (6.1), lo que permite
reproducir el modo EM agregado para un número variable de unidades despachadas.
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Figura 6.10: Polos EM del sistema sintético (+) y del sistema MGIB para los casos B1 (×) y B2 (∗).
Los números junto a los polos corresponden al valor de Ng en (6.1).

La Fig. 6.11 muestra una vista ampliada de la Fig. 6.10 en la región de los polos EM para la
planta multigenerador para señalar que:
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Las frecuencias de los polos del sistema sintético coinciden estrechamente con las de los
polos del sistema multigenerador detallado, mientras que hay una ligera diferencia en los
amortiguamientos relativos.

El sistema MGIB reproduce simultáneamente los modos intraplanta y local (agregado),
mientras que el sistema sintético sólo reproduce un modo intraplanta o local agregado por
escenario de operación SMIB.

Los modos intraplanta, tanto EM como EX, se reproducen en el sistema sintético para
Ng = 0 en (6.1).

Variar la reactancia de línea del sistema SMIB en (6.1) para reproducir el polo local agre-
gado equivale a mantener �ja la reactancia de línea y variar las potencias nominales del
generador y del transformador.
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Figura 6.11: Vista ampliada de la Fig. 6.10: resultados del sistema sintético (+) y de los casos B1 (×) y
B2 (∗) del sistema multigenerador detallado.

La Fig. 6.12 muestra la relación entre el consumo de potencia activa de la carga local en el
sistema sintético P SMIB

sh (una sola máquina) y el sistema MGIB P 6GIB

sh para los casos B1 y B2.
El consumo de la carga local tiene que aumentar considerablemente en el Caso B2 con respecto
al Caso B1 para conseguir polos EM con amortiguamientos relativos que se ajusten mejor a
los del sistema sintético. Sin embargo, la variación absoluta del amortiguamiento relativo de los
modos EM agregados es reducida. Se comprueba, por tanto, que el amortiguamiento de los modos
locales agregados depende de la magnitud y localización de la carga del sistema con respecto a
los generadores estudiados.
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Figura 6.12: Comparación de la potencia activa de la carga local para el sistema MGIB.
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La Fig. 6.13 muestra los lugares de las raíces de los polos del sistema MGIB para los casos
B1 y B2 con 6 unidades equipadas con PSS de función de transferencia WCB(s) y ganancias
Ks que varían simultáneamente de 0 a 4,17 pu. Los 6 PSS idénticos diseñados con el método
DNP utilizando el sistema sintético proporcionan amortiguamiento positivo tanto para los modos
intraplanta como para los modos locales de oscilación de la central contra la red.
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Figura 6.13: Lugares de las raíces del sistema MGIB para los casos B1 (+) y B2 (×) con 6 unidades con
PSS cuyas ganancias Ks varían simultáneamente de 0 a 4,17 pu.

6.5. Conclusiones

Los resultados del sistema sintético se validaron con los resultados de modelos de centrales
eléctricas multigenerador conectadas a la red. Esto permite destacar la utilidad y practicidad del
sistema sintético para realizar un ajuste de PSS considerando varias con�guraciones de la central
eléctrica y condiciones de la red externa.

Los resultados del estudio de caso repasan el análisis de [74] de una forma más exhaustiva y
tutorial, y muestran que cuando la frecuencia central de los bloques de adelanto de fase del PSS se
establece igual a la frecuencia amortiguada del polo, otros polos electromecánicos de frecuencias
más altas son propensos a volverse inestables debido a una compensación de fase insu�ciente.
Este efecto indeseable se mitiga cuando la frecuencia central de los bloques de adelanto de fase
se �ja en un valor más alto, por ejemplo en 4 Hz.

Se demostró que las frecuencias de cruce del DNP compensado permiten de�nir el rango de
ganancias κ dentro del cual tanto el modo excitatriz como el electromecánico tienen amortigua-
mientos relativos superiores al mínimo valor objetivo.



Capítulo 7

Diagrama de Nyquist amortiguado para
optimizar los parámetros del PSS

Resumen

Este capítulo presenta un método para optimizar el ajuste de un PSS con el objetivo de
amortiguar simultáneamente polos electromecánicos de distinta naturaleza. Se utiliza el DNP
para determinar los requerimientos de compensación de fase y ganancia del PSS para ubicar
cada polo en un lugar prede�nido del plano complejo. Se resuelve un problema no lineal de
ajuste de curvas por mínimos cuadrados para encontrar el conjunto de parámetros del PSS que
conduce a la compensación óptima para todos los polos dominantes en base a un único cálculo
de autovalores por escenario de operación. El ajuste del PSS se realiza en el modelo del sistema
sintético de dos barras cuyos resultados se validan frente a los resultados del modelo 3MIB. Se
destacan las ventajas de utilizar el método DNP junto con el sistema sintético para ajustar un
PSS en la práctica.

7.1. Introducción

Síntesis y contribuciones

El Capítulo 6 demostró que el sistema sintético puede utilizarse para evaluar el desempeño del
PSS en una central eléctrica multimáquina cuando se ajusta con el método DNP. Este capítulo
presenta un nuevo método para la optimización de la sintonización del PSS que avanza aún
más en la implementación del método DNP al permitir amortiguar simultáneamente modos
electromecánicos de diferentes frecuencias y para varios escenarios de operación.

Este capítulo realiza varias contribuciones al estado del arte, como se describe a continuación:

1. Mientras que los métodos existentes se basan en cálculos iterativos de autovalores para
de�nir la ganancia del PSS con el �n de alcanzar el mínimo amortiguamiento relativo
deseado, el método propuesto determina los requisitos exactos de compensación de fase y
ganancia de cada modo que debe amortiguarse utilizando un único cálculo de autovalores
por escenario de operación.

2. Se introduce una nueva cantidad, la relación de ganancias dinámicas (DGR), de�nida como
la relación de la ganancia del PSS a frecuencias electromecánicas altas y bajas, como una
cantidad que debe optimizarse junto con la compensación de fase. Además, se de�ne un
nuevo tipo de diagrama, el diagrama de Bode amortiguado (DBP), como complemento del
DNP para los análisis en el dominio de la frecuencia.

3. El método propuesto extiende la aplicación del DNP al sistema sintético para evitar la
necesidad de utilizar modelos reales de red a gran escala, que pueden producir resultados

91
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de simulación muy precisos pero a menudo son de acceso limitado debido a problemas de
con�dencialidad [50]. Además, los cálculos utilizando el sistema sintético son adecuados
para ajustar un PSS en campo, en circunstancias en las que no es posible realizar estudios
detallados con modelos multimáquina por falta de tiempo.

4. Se proponen dos enfoques diferentes para ponderar la ganancia requerida del PSS por las
sensibilidades de los polos en lazo abierto [29] para sistemas multimáquina y para el sistema
sintético, con el �n de atender los casos en los que la ganancia mínima del PSS se de�ne
por los requisitos de amortiguamiento de los polos interárea de baja frecuencia.

5. Finalmente, en los casos de estudio se validaron los requisitos de compensación de fase del
PSS del sistema sintético con los de un sistema multimáquina, enfatizando así la utilidad
y practicidad de aplicar el método DNP propuesto al sistema sintético para sintonizar un
PSS considerando varios puntos de operación del generador y condiciones externas de la
red.

Organización

El resto de este capítulo se organiza como sigue. La Sección 7.2 presenta el método DNP
propuesto para el amortiguamiento simultáneo de polos de diferentes frecuencias y para varios
escenarios. La Sección 7.3 describe el enfoque propuesto para la selección automática de la
ganancia del PSS al aplicar el método DNP al sistema sintético. Las Secciones 7.4 y 7.5 presentan
los resultados de la aplicación del método propuesto al sistema sintético y al sistema 3MIB
propuesto en la Sección 4.3.4, respectivamente. Las conclusiones se resumen en la Sección 7.6.

7.2. Método de ajuste de PSS propuesto para el amortiguamiento
simultáneo de polos

La sintonización del PSS para amortiguar simultáneamente N polos electromecánicos com-
prende la optimización de C(s) seguida de la elección de la ganancia Ks. Los requisitos de
compensación de fase y ganancia para el i-ésimo polo se calculan a partir de (2.45) y (2.46),
respectivamente. Para que el PSS proporcione siempre amortiguación positiva y ϕc(s) en (2.45)
sea continuo, ξci > ξi, y los polos bien amortiguados deben excluirse del cálculo de los requisitos
de IPC.

7.2.1. Optimización de la compensación de fase

Problema de optimización

Considérese un PSS con la función transferencia en (2.38). Las constantes de tiempo de
C(s) se encuentran resolviendo el siguiente problema no lineal de ajuste de curvas por mínimos
cuadrados:

mı́n
T

∥∥F(T)
∥∥2
2
= mı́n

T

(
f1(T)2 + . . .+ fN (T)2

)
(7.1a)

s.t. Tmı́n ≤ T ≤ Tmáx, (7.1b)

con F(T) = [f1(T), . . . , fN (T)], (7.1c)

T = [Tn1, Td1, . . . , TnQ, TdQ], (7.1d)

y las funciones f1, . . . , fN de�nidas de acuerdo a uno de los criterios presentados más abajo en
esta Sección 7.2.1. Dichas funciones en F(T) de�nen cómo GWC(λc) se acerca al eje real y al
punto −1 + j0.
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Los límites Tmı́n y Tmáx en (7.1b) evitan que el algoritmo de optimización alcance una
solución que no sea práctica. En los casos de estudio de este capítulo, los valores máximo y
mínimo de estas constantes de tiempo se �jaron en 2 s y 0,01 s, respectivamente.

La precisión del ajuste de fase se cuanti�ca mediante el error cuadrático medio MSEϕ de los
ángulos de fase con respecto al IPC, que se de�ne como:

MSEϕ =
1

N

N∑
i=1

∆ϕ2i , con ∆ϕi = ϕci − arg{C(λci)}. (7.2)

Para comparar la compensación de fase del PSS con los requisitos de la IPC se propone
producir un diagrama de Bode amortiguado, que comprende diagramas de magnitud y fase como
funciones de la frecuencia amortiguada de una función de transferencia evaluada a lo largo de
la línea de amortiguamiento relativo constante que es parte de la trayectoria amortiguada de
Nyquist.

Funciones objetivo

La ganancia de un bloque de adelanto-atraso de fase tiene su mayor pendiente en la fre-
cuencia central (a la que proporciona la máxima compensación de fase), por lo que la acción
amortiguadora del PSS a frecuencias electromecánicas bajas y altas puede verse muy in�uencia-
da por cambios relativamente pequeños en los parámetros de C(s). Por lo tanto, en esta sección
se de�nen tres funciones F alternativas para el diseño de C(s), en las que sólo se optimiza su
fase, tanto su fase como su ganancia dinámica, o su fase y la DGR.

Se utilizan factores de ponderación para dar prioridad a uno de estos atributos sobre los
demás o para mejorar la sintonización en determinadas frecuencias. Estos factores pueden ajus-
tarse mediante un análisis de sensibilidad que muestre el efecto de cambiar sus valores en la
sintonización del PSS resultante y, por tanto, en los polos compensados del sistema.

Optimización únicamente de la compensación de fase

Con el objetivo de minimizar la desviación de la compensación de fase del PSS respecto a la
IPC calculada en cada frecuencia compleja λci, la función del problema de ajuste de curvas se
de�ne como

F1(T) = [αP1∆ϕ1, . . . , αPN
∆ϕN ], (7.3)

donde αPi es un factor de ponderación que depende de la frecuencia amortiguada del i-ésimo
polo. Los valores relativos de los factores αPi entre sí son relevantes para mejorar el ajuste de la
curva a las frecuencias deseadas.

Optimización simultánea de fase y ganancia dinámica

La función F1 en (7.3) sólo atiende a la compensación de fase de C(s) y no considera la
variación de la ganancia de C(s) con la frecuencia compleja.

Ahora el objetivo es elegir C(s) con una compensación de fase adecuada y una ganancia
dinámica relativamente alta en el rango electromecánico de frecuencias antes de seleccionar Ks

para reducir la posibilidad de efectos adversos del PSS en otras frecuencias [77]. Para cumplir
este objetivo, la función del problema de ajuste de curvas se de�ne como:

F2 =
[
(∆ϕ1 + αG∆d1), . . . , (∆ϕN + αG∆dN )

]
, (7.4)

donde αG es un factor de ponderación y el término ∆di = GWC(λci) + 1 tiene como objetivo
minimizar la distancia a −1+ j0 del punto en el DNP compensado en fase correspondiente a λci,
lo que equivale a minimizar Ks en (2.46).

Cuando ∆ϕi se expresa en radianes, su valor (normalmente en el rango de 0 a 120◦, o de 0
a 2,1 rad) es comparable a los valores de ∆di (cercanos a 1). La función F2 tiende a optimizar
sólo la ganancia dinámica cuando αG → ∞. Además, F2 = F1 para αPi = 1 y αG = 0.
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Optimización simultánea de fase y DGR

Cuando hay un número reducido de PSS responsables de amortiguar un polo interárea, puede
ser necesario aumentar las ganancias de estos PSS por encima del valor necesario para alcanzar
el amortiguamiento relativo mínimo objetivo para los polos electromecánicos locales de mayor
frecuencia. Sin embargo, para ganancias de PSS relativamente altas, los polos locales pueden
aumentar su amortiguamiento relativo mientras que su frecuencia se reduce excesivamente (por
ejemplo, ver los resultados para F1 y F2 en la Fig. 7.7a). Este efecto se observa si C(s) no
está ligeramente subcompensado a esas frecuencias y produce la reducción indeseada del torque
sincronizante.

La DGR se de�ne como Ri = |Hi(λH)/Hi(λL)|, donde λH = σH+jωH y λL = σL+jωL tienen
las frecuencias electromecánicas más alta y más baja de interés, respectivamente, y relaciones
de amortiguamiento iguales a ξc. En los casos de estudio de este capítulo ωH = 10 rad/s, ωL =
2 rad/s y ξc = 15%.

El problema de ajuste de curvas en (7.3) se modi�ca para penalizar los ajustes de PSS cuyas
compensaciones de fase conducen a valores de DGR que se desvían de un objetivo prede�nido
Ro. La función del problema de ajuste de curvas se de�ne como:

F3(T) =
[
∆ϕ1, . . . ,∆ϕN , αR ×∆R

]
, (7.5)

donde ∆R = R−Ro y αR es un factor de ponderación. El valor de ∆ϕi en radianes es comparable
a R (entre 0,7 y 3,3 en los casos estudiados). El valor de αR debe ser proporcional a N para
mantener la relevancia de la optimización de la DGR, independientemente del número de puntos
a optimizar en (7.1a).

Solución del problema de optimización

En los casos de estudio de este capítulo se utilizaron las funciones de optimización del Opti-
mization Toolbox de Matlab [78] para resolver el problema en (7.1a). La solución del problema
de optimización es la matriz T de constantes de tiempo de compensación de fase en C(s).

7.2.2. Selección de la ganancia

En la práctica, el sistema compensado GWC(λci) en (2.46) no asumirá valores reales para
todos los i porque no es posible proporcionar la compensación ideal de fase y ganancia en todas
las frecuencias electromecánicas dominantes con un PSS que tenga un número �nito de bloques
con parámetros �jos. Por lo tanto, la ganancia del j-ésimo PSS necesaria para amortiguar el
i-ésimo polo se aproxima como

K ′
sij =

−1

ℜ{GWCij(λci)}
. (7.6)

Una unidad generadora debe ser capaz de proporcionar simultáneamente a través de su PSS
amortiguamiento positivo a los N modos en los que participa altamente [8, 39]. Sin embargo,
un PSS aplicado al j-ésimo generador sólo puede contribuir al amortiguamiento del i-ésimo polo
proporcionalmente a la sensibilidad pij = ∂λi/∂Ksj del polo con respecto a la ganancia del PSS.
Por lo tanto, aquí se propone ponderar las ganancias en (7.6) por las sensibilidades normalizadas
de los polos.

Las sensibilidades pij se calculan como las magnitudes de los residuos de los polos de las
funciones de transferencia ∆ωrj(s)/∆Vrj(s) [29, 41], y se normalizan en dos pasos.

En primer lugar, los pij se normalizan en función de la sensibilidad máxima como

p̄′ij =
pij

máx{pij : j = 1 . . .M}
, (7.7)

siendo M el número de generadores responsables de amortiguar el i-ésimo polo.
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En segundo lugar, las sensibilidades p̄′ij por debajo de un valor mínimo pmı́n (digamos 0,2)
se igualan a (multiplican por) cero y las sensibilidades no nulas se normalizan de modo que su
suma sea igual a 1:

p̄ij =
p̄′ij × tij∑M
j=1 p̄

′
ij × tij

, (7.8)

donde tij = 0 si p̄′ij < pmı́n y tij = 1 en cualquier otro caso.
Para repartir el esfuerzo de amortiguación de cada polo electromecánico entre los M genera-

dores, las ganancias K ′
sij se multiplican por las sensibilidades normalizadas p̄ij . La ganancia Ksj

elegida �nalmente para el j�ésimo PSS es el valor más alto del conjunto para garantizar que se
alcanza al menos la relación de amortiguamiento objetivo mínima para todos los polos:

Ksj = máx{K ′
sij × p̄ij : i = 1 . . . N}. (7.9)

7.3. Aplicación del DNP al sistema sintético

El sistema sintético se propone como una alternativa al sistema multimáquina para la sinto-
nización del PSS de una máquina individual independientemente de otras máquinas.

Al sintonizar un PSS en el sistema sintético, los parámetros de C(s) se optimizan como se
describe en la Sección 7.2.1 para sistemas multimáquina. Sin embargo, la ganancia del PSS re-
querida para amortiguar cada polo de la familia SMIB no puede ponderarse por las sensibilidades
normalizadas como en (7.9) porque el sistema sintético comprende un único generador.

En consecuencia, se propone ponderar la ganancia del PSS requerida por la relación de las
sensibilidades de los polos a lo largo de la trayectoria de los polos electromecánicos como

K̄si = máx

{
K ′

si × pi
máx{pi}

: i = 1 . . . N

}
. (7.10)

La máxima sensibilidad máx{pi} corresponde típicamente al escenario SMIB de mínimo X12

que reproduce el polo electromecánico de mayor frecuencia.

7.4. Estudio de caso: sistema sintético

Se aplicó el método de optimización DNP propuesto para el diseño automático de un ∆ωr�
PSS para amortiguar simultáneamente los polos electromecánicos de los escenarios del sistema
sintético correspondientes a diez valores de X12 entre 0,1 pu (escenario 1) y 25 pu (escenario 10).
Los parámetros de la máquina síncrona y del AVR corresponden a un generador hidroeléctrico
de 520 MVA y se tomaron de la Sección 4.3. Se consideró ξc = 15%, Tw = 10 s, y que C(s) tiene
tres bloques de adelanto-atraso de fase.

Las Figs. 7.1a y 7.1b muestran el DNP y GW (λci) para los escenarios del sistema sintético 1
a 5 y 6 a 10, respectivamente. Los parámetros de C(s) se determinaron optimizando sólo la fase
(función F1 con αPi = 1 para todo i) por un lado, y la fase y ganancia (función F2 con αG = 2)
por el otro. Los parámetros de C(s) obtenidos con ambas funciones se presentan en la Tabla 7.1.

Tabla 7.1: Parámetros de C(s) obtenidos a partir de la optimización en el sistema sintético.

Función [Tn1, Td1, Tn2, Td2, Tn3, Td3] (s)
F1 (Sólo fase) [0,154, 0,65, 0,154, 0,01, 0,154, 0,01]
F2 (Fase y ganancia) [0,198, 0,616, 0,198, 0,030, 0,144, 0,030]

La Tabla 7.2 muestra el MSEϕ, el DGR, las compensaciones de fase mínima y máxima ϕmin

y ϕmax, respectivamente, y la ganancia de alta frecuencia MHF =
∣∣CW (j103rad/s)

∣∣.
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Figura 7.1: DNP y GW (λci) (círculos rojos) para los polos electromecánicos del sistema sintético.

Tabla 7.2: Atributos de compensación de fase y ganancia del PSS sintonizado automáticamente con el
DNP en el sistema sintético utilizando dos funciones de optimización.

Función
Ks

(pu) DGR
MSEϕ

(rad2)
ϕmin

(deg)
ωmin

(rad/s)
ϕmax

(deg)
ωmax

(rad/s)
MHF

(pu)

F1 (Sólo fase) 7,2 0,71 0,08 -6,5 1,5 128,4 29,7 410,1
F2 (Fase y ganacia) 5,3 1,00 0,10 -1,6 1,3 88,9 16,5 55,4

7.4.1. Optimización de fase

La Fig. 7.2a muestra el DBP de la función WC(s) diseñada junto con la curva IPC. La
función F1 (sólo optimización de fase) conduce a un MSEϕ menor que F2 (optimización de fase
y ganancia), para lo cual se requiere una mayor compensación de fase y a una frecuencia más
alta. En ambos casos, la compensación de fase máxima se proporciona a frecuencias superiores
a la frecuencia electromecánica más alta (7,9 rad/s).

7.4.2. Selección de la ganancia

La Fig. 7.2b muestra la ganancia del PSS requerida para alcanzar el amortiguamiento relativo
mínimo objetivo para cada escenario del sistema sintético y alternativa de ajuste. En ambas
alternativas de ajuste, la ganancia del PSS �nalmente elegida es que permite localizar λ4, que
combina una baja relación de amortiguamiento con una alta sensibilidad a la ganancia del PSS.

Cuando se optimizan tanto la fase como la ganancia de CW (s) (F2), se obtienen valores más
bajos de Ks y MHF a costa de mayores MSEϕ y DGR, en comparación con la optimización de
la fase únicamente (F1).

Se obtienen ubicaciones similares de los polos electromecánicos para el sistema sintético com-
pensado con ambos PSS, como se muestra en la Fig. 7.3. Sin embargo, se obtienen polos ligera-
mente menos amortiguados a bajas frecuencias cuando se optimizan simultáneamente tanto la
fase como la ganancia (F2).

El amortiguamiento relativo de los polos electromecánicos de alta frecuencia se aproximan a
la línea de amortiguamiento objetivo (ξc = 15%) debido a sus sensibilidades relativamente altas.
El desplazamiento hacia la izquierda de los polos de baja frecuencia es visiblemente inferior, y
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Figura 7.2: Aplicación del DNP a diez escenarios del sistema sintético para los casos en los que sólo se
optimiza la fase y tanto la fase como la ganancia de WC(s).

en un sistema multimáquina necesitarían la contribución de otros PSS para aumentar aún más
su amortiguamiento.
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Figura 7.3: Polos electromecánicos del sistema sintético con y sin PSS.

7.5. Estudio de caso: sistema 3MIB

Se aplicó el método DNP para optimizar el ajuste de los PSS del sistema 3MIB propuesto en
la Sección 4.3.4 (ver Fig. 4.17), que tiene los tres polos electromecánicos descritos en la Tabla 7.3.
Los generadores #1 y #2 son idénticos y tienen el mismo modelo que el generador del sistema
sintético de la Sección 7.4. El objetivo es alcanzar el mínimo amortiguamiento relativo objetivo
ξc = 15% para los tres polos.
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Tabla 7.3: Polos electromecánicos en el escenario original del sistema 3MIB.

Polo Naturaleza

λ1 = −0,757± j8,990 Intraplanta
λ2 = −0,131± j7,839 Interplanta
λ3 = 0,081± j2,475 Interárea

7.5.1. Amortiguamiento de sólo un polo

Se aplicó el método DNP para sintonizar automáticamente el PSS en el generador #1 de
forma que se alcance ξc para λ1, obteniéndose los siguientes parámetros PSS:

Ks = 2,86 pu, Tw = 10 s, Tn1 = Tn2 = 0,15 s, Td1 = Td2 = 0,01 s.

La Fig. 7.4 muestra la ubicación de polos y ceros de ∆ωr1(s)/∆Vr1(s) y el lugar de las
raíces del sistema compensado en la región de los polos electromecánicos. El polo λ1 se coloca
en la ubicación objetivo para la sintonización resultante del PSS, pero λ2 y λ3 continúan poco
amortiguados. En la Sección 7.5.2 se muestra que el polo interárea λ3 puede amortiguarse aún más
aumentando la gananciaKs1 del PSS y añadiendo un PSS idéntico al generador #2. Sin embargo,
cuando se aumenta Ks1, el polo interárea λ2 es atraído por el cero próximo z1 = −0,32 + j7,94,
impidiendo así que ξc1 sea superior al amortiguamiento relativo ξz1 < ξc de z1 sólo cerrando el
lazo ∆ωr1(s)/∆Vr1(s).
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Tabla 7.4: Polos y ceros de ∆ωr1(s)/∆Vr1(s).

Tabla 7.5: Factores de participación en los polos
electromecánicos del sistema 3MIB.

Polo

Variable λ1 λ2 λ3

ωr1 0,500 0,057 0,449
ωr2 0,500 0,057 0,449
ωr3 0,000 0,887 0,101

De acuerdo a los factores de participación de la velocidad del rotor que se muestran en la
Tabla 7.5, los generadores #1 y #2 tienen una baja participación en el polo interplanta λ2 y,
por tanto, el generador #3 tiene la mayor responsabilidad en amortiguarlo.

Estos resultados sugieren que podría no ser posible ubicar en el sistema multimáquina un
polo que pueda ubicarse satisfactoriamente en el sistema sintético aplicando el método DNP al
mismo lazo de realimentación. Por lo tanto, en la aplicación automática del método DNP, los
polos electromecánicos en los que la máquina tiene baja participación y están próximos a un cero
de lazo abierto deben excluirse del cálculo de los requisitos de compensación de fase y ganancia
del PSS.

7.5.2. Múltiples escenarios del sistema 3MIB

La optimización automática usando el DNP se aplicó para amortiguar simultáneamente los
tres modos electromecánicos del sistema 3MIB en siete escenarios de operación. Se crearon seis
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casos adicionales cambiando las cargas, reactancias y tensiones del sistema con respecto al caso
original (Caso 1) analizado en la Sección 7.5.1 de la siguiente manera:

Caso 2: El �ujo de potencia entre las barras #5 y #6 se incrementó 200 MW;

Caso 3: El �ujo de potencia entre las barras #5 y #6 se redujo 800 MW;

Caso 4: La reactancia entre las barras #4 y #5 se incrementó 20%;

Caso 5: La reactancia entre las barras #5 y #6 se incrementó 50%;

Caso 6: El �ujo de potencia entre las barras #4 y #5 se redujo 1600 MW;

Caso 7: Se subexcitaron los generadores.

Los parámetros del PSS en el generador #1 se determinaron utilizando las funciones F1

(optimización de fase únicamente) y F2 (optimización de fase y ganancia). Además, se aplicaron
las siguientes dos funciones considerando αR = 10:

F3: Optimización de fase y DGR con αPi = 1 para todo i.

F4: Optimización de fase y DGR con αPi = 0,5 si ωdi > 5 rad/s y αPi = 1,0 de otra forma.

En F3 y F4 la DGR objetivo se �jó en Ro = 0,64, que es la mitad del valor obtenido para F1

en el sistema 3MIB y se aproxima al valor correspondiente a F1 en el caso de estudio del sistema
sintético (0,71).

Aplicación del DNP

La Tabla 7.6 muestra los parámetros del PSS obtenidos con las cuatro funciones de optimiza-
ción. La Fig. 7.4 muestra el DBP de las funciones WC(s) diseñadas junto con el IPC para cada
polo y escenario.

Tabla 7.6: Parámetros de C(s) para la sintonización PSS del generador #1 en el sistema 3MIB.

Función [Tn1, Td1, Tn2, Td2, Tn3, Td3] (s)

F1 (Sólo fase) [0,217, 0,010, 0,217, 0,010, 0,218, 0,818]
F2 (Fase y ganancia) [0,213, 0,028, 0,213, 0,028, 0,181, 0,200]
F3 (Fase y DGR) [0,182, 0,010, 0,182, 0,010, 0,182, 1,270]
F4 (Fase y DGR) [0,160, 0,010, 0,160, 0,010, 0,160, 0,781]

La Tabla 7.7 presenta los atributos de compensación de fase y ganancia de las sintonizaciones
de PSS optimizadas. En todos los casos, la máxima compensación de fase se proporciona a
frecuencias superiores a la frecuencia electromecánica más alta.

La función F1 (sólo optimización de fase) produce el mayor adelanto de fase, lo que conlleva
al menor MSEϕ y al mayor MHF . La función F2 (optimización de fase y ganancia) produce los
Ks y MHF más bajos, pero el DGR y MSEϕ más altos (debido a la sobrecompensación de fase
a bajas frecuencias). La DGR es similar para F3 y F4, pero F3 conduce a un MHF más alto y a
un Ks excesivamente alto.

En la Fig. 7.5 se comparan la IPC y el DBP de los PSS sintonizados usando los sistemas
sintético (F1 en la Fig. 7.2a) y 3MIB (F4 en la Fig. 7.4). El IPC y el diagrama de fase del
DBP obtenidos con ambos sistemas coinciden muy estrechamente, mientras que el diagrama de
ganancia del DBP de C(s) del 3MIB es aproximadamente 3 veces el del sistema sintético (se
requiere una ganancia mayor para amortiguar el polo interárea en el sistema 3MIB). Por lo
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Tabla 7.7: Atributos de compensación de fase y ganancia del PSS en el generador #1 sintonizados auto-
máticamente con el DNP en el sistema 3MIB utilizando cuatro funciones de optimización.

Función
Ks

(pu) DGR
MSEϕ

(rad2)
ϕmin

(deg)
ωmin

(rad/s)
ϕmax

(deg)
ωmax

(rad/s)
MHF

(pu)

F1 (Sólo fase) 21.2 1.28 0.001 2.1 1.0 123.0 25.0 1302.6
F2 (Fase y ganancia) 13.2 3.26 0.164 21.3 0.5 99.1 13.3 625.4
F3 (Fase y DGR) 37.0 0.69 0.127 -16.4 1.1 117.3 28.5 886.4
F4 (Fase y DGR) 24.7 0.68 0.164 -7.3 1.3 113.9 30.1 652.9
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Figura 7.4: IPC y DBP de WC(s) ajustadas para siete escenarios del sistema 3MIB.

tanto, se considera que F4 conduce a la mejor sintonización del PSS, al presentar una ganancia
Ks moderada y valores bajos de DGR y MHF . El MSEϕ producido por F4 es relativamente alto
pero aún aceptable porque la compensación de fase resultante se desvía menos de ±30◦ del IPC
para todos los polos [36].

La Fig. 7.6 muestra la ganancia del PSS necesaria para alcanzar el amortiguamiento relativo
objetivo para los polos intraplanta (λ1) e interárea (λ2) de los siete escenarios del sistema 3MIB
para cada alternativa de sintonización. En las cuatro alternativas, la ganancia del PSS elegida
�nalmente es la necesaria para ubicar el polo interárea (λ2). La ganancia mínima requerida
se obtiene cuando tanto la fase como la ganancia de CW (s) se optimizan simultáneamente
utilizando F2.

Veri�cación en el lugar de las raíces

La Fig. 7.7a muestra los lugares de las raíces de los polos intraplanta e interplanta para los
siete escenarios del sistema 3MIB con un PSS instalado sólo en el generador #1. En las cuatro
alternativas de sintonización, el aumento del amortiguamiento relativo de los polos interplanta es
relativamente pequeño, ya que este polo debe amortiguarse aún más con un PSS en el generador
#3 (véase la Sección 7.5.3).

La Fig. 7.7a también muestra que el amortiguamiento relativo del polo intraplanta aumenta
excesivamente y su frecuencia se reduce cuando se aumenta la ganancia por encima del valor
exacto necesario para alcanzar el amortiguamiento objetivo para los PSS optimizados con F1 y
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Figura 7.6: Ganancia del PSS requerida para los polos intraplanta (λ1) e interárea (λ2) en los Casos 1
a 7 del sistema 3MIB.

F2. Este efecto empeoraría al añadir un PSS idéntico al generador #2. Las funciones F3 y F4

conducen a una subcompensación de fase en la frecuencia del modo intraplanta, impidiendo así
que los polos reduzcan su frecuencia para valores grandes de Ks.

La Fig. 7.7b muestra los lugares de los polos interárea del sistema 3MIB con PSS en el
generador #1 para los 7 escenarios. En las cuatro alternativas de sintonización dichos polos
se mueven en la dirección correcta pero el incremento de sus amortiguamientos relativos es
insu�ciente ya que este polo tiene que amortiguarse aún más habilitando el PSS también en el
generador #2, como se muestra en la Fig. 7.8b.

7.5.3. Ajuste del PSS en el generador #3

El PSS del generador #3 se sintonizó para amortiguar el polo interplanta en los siete esce-
narios del sistema 3MIB. Como los polos a amortiguar están relativamente próximos entre sí en
el plano complejo, el problema de optimización se resolvió utilizando F1 (optimización de fase
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Figura 7.7: Lugares de las raíces del sistema 3MIB con PSS en el generador #1 para los 7 escenarios.

únicamente), con la restricción adicional de que la compensación de fase máxima se proporciona
en 25 rad/s (como en la Sección 6.3.2). Como resultado, se obtuvo un único bloque de adelanto
de fase con Tn1 = 0,1613 s y Td1 = 0,0081 s, y Ks3 = 7,97 pu para Tw = 10 s.

Los polos interplanta (en torno a 8 rad/s) alcanzan el amortiguamiento mínimo ξc = 15%
para los siete escenarios con PSS en el generador #3, como se muestra en la Figura 7.8a. Los
ceros de ∆ωr3(s)/∆Vr3(s) cerca de los polos interárea impiden que el PSS en el generador #3
amortigüe esos polos más allá de ξc en todos los escenarios, por lo que los PSS en los generadores
#1 y #2 son los responsables de amortiguar este polo. El polo intraplanta (alrededor de 9 rad/s)
no se ve in�uido por el PSS del generador #3.

La Fig. 7.8b muestra los lugares de los polos electromecánicos del sistema 3MIB con PSS en
los tres generadores para los 7 escenarios, con una vista ampliada en la región del polo interárea.
Los parámetros de los PSS en los generadores #1 y #2 son los obtenidos con F4 y mostrados
en la Tabla 7.7. Todos los polos alcanzan el mínimo amortiguamiento relativo ξc = 15% y sus
frecuencias no caen por debajo de los valores iniciales para las ganancias de PSS seleccionadas.

7.5.4. Análisis de sensibilidades

Se realizó un análisis de sensibilidad para observar el efecto de la modi�cación de los valores
de los factores de ponderación en la sintonización resultante del PSS y, por tanto, en los polos
del sistema compensado. Los valores de los factores de ponderación utilizados en los casos de
estudio se eligieron de forma que se pusiera de mani�esto dicho efecto y se pudieran comparar
los resultados obtenidos con diversas funciones objetivo.

Se presenta a continuación el efecto de la modi�cación de los factores de ponderación αG y
αR en los polos del sistema 3MIB compensado.

Efecto de αG en la optimización simultánea de fase y ganancia

La sintonización del PSS en el generador #1 se optimizó utilizando la función F2 (optimi-
zación simultánea de fase y ganancia) con αG igual a 0 (optimización de fase únicamente), 1, 2
(utilizado para producir los resultados de las Secciones 7.4 y 7.5) y 4.

La Fig. 7.9a muestra los lugares de los polos intraplanta e interplanta para los siete escenarios
del sistema 3MIB con un PSS instalado sólo en el generador #1. El amortiguamiento relativo del
polo intraplanta aumenta excesivamente y su frecuencia se reduce cuando se aumenta la ganancia
por encima del valor exacto necesario para alcanzar el amortiguamiento objetivo para los PSS
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Figura 7.8: Lugares de los polos electromecánicos del sistema 3MIB para los 7 escenarios.

optimizados con F2. Este efecto negativo se ampli�ca a medida que aumenta αG.
La Fig. 7.9b muestra los lugares de los polos interárea del sistema 3MIB con PSS en el

generador #1 para los 7 escenarios. En las cuatro alternativas de sintonización los polos interárea
se mueven en la dirección correcta. Sin embargo, la frecuencia se reduce indeseablemente para
valores de αG iguales a 2 y 4.

(a) Polos intraplanta e interplanta. (b) Polos interárea.

Figura 7.9: Lugares de las raíces del sistema 3MIB con PSS en el generador #1 optimizado con F2 para
varios valores de αG para los 7 escenarios.

Efecto de αR en la optimización simultánea de fase y DGR

La sintonización del PSS en el generador #1 se optimizó utilizando la función F4 (optimiza-
ción simultánea de fase y DGR) con valores de αR iguales a 0 (optimización de fase solamente),
5, 10 (utilizado para producir los resultados de las Secciones 7.4 y 7.5) y 20.

La Fig. 7.10 muestra los lugares de los polos electromecánicos para los siete escenarios del
sistema 3MIB con un PSS instalado sólo en el generador #1. Los resultados para αR igual a
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5, 10 y 20 son próximos entre sí. El amortiguamiento relativo del polo intraplanta aumenta
excesivamente y su frecuencia se reduce para αR = 0, lo que corresponde a la optimización de la
compensación de fase únicamente. La relación de amortiguamiento del polo intraplanta tiende a
la relación de amortiguamiento objetivo (ξc = 15%) a medida que aumenta αR.

(a) Polos intraplanta e interplanta. (b) Polos interarea.

Figura 7.10: Lugares de las raíces del sistema 3MIB con PSS en el generador #1 optimizado con F4 para
varios valores de αR para los 7 escenarios.

7.6. Conclusiones

La metodología propuesta permite aplicar e�cazmente el método DNP para el ajuste auto-
mático de la fase y la ganancia del PSS con el �n de amortiguar simultáneamente polos electro-
mecánicos de distinta naturaleza y para diversos escenarios de operación.

La optimización únicamente de la compensación de fase del PSS en el sistema sintético condu-
jo a una ganancia dinámica aceptable, con un valor moderado de DGR. Sin embargo, el sistema
sintético permite encontrar un valor mínimo de ganancia PSS que garantice la amortiguación
satisfactoria sólo de los polos electromecánicos de alta frecuencia. La ganancia �nal del PSS debe
de�nirse utilizando un sistema multimáquina completo para veri�car el amortiguamiento de los
polos interárea.

La acción amortiguadora del PSS a bajas frecuencias electromecánicas puede mejorarse con-
siderando la DGR como un atributo del PSS a optimizar. Una DGR baja reduce los posibles
efectos adversos del PSS a altas frecuencias a costa de mayores desviaciones de la IPC.

En el sistema 3MIB, la optimización simultánea de la fase y la DGR (permitiendo mayores
desviaciones de la IPC a altas frecuencias electromecánicas) del PSS produjo la mejor compen-
sación porque condujo a una ganancia del PSS moderada, una DGR baja y una compensación
de fase similar a la obtenida en el sistema sintético.

Los resultados muestran que centrar la compensación de avance de fase del PSS en una
frecuencia superior a la frecuencia electromecánica máxima evita el amortiguamiento excesivo y
el cambio de frecuencia de los polos de alta frecuencia, reduce la sobrecompensación de fase a
bajas frecuencias y conduce a una DGR más baja. Asimismo, se demuestra que los requisitos
de compensación de fase del sistema sintético ya conducen a un valor aceptable de DGR, en
comparación con el sistema multimáquina.



Capítulo 8

Amortiguamiento de oscilaciones en
máquinas síncronas virtuales

Resumen

Este capítulo presenta los resultados de la aplicación del DNP para determinar la ganancia y
la compensación de fase de un controlador POD instalado en un recurso basado en un inversor
formador de red (GFM). El DNP es un método de diseño de respuesta en frecuencia en lazo
abierto con una capacidad incorporada de asignar un par de polos complejos del sistema en lazo
cerrado en un proceso no iterativo de dos pasos. El GFM se modela como una máquina síncrona
virtual (VSM) y se analizan PODs que realimentan la velocidad angular virtual de la VSM a las
señales de referencia de potencia activa y de tensión. Dado que el DNP es un método basado en
funciones de transferencia, se propone un enfoque para obtener las matrices de entrada y salida
del modelo de espacio de estados cuando sólo puede calcularse la matriz de estados debido a una
limitación del software de modelado y simulación.

8.1. Introducción

Síntesis

Los sistemas de eléctricos de potencia están experimentando una rápida transición hacia
una proporción relativamente alta de recursos no tradicionales basados en inversores (IBRs),
incluida la generación eólica y solar fotovoltaica, y los sistemas de almacenamiento de energía en
baterías [79]. En la actualidad, la mayoría de los IBRs comerciales funcionan como seguidores de
red (GFL) que sincronizan su salida de corriente con el ángulo de tensión de la red mediante un
lazo de seguimiento de fase (PLL). Por tanto, se limitan a seguir el ángulo/frecuencia de la red
y no controlan activamente su frecuencia. Por el contrario, una fuente formadora de red (GFM)
controla activamente la frecuencia y la magnitud de su tensión de salida, y actualmente se utiliza
generalmente en con�guraciones de microrredes [80].

Existen varias estrategias de control GFM, incluyendo el control de droop, máquina síncrona
virtual (VSM), y el control del oscilador virtual [81]. Sin embargo, bajo ciertas condiciones,
todas las estrategias de control mencionadas son equivalentes en pequeña señal [82]. Pronto se
espera que la tecnología de control GFM sea lo su�cientemente madura como para integrarse
masivamente en los sistemas de potencia a gran escala [79].

Los impactos de los IBRs en la estabilidad de pequeña señal del sistema eléctrico pueden ser
grandes o pequeños, y su presencia puede ser bene�ciosa o perjudicial. Esto depende de varios
factores, como la penetración global de los IBRs en el sistema, el tipo de controles aplicados,
la topología y la potencia de la red, y las condiciones de funcionamiento [20]. En este capítulo
se investiga la sintonización óptima de los controladores de amortiguación de oscilaciones de
potencia (PODs) aplicados a una VSM mediante la modulación de la magnitud y el ángulo de
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la tensión terminal del IBR.
Ya se han estudiado diferentes señales de entrada del POD, por ejemplo, el ángulo de tensión

de la VSM [83], la velocidad del rotor virtual [84], y la diferencia entre la medición de la frecuencia
de red y la velocidad del rotor virtual calculada [85]. Además, en la práctica se utilizan distintos
métodos para de�nir los requisitos de compensación de fase de los PODs y los PSS, como los
métodos clásicos de función de transferencia de Bode [39] y de Nyquist [49], y el método de los
residuos [29]. Estos métodos estiman los requisitos de compensación de fase y también pueden
aplicarse para sintonizar los PODs de un IBR GFM. Sin embargo, no determinan directamente
la ganancia óptima para garantizar la relación de amortiguamiento deseada. Generalmente, los
controladores GFM se sintonizan utilizando algoritmos de inteligencia arti�cial [86] y el método
de los residuos [83], entre otros.

Contribuciones

Las principales contribuciones de este capítulo son las siguientes:

Se demuestra que las fórmulas analíticas del método DNP pueden aplicarse para optimizar
los parámetros de control del POD en un IBR GFM con el �n de alcanzar un amortigua-
miento relativo objetivo.

Dado que el DNP es un método basado en funciones de transferencia, se propone un enfoque
para obtener las matrices de entrada y salida del modelo de espacio de estados en los casos
en los que sólo se puede obtener la matriz de estados a partir del software de modelado. A
continuación, se utiliza el modelo espacio-estado para obtener las funciones de transferencia
a estabilizar por los PODs diseñados con el método DNP.

Organización

El resto de este capítulo se organiza como sigue. En la Sección 8.2 se presenta el método
propuesto para derivar el modelo de espacio de estados. El modelo VSM analizado y los contro-
ladores POD se describen en la Sección 8.3. En la Sección 8.4 se describe el modelo del banco
de pruebas. La Sección 8.5 presenta los resultados de la sintonización de los controladores POD
aplicando el método DNP a un sistema de prueba de tres máquinas. Las conclusiones se resumen
en la Sección 8.6.

8.2. Modelo entrada-salida

Sea el comportamiento lineal del sistema alrededor de un punto de operación {x0, u0, y0}
descrito por

sx = Ax+ bTu, y = cx, (8.1)

donde b y c son los vectores de entrada y salida, respectivamente, A es la matriz de estado, y
x es el vector de N estados. La función de transferencia de la entrada u(s) a la salida y(s) es
G(s) = c(sI−A)−1bT , donde I es una matriz identidad N ×N .

En esta sección se propone un método para calcular los vectores b y c en los casos en que sólo
se dispone de la matriz de estado A. El procedimiento comprende los dos pasos que se describen
a continuación para un sistema SISO y puede extenderse a un sistema con cualquier número de
variables de entrada y salida.

8.2.1. Primer paso: Edición del modelo

El modelo original se modi�ca para asociar u e y a dos variables de estado adicionales xi
y xj , respectivamente. Estos estados se eliminan del modelo en el segundo paso. En este paso,
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los �ltros de medición de primer orden descritos por (8.2) y (8.3) se conectan a las señales de
entrada y salida, respectivamente, como se muestra en la Fig. 8.1:

ẋi =
−1

Tm
xi +

1

Tm
u′, con xi = u, (8.2)

ẋj =
−1

Tm
xj +

1

Tm
y, con xj = y′, (8.3)

donde Tm es la constante de tiempo de �ltrado, u′ es la entrada del �ltro de medición de entrada
y y′ es la salida del �ltro de medición de salida. Estrictamente bastaría con conectar las señales
de salida y entrada a bloques integradores puros. Sin embargo, aquí se utilizan �ltros de medición
para darle un sentido práctico.

Original
Model ௠

ᇱ
௝

௠

௜

Figura 8.1: Modi�cación del modelo original para extraer la representación espacio-estados.

8.2.2. Segundo paso: Posprocesamiento del modelo linealizado

La ecuación linealizada del sistema modi�cado es

ẋ′ = A′x′. (8.4)

Los elementos i-ésimo y j-ésimo de x′ son las variables de estado de los �ltros de entrada
y salida, respectivamente. Las matrices cuadradas A y A′ tienen tamaños N × N y N ′ × N ′,
respectivamente, con N ′ = N + 2 (los estados adicionales corresponden a los dos �ltros de
medición). Los elementos de x′ y A′ se muestran en (8.5), que se ha ordenado de forma que
i = N + 1 y j = N + 2.


ẋ1
...
ẋN
ẋN+1

ẋN+2

 =


a1,1 . . . a1,N a1,N+1 a1,N+2
...

. . .
...

...
...

aN,1 . . . aN,N aN,N+1 aN,N+2

0 . . . 0 −1/Tm 0
1/TmaN+2,1 . . . 1/TmaN+2,N 1/TmaN+2,N+1 −1/Tm




x1
...
xN
xN+1

xN+2

 (8.5)

De (8.2)�(8.5) sigue que:

El vector de entrada b corresponde a la i-ésima columna de A′ de la que se eliminan los
elementos i-ésimo y j-ésimo.

El vector de salida transpuesto cT /Tm corresponde a la j-ésima �la de A′ de la que se
eliminan los elementos i-ésimo y j-ésimo.

La matriz de estado del sistema original es igual a A′ después de eliminar sus columnas y
�las i-ésimas y j-ésimas.

El modelo de espacio de estados resultante del sistema original se describe mediante (8.6) y
(8.7).  ẋ1...

ẋN

 =

a1,1 . . . a1,N
...

. . .
...

aN,1 . . . aN,N


x1...
xN

+

a1,N+1
...

aN,N+1

u (8.6)

y =
[
aN+2,1 . . . aN+2,N

] [
x1 . . . xN

]T
(8.7)
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8.3. Máquina sincrónica virtual

El IBR se modela como una fuente de tensión ideal con tensión ũt = ur + jui, y corriente
terminal ir + jii. Las salidas de potencia activa y reactiva del IBR Pt y Qt, respectivamente, se
calculan como:

Pt = urir + uiii , (8.8)

Qt = uiir − urii. (8.9)

El IBR se controla por una VSM que emula el comportamiento electromecánico de una
máquina síncrona:

ωr =
1

Tas
(Pr − Pt −D∆ωr) , (8.10)

θr =
ω0

s
ωr, (8.11)

donde Ta, Pr, D y ω0 son la constante de tiempo de aceleración, la referencia de potencia activa,
el coe�ciente de amortiguamiento y la frecuencia nominal, respectivamente.

La tensión de salida de la VSM es ũVSM = uVSM∠θr = uVSM,r + juVSM,i. La magnitud uVSM
está controlada por un regulador automático de tensión de la forma

uVSM = Ka

[
ur −

1

1 + sTr
ut

]
, (8.12)

siendo ur la consigna de tensión del regulador. Las componentes activa y reactiva de la caída de
tensión sobre una impedancia virtual algebraica se calculan como

∆uVI,r = rvir − xvii, (8.13)

∆uVI,i = rvii + xvir, (8.14)

donde rv es la resistencia y xv la reactancia de la impedancia virtual. La tensión terminal de la
fuente IBR se calcula �nalmente como ũt = ũVSM − (uVI,r + juVI,i).

8.3.1. Controles de amortiguamiento de oscilaciones

Las funciones de transferencia de las plantas estabilizadas por el POD-A y el POD-V son
GA(s) = Pr(s)/ωr(s) y GV (s) = ur(s)/ωr(s), respectivamente. La señal de salida del POD-A
se suma con signo negativo a la referencia de potencia activa. De este modo, un aumento de la
velocidad virtual se compensa con una reducción de la potencia de referencia de la VSM. La
señal de salida del POD-V se suma con signo positivo a la referencia de tensión, de modo que
cuando aumenta la velocidad virtual, aumentan la tensión de carga y también su consumo de
potencia activa, con lo que se produce un efecto frenante.

8.4. Sistema de pruebas

8.4.1. Descripción

Para validar el método de derivación de la función de transferencia propuesto y evaluar la
sintonización de PODs se utiliza el sistema de pruebas de la Fig. 8.2. El mismo comprende
un modelo de red equivalente en la barra #1 conectada a la barra #2 a través de una línea
de impedancia 1,25 + j12,5 pu en base 1560 MVA. La red equivalente está representada por
un modelo de máquina síncrona clásica con reactancia subtransitoria de 0,2 pu y constante de
tiempo de inercia de 5 s en una base de 1827,25 MVA. El consumo de potencia activa de las
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Figura 8.2: Sistema de pruebas con resultados del �ujo de potencia.

cargas es 100% I-constante, mientras que el de potencia reactiva es 80% Z-constante y 20%
I-constante.

Un generador síncrono (SG) de 1040 MVA está conectado a la barra #3, siendo sus modelos
dinámicos de máquina sincrónica y de AVR-excitatriz los de la Sección 4.3 [87]. El SG está equi-
pado con un PSS basado en la velocidad del rotor que estabiliza la planta GSG(s) = −ωrSG/VrSG,
donde VrSG es la referencia del AVR y ωrSG es la velocidad del rotor del generador síncrono. Se
considera la siguiente función de transferencia del PSS HSG(s), que se calculó en la Sección 7.4
aplicando el DNP al modelo del sistema sintético:

HSG(s) = 7
s10

1 + s10

(1 + s0,154)3

(1 + s0,65)(1 + s0,01)2
. (8.15)

Los transformadores elevadores tienen una tensión de cortocircuito del 10% y la potencia
nominal de sus respectivas unidades generadoras. La unidad IBR conectada a la barra #4 se
representa con el modelo de VSM siendo sus parámetros:

Sn = 520 MVA, ω0 = 2π50 Hz, Ta = 5 s, D = 2 pu,
Ka = 0,5 pu, Tr = 0,02 s, rv + jxv = (0,02 + j0,20) pu.

8.4.2. Cálculo de la función transferencia

Se añaden �ltros de medición a las señales Pr, ur y ωr VSM del modelo no lineal del sistema
de prueba. El software de modelado utiliza un método de perturbación [88] para linealizar el
modelo y obtener A′.

En la Fig. 8.3 se comparan los diagramas de Bode de ωr/Pr calculados con los modelos lineal
y no lineal. Una simulación en el dominio del tiempo se lleva a cabo mediante la inyección de una
señal de Fourier en la señal de entrada. La señal de Fourier resulta de la suma de componentes
sinusoidales de frecuencias dentro del rango de interés y su derivada temporal en el tiempo inicial
es cero. La respuesta en frecuencia del modelo no lineal se obtiene entonces a partir del cociente
de las Transformadas Rápidas de Fourier de las señales de salida y de entrada. Las curvas son
similares, las pequeñas diferencias se atribuyen al uso de modelos diferentes para obtenerlas.

8.4.3. Autovalores del sistema sin POD

La Fig. 8.4 muestra los autovalores del sistema sin POD para tres valores de la ganancia Ks

del PSS. El sistema sin PSS tiene dos autovalores inestables.
La Tabla 8.1 presenta las sensibilidades de los polos a cambios en las ganancias del PSS y

del POD para el sistema con PSS (Ks = 7 pu) y PODs no compensados. Por un lado, el polo
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Figura 8.3: Diagramas de Bode de ωr/Pr sin PODs.
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Figura 8.4: Autovalores de frecuencias electromecánicas para el sistema sin POD considerando tres valores
de la ganancia Ks del PSS.

de 2,42 rad/s es más sensible a la ganancia del PSS que a las ganancias de los PODs, siendo
la sensibilidad a la ganancia del POD-V visiblemente inferior a las demás. Por otro lado, las
sensibilidades del polo 9,37 rad/s a las ganancias de los tres controladores son comparables. Por
lo tanto, la ganancia del PSS se ajusta en el doble de su valor original (�jado en 14 pu) para que
el polo de 2,42 rad/s alcance un amortiguamiento relativo superior al 15%.
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Tabla 8.1: Sensibilidades de los polos.

Sensibilidad*

Polo PSS POD-A POD-V

−0,25 + j9,37 0,31∠− 18,2◦ 0,46∠6,5◦ 0,23∠− 58,6◦

−0,21 + j2,42 0,72∠− 11,6◦ 0,23∠11,3◦ 0,05∠87,8◦

(*) Los ángulos se miden entre el eje real negativo y la recta entre el origen y el polo.

8.5. Diseño del control de amortiguamiento del GFM

Se aplica el método DNP para diseñar los PODs con el �n de amortiguar aún más el polo
electromecánico interplanta λ = −0,64 + j9,44 (ξ1 = 6,8%). El objetivo del ajuste de los PODs
es desplazar λ a λc, que tiene una relación de amortiguamiento ξc = 15% y la misma frecuencia
amortiguada que λ. Se considera que C(s) está formada por P bloques idénticos de primer orden
conectados en serie (con el máximo adelanto de fase �jado en 4 Hz), y Tw = 10 s.

8.5.1. Diseño del POD

El ángulo de GAW (λc) es 172,0◦, por lo tanto CA(s) se diseña para compensar ϕcA = −8,0◦

en λc utilizando un solo bloque de fase con constantes de tiempo TnA = 0,032 s y TdA = 0,048 s.
El punto del sistema compensado GAWCA(λc) se encuentra en −0,1 + j0, exactamente en 180◦

como se muestra en la Fig. 8.5. La ganancia del POD-A calculada a partir de (2.46) es, por tanto,
KsA = 10,0 pu.
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GAW(λc)
GAWCA(λc)

Figura 8.5: Diagramas de Nyquist amortiguados de los sistemas sin y con compensación de fase para
CA(s).

El ángulo de GVW (λc) es 113,2◦, por lo que CV (s) se diseña para compensar ϕcV = +66,8◦

en λc utilizando dos bloques de adelanto de fase idénticos con constantes de tiempo TnV = 0,087 s
y TdV = 0,018 s. El punto del sistema compensado GVWCV (λc) se encuentra en −0,102 + j0,
exactamente en 180◦ (véase Fig. 8.6) y la ganancia del POD-V es, por tanto, KsV = 9,77 pu.

La Fig. 8.7 muestra los DNP para el sistema compensado con el POD-A y el POD-V. Se
comprueba que en ambos casos los puntos GAHA(λc) y GVHV (λc) se encuentran exactamente
en −1 + j0. Ambos DNP compensados cruzan el eje real negativo una sola vez, por lo que no
existe un límite superior para las ganancias del POD por encima del cual los polos en el rango
electromecánico reducirían su amortiguamiento por debajo del valor crítico (ξc). Sin embargo, se
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Figura 8.6: Diagramas de Nyquist amortiguados de los sistemas sin y con compensación de fase para
CV (s).

muestra en [84] que ganancias relativamente grandes combinadas con constantes de tiempo bajas
en un POD realimentando la velocidad angular virtual puede conducir a inestabilidad transitoria.

������ �����

�����

GAWCAKsA(λc)
GVWCVKsV(λc)

Figura 8.7: Diagramas de Nyquist amortiguados del sistema con POD-A y POD-V.

La Fig. 8.8 muestra los lugares de las raíces del sistema con el POD-A y el POD-V. En ambos
casos se comprueba que el polo de 9,44 rad/s alcanza un amortiguamiento de 15% y los PODs
tienen una in�uencia relativamente pequeña en el polo de 2,42 rad/s. Además, la trayectoria del
polo de 9,44 rad/s cruza la línea ξc constante una sola vez, tal como predicen los cruces únicos
del eje real de los DNP de la Fig. 8.7.

La Fig. 8.9 compara los diagramas de Bode amortiguados de los controladores CAKsA(s) y
CVKsV (s) de los POD-A y -V, respectivamente. Los requisitos de compensación de fase del DNP
coinciden con los de las sensibilidades de la Tabla 8.1. El POD-V tiene una ganancia dinámica
mayor (23,2 dB o 14,4 pu) en λc que el POD-A (19,7 dB o 9,7 pu).

8.5.2. Respuesta dinámica al escalón

Se aplicó un aumento en forma de escalón del 10% en la referencia de potencia activa del
VSM durante 100 ms. La Fig. 8.10 muestra las trayectorias de las variables terminales del IBR
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Figura 8.8: Lugares de las raíces del sistema compensado con el POD-A (izquierda) y el POD-V (derecha).
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Figura 8.9: Diagramas de Bode amortiguados de los controladores CAKsA(s) y CVKsV (s) del POD-A y
el POD-V, respectivamente.

y la salida del POD para las simulaciones en el dominio del tiempo sin y con POD-A y POD-V.
La variación de la potencia activa de salida del IBR con los PODs A y V es similar. Como era de
esperar, las oscilaciones se amortiguan más rápidamente con POD que sin POD. Las trayectorias
de la potencia reactiva terminal y la tensión del IBR muestran diferencias signi�cativas, siendo
que el POD-A consigue una mejor respuesta transitoria en comparación con el POD-V.

Los esfuerzos de control (integral de las señales de salida al cuadrado) para el POD-A y el
POD-V son de 4e−5 pu2.s y 18e−5 pu2.s, respectivamente. Por lo tanto, el esfuerzo de control
del POD-V es 4,9 veces mayor que el del POD-A.

8.6. Conclusiones

En este capítulo se analiza la e�cacia del método DNP para la optimización del ajuste de
fase y ganancia de PODs SISO utilizando diferentes lazos estabilizadores. Se presenta un método
novedoso para derivar el modelo SISO de espacio de estados.
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Figura 8.10: Respuesta a un escalón de 10% durante 100 ms en la referencia Pr del VSM.

Los resultados de las simulaciones indican que tanto el POD-A como el POD-V son e�caces
para amortiguar las oscilaciones electromecánicas en un sistema en el que el IBR GFM está
integrado con generadores síncronos. Entre ambos PODs, el POD-V requiere un mayor esfuerzo
de control para alcanzar el mismo amortiguamiento relativo del polo crítico.

El DNP compensado en torno a las frecuencias electromecánicas cruza el eje real una sola
vez, por lo que no existe un límite máximo de ganancia del POD por encima del cual se pueda
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desestabilizar otro polo en el mismo rango de frecuencias.
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Capítulo 9

Antecedentes sobre la fortaleza de red

Resumen

Este capítulo resume los conceptos utilizados en la Parte II del informe. Ofrece una introduc-
ción de alto nivel a los principios fundamentales relativos a la fortaleza de la red, incluidas las
de�niciones, los tipos de tecnologías de generación y los factores que la afectan. Se presenta el
índice de fortaleza de red que se utiliza en los capítulos siguientes para optimizar las medidas de
mitigación en el contexto de la plani�cación a largo plazo del sistema eléctrico. Los contenidos
se han extraído principalmente de [89�91].

9.1. Introducción

Tradicionalmente, la generación convencional basada en máquinas síncronas se ha encargado
de formar la red eléctrica, es decir, de energizarla y de�nir las formas de onda (en frecuencia y
magnitud) de las tensiones en las barras del sistema.

Las vías de descarbonización acelerada para alcanzar los objetivos de cero emisiones netas en
los sistemas eléctricos y energéticos introducen una amplia gama de tecnologías conectadas a la
red a través de dispositivos de electrónica de potencia [21]. Estos recursos basados en inversores
(IBRs), como la generación eólica y solar fotovoltaica (PV) y los sistemas de almacenamiento
de energía en baterías (BESS), están desplazando a los equipos síncronos que tradicionalmente
garantizaban la operatividad de la red [91, 92]. La gran mayoría de los IBRs actualmente en ser-
vicio, incluidos los convertidores HVDC conmutados por línea, utilizan controles de seguimiento
de red (GFL) concebidos para funcionar en condiciones de red fuerte [93], y necesitan una fuente
externa que establezca su forma de onda de tensión terminal.

Los IBRs GFL inyectan potencia activa y reactiva a la red actuando como fuentes de corriente.
La �exibilidad de los convertidores de potencia permite emplear varias funciones de control que
mejoran la con�abilidad de la red, como el estatismo frecuencia-potencia y la inercia virtual.
Estos servicios complementarios de los inversores GFL se utilizan en plantas a gran escala para
aplicaciones solares PV y eólicas. A pesar de su �exibilidad, los inversores GFL dependen de
la existencia de una red fuerte; no pueden formar una red por sí mismos, y son incapaces de
proporcionar servicios de resiliencia en forma de arranque en negro [94].

En este escenario, el desarrollo masivo de IBRs GFL sólo puede lograrse con la ayuda de
tecnologías facilitadoras adecuadas.

El resto de este capítulo se organiza como sigue. En la Sección 9.2 se describen en más
detalle las características relevantes de los IBRs GFL. En la Sección 9.3 se de�ne el concepto de
fortaleza de red, se presentan los principales problemas relacionados y se introducen los índices
de monitoreo. La Sección 9.4 presenta las medidas de mitigación existentes. En la Sección 9.5 se
describe la perspectiva de plani�cación a largo plazo del problema seguida en los Capítulos 10
a 12.
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9.2. IBRs seguidores de red

Los IBRs GFL regulan su potencia de salida midiendo el ángulo de la tensión de red mediante
un lazo de bloqueo de fase (PLL), como se muestra en el circuito simpli�cado de la Fig. 9.1.
Por lo tanto, no pueden funcionar sin una tensión de red ya existente. Se limitan a seguir el
ángulo/frecuencia de la red y no controlan activamente su frecuencia de salida. La sincronización
con la tensión de red existente y la inyección de corrientes se ejecutan de tal manera que la
posición angular de las corrientes (componentes activas y reactivas) sigue la tensión de red. Se
utiliza ampliamente la regulación de la corriente con controladores PI en componentes dq en el
lazo de control interno [95].

௟௔௥௚௘

PoC
PLL

Figura 9.1: Diagrama simpli�cado del modelo de un IBR con controladores GFL.

En los lazos de control externos más lentos se regulan la potencia activa y reactiva y, a
veces, la magnitud de la tensión. Al hacerlo, se pueden utilizar droops adicionales para activar
características operativas, como las características Q(V ) o P (f). Sólo cuando se detecta una
falla en la red, los controles más avanzados activan un modo de operación ante fallas (fault-ride-
through o FRT), en el que la tensión se regula con una respuesta proporcional rápida de corriente
reactiva en el lazo exterior, tal como exigen muchos códigos de red actuales. Mediante una ligera
mejora del concepto de control, este control proporcional rápido de la tensión puede activarse en
funcionamiento continuo. Se puede añadir un modo de control sensible a la frecuencia o un modo
sensible a la frecuencia limitado en el lazo exterior para ajustar la referencia del controlador de
potencia activa [95].

Los IBRs GFL, a menudo instalados en lugares remotos, suelen carecer de la fortaleza de red
procedente de grandes generadores síncronos. Incluso si tales generadores están cerca, muchos,
especialmente los alimentados con combustibles fósiles, podrían no ser despachados debido a los
altos costos de funcionamiento o a las iniciativas para reducir las emisiones de carbono. Luego, la
industria energética debe encontrar métodos avanzados para afrontar los retos de esta transición
tecnológica.

A diferencia del funcionamiento en paralelo con la red que se busca en los grandes sistemas,
el control del funcionamiento en isla hoy en día suele ser un control V/f con frecuencia constante
(ángulo de fase de tensión constante) ajustado por un oscilador. El control V/f forma la tensión
de una red aislada, pero (sin más medidas) no está diseñado para funcionar en paralelo con
otras fuentes formadoras de tensión en grandes sistemas. Las estrategias GFM combinan las
características de funcionamiento en paralelo y en isla para formar la tensión de la red, al tiempo
que pueden sincronizarse y funcionar de forma �exible con otras unidades formadoras de red. Se
espera que con las estrategias de control GFM, los sistemas eléctricos de cualquier tamaño (desde
pequeñas redes aisladas hasta grandes sistemas eléctricos interconectados) puedan mantener un
funcionamiento estable incluso con una elevada proporción de unidades conectadas a través de
electrónica de potencia, pudiendo alcanzar el 100% [95].

9.3. De�nición de la fortaleza de red

El término �fortaleza de red� abarca aspectos que afectan a la operatividad del sistema eléc-
trico, como la estabilidad, la protección y la calidad de la energía. Más allá de las cuestiones
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técnicas, la disminución de la fortaleza del sistema también afecta a la regulación, la economía
y los objetivos medioambientales, especialmente con el aumento de los objetivos de energía lim-
pia. El cambio del sector eléctrico hacia las energías renovables exige comprender los problemas
de fortaleza del sistema para garantizar la estabilidad en medio de una dinámica cambiante de
generación. Para predecir y gestionar los problemas de fortaleza del sistema, es esencial dis-
poner de herramientas adecuadas de modelado y supervisión, y el modelado EMT de sistemas
interconectados es vital para realizar predicciones precisas [91].

La capacidad de los equipos del sistema eléctrico para funcionar de forma estable, y para
que el sistema en su conjunto se recupere intacto de perturbaciones importantes, depende de la
�fortaleza� eléctrica del sistema en el punto en el que están conectados los equipos. Intuitivamente,
los sistemas �más fuertes� son más tolerantes a las variaciones y perturbaciones que se producen
en las plantas conectadas y se recuperan más fácilmente de perturbaciones importantes como
fallas y desconexiones repentinas de equipos.

La capacidad de mantener todas las centrales en sincronismo así como alcanzar un control
estable de la frecuencia y la tensión depende de la interacción entre las características de la red
y las de las centrales conectadas.

La relación de cortocircuito (SCR) en el j-ésimo nodo al que se conecta un IBR se de�ne
como la relación entre el nivel de potencia de cortocircuito disponible S′′

j y la potencia activa
nominal de salida P ′′

j del IBR [89, 96]:

SCR =
S′′
j

P ′′
j

(9.1)

La mayoría de los diseños de inversores actualmente en uso requieren un SCR mínimo en
su punto de conexión a la red para un funcionamiento estable. La de�nición básica del SCR
proporciona una métrica simpli�cada para evaluar la capacidad del IBR para soportar condiciones
de baja fortaleza del sistema.

Se han propuesto varios métodos de cálculo del SCR agregado que tienen en cuenta el impacto
de los IBRs cercanos. En tales circunstancias, el nivel de cortocircuito debe �compartirse� entre
las instalaciones IBR, teniendo en cuenta las características eléctricas de la red de transmisión
que las interconecta. Los niveles bajos de cortocircuito suelen corresponder a condiciones débiles
del sistema. Esto puede ocurrir en zonas localizadas de una red (incluso en puntos de conexión
únicos) o en todo el sistema. Los sistemas débiles pueden caracterizarse por una alta sensibilidad
de la magnitud y el ángulo de la tensión a los cambios en el �ujo de potencia activa y reactiva.

La inercia del sistema representa la capacidad de almacenamiento de energía cinética disponi-
ble en el sistema eléctrico, que actúa intrínsecamente para resistir los cambios de frecuencia. Los
sistemas eléctricos con gran inercia son menos susceptibles a grandes cambios de frecuencia tras
la pérdida intempestiva de generación o carga, mientras que los sistemas de baja inercia pueden
presentar una alta tasa de cambio de frecuencia y, en consecuencia, mayores desviaciones del
valor nominal. Tradicionalmente, a la inercia del sistema la han proporcionado los generadores
y condensadores síncronos y grandes cargas motoras, pero los IBRs con características de res-
puesta de frecuencia rápida (FFR) o capacidad de inercia mecánica (sintética) están empezando
a desempeñar un papel importante.

Un término alternativo para estas características es la rigidez, que es la tendencia de una plan-
ta a resistir automáticamente un cambio impuesto desde el exterior. En un sistema de corriente
alterna pueden distinguirse dos características principales de rigidez.

Rigidez de la magnitud de tensión. Se re�ere a la sensibilidad de la magnitud de tensión a
las perturbaciones en la red. Tiene una estrecha relación con el nivel de cortocircuito y la
relación de cortocircuito, que miden la impedancia equivalente de la red. Una impedancia
baja, o un nivel de cortocircuito alto, implica una mayor rigidez.



120 Capítulo 9. Antecedentes sobre la fortaleza de red

Rigidez del ángulo de tensión. Se re�ere a la capacidad de mantener las fases relativas de
las formas de onda de tensión de las barras, ya que de�nen los �ujos de potencia activa a
través de la red.

El concepto complementario de la rigidez es la �exibilidad, que es la tendencia a seguir un
cambio impuesto desde el exterior en lugar de resistirse a él. Todas las plantas conectadas a
la red requieren cierto grado de �exibilidad para que el sistema pueda pasar de un punto de
funcionamiento a otro cuando sea necesario. Equilibrar la rigidez y la �exibilidad es una tarea
de diseño fundamental para los controles de las plantas conectadas a la red.

9.3.1. Problemas de fortaleza de red

La fortaleza del sistema eléctrico y el soporte proporcionado por las máquinas síncronas y las
líneas de interconexión cercanas no son los únicos factores que determinan la estabilidad de un
IBR. El diseño y el ajuste de los sistemas de control del IBR desempeñan un papel igualmente
importante.

Los IBRs GFL tienen un comportamiento dinámico muy particular que puede dar lugar a
inestabilidades locales impulsadas por el propio convertidor [97]. Los problemas relacionados con
la penetración masiva de IBRs y la reducción de los generadores síncronos incluyen la falta de
robustez (especialmente durante eventos de sobrecorrientes extremadamente elevadas y caídas
masivas de tensión), fallas del PLL para seguir huecos de tensión muy profundos, fallas del modo
FRT e interacciones adversas [97].

Los IBRs GFL se acoplan mediante inversores de corriente controlada que suelen depender de
un PLL para mantenerse sincronizados con la componente fundamental de la forma de onda de
tensión y controlar la magnitud y la fase de la corriente de salida para inyectar potencia activa y
reactiva a la red. Durante las fallas, la depresión de la tensión y la forma de onda potencialmente
distorsionada pueden hacer que estos inversores pierdan sincronismo, lo que supone un reto a la
hora de intentar recuperarse rápidamente tras la eliminación de la falla [96].

Otro problema de los IBRs GFL es la posible necesidad de ralentizar intencionadamente
sus velocidades de inyección de corriente durante y después de las fallas en condiciones de baja
fortaleza del sistema (alta impedancia equivalente en sus terminales) [90]. Si la central no regula
adecuadamente su tensión terminal a medida que recupera su potencia activa después de una
perturbación, las protecciones de la central pueden funcionar de forma inadecuada y la central
no consigue atravesar la falla.

Las interacciones adversas entre múltiples centrales eléctricas se han experimentado durante
varias décadas, incluyendo condiciones de resonancia y de interacciones torsionales subsíncronas.
Estas interacciones suelen asociarse a determinadas condiciones de funcionamiento que pueden
estudiarse y mitigarse durante el diseño del proyecto. Las interacciones de control que involucran
varios IBRs suelen ser más complejas de identi�car y analizar que las relativas a las máquinas
síncronas, ya que la frecuencia a la que se producen puede variar sustancialmente, abarcando
los rangos de frecuencia subsíncronos y supersíncronos. Estas interacciones no se inician nece-
sariamente en situaciones de funcionamiento o interrupciones concretas, y pueden producirse
incluso en ausencia de perturbaciones [90]. La posibilidad de interacción entre dispositivos es
muy amplia. Los generadores basados en electrónica de potencia pueden interactuar entre sí, o
pueden interactuar con otros dispositivos electrónicos de potencia, como los enlaces HVDC, los
dispositivos FACTS, como los SVC o los STATCOM, o incluso con dispositivos no basados en
electrónica de potencia, como los condensadores en serie, los equipos de compensación en paralelo
y los generadores convencionales [96].

Los problemas de fortaleza de red también se observan en los sistemas HVDC multi-infeed,
en los que más de una línea HVDC converge en la misma zona eléctrica, y sus estaciones conver-
tidoras están eléctricamente próximas entre sí. Los fenómenos de interacción de mayor interés en
una red HVDC multi-infeed son la sobretensión transitoria, las fallas de conmutación, incluida
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la recuperación de fallas, la interacción armónica y la inestabilidad de la tensión fundamental, y
las interacciones de control [98].

Los principales factores que in�uyen en la fortaleza del sistema son:

Densidad de IBRs: concentración de varios IBRs próximos eléctricamente.

Escasez de unidades síncronas: falta de su�cientes máquinas síncronas en línea debido a su
retiro o a su exclusión del despacho económico.

Dispersión de la red: lejanía eléctrica de la zona en la que están conectados los IBRs, es
decir, cuán lejos están de los principales centros de generación y carga y lo mallada y/o
interconectada es esa zona de la red.

Los tres factores no necesariamente coinciden entre sí en los mismos momentos, pero cuando
lo hacen, los desafíos de fortaleza del sistema suelen ser mayores. Según cuáles y cuántos sean los
factores dominantes, las soluciones requeridas podrían ser diferentes. No hay ninguna solución
garantizada que funcione en todas las condiciones y la mejor manera de con�rmar la efectividad
de una solución propuesta es realizar simulaciones detalladas del sistema eléctrico centradas en
la aplicación prevista.

9.3.2. Índices de fortaleza de red

Se han de�nido varios indicadores para cuanti�car la fortaleza del sistema en el PoC de un
IBR, siendo el más utilizado el SCR. Sin embargo, el SCR no tiene en cuenta las potenciales
interacciones entre IBRs conectados eléctricamente cerca unos de otros. Por lo tanto, se de�-
nieron otros indicadores como la relación de cortocircuito ponderada (WSCR), la relación de
cortocircuito compuesta (CSCR) y la relación de cortocircuito efectiva (ESCR) [96]. De ellos,
solo el ESCR tiene en cuenta los acoplamientos eléctricos débiles entre IBRs [89].

En [99] se utiliza un modelo de �ujo de potencia como marco matemático para derivar el
factor de interacción de tensión nodal, que es un equivalente analítico del ESCR empírico para
pequeñas perturbaciones que permite un tratamiento riguroso de las interacciones de tensión en
sistemas HVDCmulti-infeed. El posible funcionamiento saturado en corriente de los convertidores
de potencia no se considera explícitamente en la formulación original del ESCR, pero es especial-
mente crítico en los análisis de cortocircuito, ya que varios convertidores podrían funcionar en
estas condiciones durante las fallas en la red [100]. La métrica de la impedancia de la fortaleza de
red [101] cuanti�ca la fortaleza del sistema independientemente del nivel de cortocircuito para el
rango de frecuencias de funcionamiento de los IBRs. Utiliza impedancias de múltiples entradas
y múltiples salidas vistas en terminales de los convertidores y se centra en la estabilidad de la
tensión de pequeña señal a corto plazo.

La inercia total (en GW.s) de una zona determinada también puede utilizarse para comple-
mentar el ESCR como medida de la fortaleza de red [102, 103].

No obstante lo anterior, el ESCR sigue siendo un índice e�caz para el monitoreo sistemático
de la fortaleza de red en aplicaciones en línea y en estudios de plani�cación para identi�car
condiciones con posibles problemas de operatividad del sistema eléctrico, como ya se detectó en
Texas [104] y Australia [102].

Relación de cortocircuito efectiva

Considérese la representación equivalente de múltiples fuentes conectadas a un sistema de
potencia de la Fig. 9.2. El cálculo del ESCR requiere cuanti�car el acoplamiento eléctrico entre
los IBRs GFL mediante la evaluación del cambio de tensión observado en una barra a la que
se conecta un IBR GFL cuando se aplica un cambio de tensión en otra barra de conexión de
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un IBR GFL. Para ello se de�ne el factor de interacción (IF), también conocido como factor de
interacción multi-infeed [98], como

IFjk =
∆uk
∆uj

, (9.2)

donde ∆uk y ∆uj son los cambios incrementales de tensión en las barras de AC de los conver-
tidores k y j, respectivamente, debidos a un cambio incremental de la potencia reactiva ∆Qj

inyectada en la barra j. Como se recomienda en [98], ∆Qj es la potencia reactiva incremental
necesaria para provocar un cambio incremental en la tensión de 1% del valor nominal (es decir,
0,01 pu). Las barras de conexión de IBRs eléctricamente alejadas tienen valores de IF cercanos
a cero, mientras que para las barras vecinas el IF es cercano a uno (IFjj = 1).

Figura 9.2: Representación equivalente de múltiples fuentes conectadas a un sistema eléctrico.

El ESCR en la j-ésima barra considerando la interacción de un número NIBR de IBRs GFL
es [89, 96, 98]

ESCRj =
S′′
j∑NIBR

k=1 IFjk · Pk

, (9.3)

donde Pk es la potencia nominal en MVA del IBR GFL conectado a la k-ésima barra, y S′′
j es

la potencia de cortocircuito trifásica subtransitoria en la j-ésima barra. En el denominador de
(9.3) sólo debe incluirse la potencia IBR GFL. Esto se hace porque las inyecciones de corriente
IBR GFL necesitan dispositivos externos que de�nan la forma de onda de tensión, sin los cuales
no puede garantizarse el correcto funcionamiento de los propios IBRs GFL.

La ecuación (9.3) también puede expresarse en términos de los elementos de la matriz de
impedancia Z de la red de Nbus barras a la que están conectadas las fuentes. La relación corriente-
tensión nodal viene dada por [96, 105]

ũ = Z̃i, (9.4)

donde ũ y ĩ son vectores columna de tensiones e inyecciones de corriente en barras, respectiva-
mente, y Z es una matriz Nbus×Nbus de impedancia de barras. En Z, Zii es la impedancia propia
de la i-ésima barra y Zij es la impedancia de transferencia entre las barras i-ésima y j-ésima.

Los cambios incrementales de tensión ∆uj y ∆ui, respectivamente, de las barras AC de los
convertidores j-ésimo e i-ésimo producidos por una inyección incremental de corriente ∆ii en la
barra AC del i-ésimo convertidor, pueden obtenerse como

∆ũj = Zji∆ĩi (9.5)

∆ũi = Zii∆ĩi (9.6)

Por lo tanto, los IFs pueden expresarse como

IFji =
∆uj
∆ui

=
∆Zji

∆Zii
. (9.7)

De (9.7), los IFs pueden calcularse a partir de los elementos de la matriz de impedancias de
la red. Sin embargo, como los programas comerciales de simulación no suelen proporcionar dicha
matriz al usuario, los IFs se obtienen numéricamente a partir de cálculos de cortocircuito.
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Aunque teóricamente todos las interacciones que in�uyen en la barra deberían incluirse en el
cálculo, es probable que incluir los IBRs con IFs inferiores a 0,15 y productos IFjk×Pk inferiores
a aproximadamente el 15% del valor Pj , sea demasiado pesimista ya que se estarían considerando
IBRs relativamente lejanos [98].

9.3.3. Bene�cios de los métodos de monitoreo de ESCR

Una metodología que utilice el ESCR suele anteceder estudios más detallados, y tiene los
siguientes bene�cios [98]:

1. Perspectiva: La metodología proporciona al plani�cador, con unos pocos cálculos, una idea
general de las posibles interacciones de las inyecciones de potencia de un IBR propuesto.
Como resultado, se obtiene una medida del deterioro del desempeño de la(s) inyección(es)
existente(s) y una medida del refuerzo del sistema de transmisión que puede ser necesario
para restaurar el desempeño de dicha(s) inyección(es).

2. Ubicación del inversor: La ubicación del inversor puede ser tal que minimice las interacciones
en los enlaces existentes cuando sea factible.

3. Normativa: La mayoría de las jurisdicciones exigen pruebas de que una nueva adición
no perjudicará a la transmisión existente. El uso del ESCR presenta una interpretación
relativamente sencilla e intuitiva de la situación y puede no requerir amplios conocimientos
técnicos para comprender complejos estudios detallados. Cabe señalar que el análisis no se
limita a la plani�cación de un nuevo IBR, sino que también podría aplicarse a situaciones
en las que una nueva línea HVac coloca IBRs existentes eléctricamente más cerca.

4. Modelado de elementos: el uso de modelos equivalentes lo hace más practico que la simu-
lación detallada en el dominio del tiempo.

5. E�ciencia del estudio: la metodología, especialmente en el cálculo de los IFs o de los pro-
ductos IFjk · Pk (en el caso de Pk diferentes), puede alertar sobre dónde sería prudente
realizar estudios más detallados.

6. Selección de parámetros del IBR: Algunos parámetros, como la elección de la compensa-
ción1, tienen un efecto directo en la interacción. La metodología ofrece una visión general
de los efectos de la modi�cación de parámetros sin la necesidad de un análisis detallado.

7. Funcionamiento: Una vez que el nuevo IBR esté operativo, el ESCR puede utilizarse para
ayudar a determinar las zonas de funcionamiento seguras e inseguras.

9.4. Tecnologías facilitadoras

Las opciones para mitigar los problemas asociados a las redes débiles incluyen [89]:

Condensador síncrono: suele ser la solución principal para los problemas de redes débiles
debido a sus diversos atributos estabilizadores, incluida la gran capacidad para suministrar
corriente de falla, el aumento de la inercia del sistema, la capacidad de inyección de potencia
reativa y el control automático de tensión, así como otras mejoras de la calidad de la energía.

Cambios en el control de la planta: En algunos casos, los cambios en el sistema o
sistemas de control de la planta pueden aliviar los problemas de red débil. Las constantes
de tiempo y las ganancias pueden ajustarse para reducir los riesgos de respuesta inestable.
Las estrategias de control de tensión, como el estatismo de reactivo, pueden utilizarse para
minimizar las interacciones de control entre centrales.

1La compensación de potencia reactiva en la propia barra se resta del numerador del ESCR [98]
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Cambios en el control del convertidor: En algunos casos, los cambios en los controles
de la electrónica de potencia, incluido el control de tensión terminal o las mejoras del PLL,
en los convertidores de generadores eólicos o solares PV pueden aliviar los problemas de red
débil. Estos cambios pueden consistir en modi�caciones de los valores de los parámetros de
control y/o de las estructuras de control. Estas modi�caciones pueden requerir esfuerzos
complejos de ingeniería, pero pueden evitar la necesidad de añadir equipos al proyecto.
No siempre los problemas de red débil pueden resolverse completamente con cambios en
el control del convertidor. En algunos casos, los cambios necesarios pueden suponer mo-
di�caciones signi�cativas y poco prácticas de los productos seleccionados. Estos cambios
pueden comprender la mejora de los controladores GFL existentes, o su conversión de GFL
a GFM, como se considera en el Capítulo 12.

Reducción de la capacidad de la planta o de la potencia de salida: El SCR
aumenta a medida que se reduce la capacidad o la producción; del mismo modo, cualquier
sensibilidad a la producción de potencia activa o reactiva se verá reducida por la reducción
de la capacidad o la producción de la central. Otras soluciones pueden ser más aplicables
en las fases de plani�cación; sin embargo, ésta puede ser la única solución viable a corto
plazo si se dan condiciones de red débiles en tiempo real o casi real.

Refuerzo de la transmisión: El refuerzo del sistema de transmisión (por ejemplo, cambio
de conductores de líneas, nuevos circuitos de transmisión, transformadores nuevos o más
grandes) puede aumentar el SCR en el punto de conexión del IBR, especialmente cuando
se combina con las mejoras del sistema necesarias para acomodar la capacidad del nuevo
recurso generador en la zona de red débil. La compensación en serie también puede mitigar
algunos aspectos del funcionamiento de la red débil y puede ser una forma e�caz de mitigar
la necesidad de construir líneas adicionales. Debe tenerse cuidado al utilizar la compensa-
ción en serie para la transmisión cerca de IBRs, ya que introduce el riesgo de oscilaciones
subsíncronas.

Dispositivos FACTS: Los dispositivos FACTS, como los SVC y los STATCOM, pueden
ayudar a controlar las tensiones de la red proporcionando soporte reactivo dinámico. Esto
puede ayudar a controlar las �uctuaciones de tensión en condiciones de red débiles, así como
ayudar con la capacidad FRT transitoria. Sin embargo, estos dispositivos tienen lazos de
control rápidos que pueden interactuar con los IBRs en redes débiles, su contribución a
la corriente de falla es limitada y no proporcionan inercia al sistema. Los BESS son cada
vez más comunes y pueden proporcionar una respuesta de frecuencia rápida y mitigar
las inestabilidades del control de tensión. Sin embargo, estos dispositivos también pueden
estar sujetos a inestabilidades asociadas a la debilidad de la red en función de su �losofía
de control.

Esta Parte II del informe se centra en el análisis de redes relativamente débiles en las que sólo
la puesta a punto del sistema del control GFL del IBR puede no ser su�ciente para garantizar
la operabilidad del sistema, por lo que es probable que se requieran equipos adicionales para
conseguir un funcionamiento seguro [91]. Como las condiciones analizadas implican el desplaza-
miento de generación síncrona por parte de generación IBR GFL, las dos soluciones analizadas
comprenden la instalación de condensadores síncronos (SCs) e IBRs con controladores GFM (e.g.
máquinas síncronas virtuales) [93]. Se trata de medidas de mitigación razonables que permiten:

retirar recursos de generación convencionales (como gas, carbón y nuclear) sin perder la
cantidad de máquinas síncronas conectadas al sistema; y

aumentar la generación IBR exigiendo que sea del tipo GFM en lugar de GFL.
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Mientras que los SCs son una tecnología madura que se ha utilizado durante varias décadas
para la estabilización del sistema de potencia [106], los IBRs con controladores GFM han iniciado
recientemente el camino hacia el despliegue comercial en aplicaciones a gran escala [79].

Un sistema híbrido que combina un SC con convertidores, puede proporcionar e�cazmente
una rápida respuesta de frecuencia, regulación dinámica de tensión y corrientes de cortocircuito
relativamente elevadas [94, 107].

9.4.1. Condensadores síncronos

Un SC es una máquina síncrona que funciona sin motor primario ni carga mecánica. Con-
trolando la tensión de campo, puede generar o absorber potencia reactiva. Con un regulador de
tensión, puede ajustar automáticamente la potencia reactiva de salida para mantener constante
su tensión terminal (o en un punto remoto), comportándose como una fuente inherente del tipo
GFM. Absorbe una pequeña cantidad de potencia activa de la red para compensar sus pérdidas
mecánicas, del hierro y Joule. Los SC se han utilizado desde la década de 1930 para el control de
la tensión y la potencia reactiva tanto a nivel de transmisión como de subtransmisión [17, 107].

Las alternativas a los SC para el control automático de la tensión son los SVC y los STAT-
COM [17]. Sin embargo, los SC tienen varias ventajas sobre estos compensadores estáticos. Los
SC contribuyen a la capacidad de cortocircuito del sistema y su producción de potencia reacti-
va no se ve esencialmente afectada por la tensión del sistema. La máquina también suministra
potencia activa durante los transitorios del sistema mediante la conversión de la energía ciné-
tica almacenada en la masa giratoria de su eje, contribuyendo así a frenar los cambios rápidos
de frecuencia. Durante estos cambios de potencia (oscilaciones electromecánicas), un SC pue-
de suministrar una gran cantidad de potencia reactiva, quizás el doble de su potencia nominal
continua. Típicamente tiene una capacidad de sobrecarga de entre el 10 y el 20% durante 30
minutos.

Históricamente, la industria eléctrica ha utilizado condensadores síncronos para compensar
dinámicamente los requerimientos de potencia reactiva del sistema. Con el avance de la electró-
nica de potencia, estas máquinas han perdido protagonismo. En los últimos años, los equipos
modernos de electrónica de potencia han asumido el papel de compensación dinámica de poten-
cia reactiva. Sin embargo, con la llegada de una mayor proporción de energías renovables, los
recientes retos en la estabilización del sistema han reavivado el interés por los SCs debido a la
energía inherentemente almacenada en la inercia mecánica de su rotor [107].

A diferencia de las tecnologías asíncronas que proporcionan una corriente de falla limitada
debido a sus elementos de electrónica de potencia, los SCs poseen una contribución de corriente
de falla relativamente alta que aumenta la fortaleza de la red medida por el ESCR. Esto puede
dar lugar a corrientes de falla que son muchas veces superiores a la corriente nominal (también
importante para mantener una protección adecuada del sistema eléctrico) [94, 107].

En cuanto a los parámetros que in�uyen en el comportamiento de los SCs ante fallas, en [108]
se demuestra que la reducción de la reactancia síncrona xd del eje d en estado estacionario y de la
reactancia subtransitoria x′′d aumenta la inyección de potencia reactiva durante la falla, mientras
que el aumento de la reactancia transitoria x′d reduce el tiempo de respuesta.

9.4.2. Controles formadores de red de los IBRs

A diferencia de los IBRs GFL (en la Fig. 9.1), un IBR GFM controla activamente su frecuencia
y tensión de salida, como se ilustra en el circuito simpli�cado de la Fig. 9.3. La potencia activa y
reactiva inyectada por los IBRs puede reaccionar mucho más rápido que las máquinas síncronas
mecánicas [97], y se ha utilizado ampliamente en microrredes.

Las velocidades de rotación de los generadores síncronos están directamente relacionadas con
la frecuencia eléctrica terminal, lo que hace que estos generadores actúen como fuentes formadoras
de red [80]. Con el creciente desplazamiento de la generación síncrona, las fuentes GFM se
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sustituyen por fuentes GFL, y la frecuencia se vuelve cada vez más dependiente de los generadores
síncronos remanentes. Incluso con una respuesta de frecuencia rápida para mejorar el soporte, la
frecuencia sigue estando dominada en gran medida por el comportamiento del generador síncrono,
convirtiéndose en un factor limitante para la integración de fuentes de energía renovable variable
(VRE) a niveles de penetración más altos. Por lo tanto, es necesario desarrollar soluciones para
un funcionamiento con�able de un sistema de potencia dominado por inversores [80].

௦௠௔௟௟
PoC

Figura 9.3: Esquema simpli�cado del modelo de un IBR con controladores GFM.

Los conceptos de control GFM pueden generar la tensión de red y sincronizarse simultánea-
mente con otros convertidores o generadores. Así, pueden funcionar en paralelo mientras generan
la tensión de red. Existen varias estrategias de control GFM, incluidos el control de estatismo,
la máquina síncrona virtual (VSM) y el control de oscilador virtual [81, 95]. Sin embargo, en
determinadas condiciones, todas las estrategias de control mencionadas resultan equivalentes en
pequeña señal [82].

Con el control activo de la frecuencia proporcionado por los inversores GFM, puede reducirse
la dependencia de la dinámica de la frecuencia respecto a la inercia mecánica. Como resultado,
los IBRs GFM pueden ayudar a estabilizar la red. El control de estatismo se utiliza ampliamente
en los inversores GFM para obtener los comandos de frecuencia y tensión a partir de los valores
medidos de potencias activa y reactiva, respectivamente [80].

Los IBRs GFM no dependen de un PLL, ya que son capaces de generar su propia forma de
onda de tensión, incluso durante la activación del modo FRT. La primera generación de inversores
GFM se desarrolló para redes aisladas con el �n de establecer un sistema de alimentación mediante
el establecimiento de la referencia de tensión y frecuencia.

El funcionamiento estable de los IBRs con GFM no depende de la potencia disponible del
sistema; con controles correctamente diseñados, los IBRs con GFM serán menos susceptibles a
interacciones adversas en condiciones de potencia reducida del sistema [90].

En los IBRs con controles GFM, la respuesta inercial (virtual) puede ajustarse sintonizando
los parámetros del lazo de control del ángulo de la tensión. En un SC, la respuesta inercial puede
aumentarse incrementando su inercia mecánica acoplando un volante de inercia al rotor.

9.5. Plani�cación a largo plazo

Los retos que plantea la fortaleza del sistema y sus soluciones suelen abordarse en distintos
marcos temporales, como la operación en tiempo real, la plani�cación a corto plazo (operacional)
y la plani�cación a largo plazo (estratégica). La Parte II de este informe se centra especí�camente
en los aspectos de la plani�cación a largo plazo.

Teniendo en cuenta que los rápidos cambios tecnológicos pueden producirse dentro de los
plazos típicos de la plani�cación estratégica, a menudo existe incertidumbre sobre la ubicación
exacta, el tipo y la tecnología de los nuevos dispositivos que deben conectarse. Además, los
cambios en la topología de la red se producen en etapas cuya ejecución está sujeta al cumplimiento
de las hipótesis de plani�cación.

Aunque los estudios de plani�cación a largo plazo tienen como objetivo identi�car y cuan-
ti�car los riesgos previsibles, este proceso no evita la necesidad de realizar estudios detallados
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utilizando modelos especí�cos de cada sitio en el momento de la conexión para conocer los re-
quisitos exactos de fortaleza del sistema para cada proyecto concreto. El uso del ESCR como
método de monitoreo, tal como se propone en esta Parte II, puede proporcionar información útil
para los �nes de la plani�cación estratégica (véase la Sección 9.3.3). Sin embargo, no deberían
ser las únicas herramientas utilizadas a la hora de plani�car la fortaleza del sistema. Esto se debe
a que una de las principales limitaciones de dichos métodos es que no pueden proporcionar una
indicación de los fenómenos exactos del sistema eléctrico que se experimentarán a medida que
aumente la penetración de IBRs y se basan más bien en métricas heurísticas como el ESCR.

9.5.1. Perspectiva del plani�cador del sistema

La Fig. 9.4 ofrece una visión de la evolución de los sistemas eléctricos en el largo plazo. En
la actualidad, los sistemas eléctricos están dominados por la generación síncrona y la mayoría de
los IBRs son del tipo GFL. A largo plazo (más de 10 años), se prevé que los sistemas eléctricos
estén dominados por IBRs y es muy probable que muchos IBRs tengan controladores GFM [79,
109]. Sin embargo, la operatividad del sistema eléctrico durante la transición desde los actuales
sistemas eléctricos dominados por la generación síncrona a los sistemas futuros dominados por
IBRs debe garantizarse superando el desafío de garantizar una fortaleza mínima de la red a
medida que aumenta la penetración de IBRs. Esto debe hacerse como parte de un problema más
general, que es el de la plani�cación del desarrollo energético y económico [110]. Los métodos de
esta Parte II proponen ubicar selectivamente SCs e IBRs GFM para aumentar la fortaleza de la
red y los niveles de penetración de IBRs.

So far
• Synchronous-generation-

dominated power systems
• Mainly GFL IBRs

Future
• IBR-dominated power systems
• Many GFM IBRs

Transition
Operability to be 

ensured

Long-term power system evolution

Challenge
Guarantee a minimum grid strength as 

penetration of IBR increases

Proposal
Selectively locate SCs and GFM IBRs to:
• increase the grid strength and/or
• penetration levels of IBR

Figura 9.4: Evolución del sistema eléctrico en el largo plazo.

La Fig. 9.5 ilustra cómo podría verse el problema desde la perspectiva de un ingeniero de
plani�cación del sistema de potencia. Tras consultas (iteraciones) con las contrapartes técnicas,
los responsables de la toma de decisiones de�nen los objetivos para la descarbonización de la
matriz eléctrica y la penetración de la generación VRE. Adicionalmente, en el Capítulo 12 se
introduce un nuevo objetivo relacionado con la cuota mínima α de IBRs GFM que debe estar en
servicio como parte de la política de expansión. Estos objetivos suponen un desafío en términos
de cantidad y plazos porque se de�nen siguiendo una estrategia de plani�cación lean-forward
cuyo objetivo es adelantarse a los hechos. Por lo tanto, se impone un problema exigente a los
ingenieros de plani�cación que deben desarrollar tecnologías habilitadoras y optimizar su tamaño
y ubicación a tiempo y con márgenes de seguridad su�cientes.
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Figura 9.5: Visión desde la perspectiva del ingeniero de plani�cación.

9.5.2. Optimización de la plani�cación de la expansión de la transmisión [111]

Las centrales VRE a gran escala suelen construirse lejos de los centros de demanda, lo que
a menudo requiere refuerzos de la red para garantizar niveles aceptables de carga, per�les de
tensión y fortaleza de la red. El desarrollo óptimo del sistema de transmisión también es clave
para optimizar el uso de la generación no despachable en general, ya que permite integrar regiones
y optimizar los �ujos transfronterizos. La plani�cación de la expansión de la transmisión (TEP)
determina la ubicación, las características técnicas y el cronograma de entrada en servicio de los
nuevos equipos para abastecer las necesidades del sistema. Su objetivo es minimizar la inversión
y los costos operativos para suministrar las cargas eléctricas previstas en el periodo de tiempo
estudiado de forma con�able y económica.

Aunque la TEP es un problema de diseño fuera de línea, es importante resolverlo e�ciente-
mente por una razón principal: no suele resolverse una sino muchas veces. En primer lugar, la
práctica habitual implica readaptar el problema muchas veces para evitar condiciones inacepta-
bles en los estados estacionario y transitorio. Luego, se espera que el tamaño de los problemas a
resolver en un futuro próximo aumente debido a la incertidumbre (más escenarios) y a la integra-
ción de los mercados (más nodos). En cuanto un problema crece, el tiempo de cálculo aumenta
exponencialmente.

Los resultados de esta optimización permiten de�nir la política de expansión del sistema,
por lo que sus hipótesis subyacentes deben garantizar márgenes de seguridad su�cientemente
elevados (por ejemplo, en la selección del objetivo de ESCR mínimo) en escenarios futuros de
elevada incertidumbre.

Las principales técnicas aplicadas a la TEP y exploradas en esta parte del informe para
garantizar una fortaleza de red mínima son las siguientes [111]:

Los métodos heurísticos y metaheurísticos se basan en la evolución gradual de una
solución. Estos métodos suelen proporcionar un mejor rendimiento y soluciones de gran
calidad en poco tiempo computacional, aunque sin garantía de encontrar la solución óptima.
Esto ha motivado la aplicación de la metaheurística a problemas complejos del mundo real
que no pueden resolverse con métodos matemáticos. Los algoritmos metaheurísticos ofrecen
soluciones e�cientes para la TEP [111] y la ubicación óptima de los equipos, incluidos los
dispositivos FACTS [112], la generación distribuida y bancos de condensadores [113].

La optimización matemática generalmente encuentra el plan de expansión óptimo, en
contraste con la metaheurística. Debido al importante número de variables de decisión
continuas y binarias que intervienen, el problema de plani�cación se formula comúnmente
como un programa lineal de enteros mixtos (MILP)2 [114, 115].

2En la Parte III de este informe también se utilizó un algoritmo MILP para resolver el problema del despacho
de unidades de generación (véase la Sección 13.3.3).
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En esta parte del informe se aplican los enfoques de optimización arriba mencionados. En
los Capítulos 10 y 11 se propone utilizar un método heurístico para optimizar el tamaño y la
ubicación de SCs. Luego, en el Capítulo 12 se proponen modelos de programación lineal para
optimizar el tamaño y la ubicación de IBRs con controles GFM.



Capítulo 10

Optimización del tamaño y ubicación
de condensadores síncronos

Resumen

En este capítulo se propone un método de optimización automática del tamaño y la ubicación
de los condensadores síncronos (SCs) necesarios para cumplir un requisito mínimo de fortaleza
de red que permita una alta penetración de los recursos basados en inversores (IBRs) en una red
débil. La fortaleza de la red se cuanti�ca mediante la relación efectiva de cortocircuito (ESCR).
El algoritmo basin hopping (BHA) se utiliza en combinación con el algoritmo Nelder-Mead para
minimizar la contribución adicional total de cortocircuito de los SCs, sujeto a una restricción
de ESCR mínimo. Se muestra que este problema de optimización tiene varias soluciones con los
valores mínimos de la función objetivo situados dentro de un estrecho margen, pero con una
asignación diferente de las capacidades de los SCs a las barras candidatas. Por lo tanto, el BHA
se aplica iterativamente para identi�car el área del espacio de búsqueda en la que se encuentran
las soluciones óptimas, y se proponen criterios adicionales para clasi�car las soluciones en base a
atributos de costo y con�abilidad. La e�cacia del enfoque propuesto se demuestra utilizando un
modelo modi�cado del sistema de referencia de 39 barras de New England en el que generadores
síncronos convencionales fueron sustituidos por IBRs, lo que dio lugar a condiciones de red
débiles.

10.1. Introducción

Síntesis

En el contexto de este capítulo, la fortaleza de red en terminales de un IBR dado se re�ere
cualitativamente a la sensibilidad de la tensión de la barra a una variación en la inyección de
corriente del IBR. En un punto de conexión (PoC) fuerte, la tensión es relativamente insensible
a los cambios en la inyección de corriente del IBR, mientras que esta sensibilidad es mayor en
un PoC débil [89].

Varios estudios se han centrado en el diseño de SCs para mejorar la fortaleza de las redes dé-
biles, siendo la función objetivo a minimizar típicamente el costo de las instalaciones de SCs [106,
116�118]. Sin embargo, cuando se busca una solución técnica en el marco de los estudios de pla-
ni�cación, los costos de adquisición de las nuevas instalaciones son inciertos, ya que normalmente
dependen de procesos de licitación intrincados.

Se han propuesto procedimientos iterativos manuales para de�nir las potencias y ubicaciones
de los SCs basados en cálculos de WSCR [119] y en simulaciones en el dominio del tiempo [120]
pero sin garantizar que se encuentre una solución óptima. En otros casos [106, 116�118, 121, 122],
se utilizó un algoritmo genético (GA) para resolver el problema de optimización. Sin embargo,
para obtener un buen rendimiento del GA, el ajuste de sus parámetros es esencial y puede
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consumir un tiempo valioso durante la fase de plani�cación de la red. Además del GA, en [116]
se utilizaron el algoritmo del murciélago y la búsqueda hiperesférica para resolver el problema
de optimización, y los tres métodos condujeron a resultados diferentes. En la mayoría de los
casos [106, 116�118, 120�122], la fortaleza del sistema representa una restricción en el proceso
de optimización y se cuanti�ca por el SCR en los PoCs de los IBRs, ignorando así las posibles
interacciones entre dichos IBRs.

En este capítulo se propone un método para optimizar el tamaño y la ubicación de los SCs
con el �n de garantizar el cumplimiento de un valor mínimo de ESCR en un conjunto especí�co
de barras monitoreadas. Este método está pensado para ser utilizado en un proceso de toma
de decisiones en el que intervienen varios otros factores técnicos y no técnicos relevantes en el
contexto de un problema más general, que es el de la plani�cación del desarrollo energético y
económico [110].

Los resultados del estudio de caso revelan que el problema de optimización puede tener
múltiples soluciones técnicas con valores de la función objetivo dentro de un estrecho margen
en torno al mínimo global. Esto signi�ca que la restricción de fortaleza mínima de la red puede
garantizarse mediante conjuntos de SCs con diferente asignación de capacidades individuales a
las barras candidatas, pero con valores totales similares. Por lo tanto, en lugar de poner el foco
en encontrar la única solución óptima global (cuyo valor total de las potencias nominales de SCs
agregadas puede diferir marginalmente de otras soluciones), se propone identi�car el área del
espacio de búsqueda que arroja el conjunto de soluciones posibles. Esta información es crucial en
la plani�cación de sistemas de gran escala, donde las soluciones numéricas con diferencias dentro
de unos pocos MVA nominales tienen la misma relevancia práctica.

La metodología propuesta para explorar el espacio de optimización implica la utilización
del algoritmo basin hopping (BHA). Debido al aumento exponencial del tamaño del problema de
optimización en relación con el número de barras candidatas y monitoreadas, se propone ejecutar
secuencialmente la optimización aumentando el nivel de re�namiento. En los estudios de caso,
los resultados del BHA se validan con los resultados de un algoritmo de búsqueda en cuadrícula
(GSA) cuando se optimizan SCs en dos y tres barras candidatas.

Contribuciones

Las principales contribuciones de este capítulo son las siguientes:

1. Los ESCRs se obtienen a partir de cálculos de cortocircuito que se ejecutan iterativamente
para tener en cuenta el comportamiento no lineal tensión-corriente de los IBRs [123, 124].

2. Se propone optimizar la contribución subtransitoria de cortocircuito en MVA de la planta
SC en su PoC en lugar de su potencia nominal y reactancia subtransitoria, que serían
de�nidas eventualmente por el fabricante del equipo mediante el diseño conjunto del SC y
su transformador elevador.

3. La identi�cación de un rango de soluciones en lugar de un único óptimo es fundamental
para los responsables de la toma de decisiones, ya que proporciona la �exibilidad necesaria
para sopesar otros factores a la hora de de�nir la especi�cación �nal.

4. Se propone un criterio de con�abilidad para clasi�car las soluciones en función de cuán
uniformes son las contribuciones de potencia de cortocircuito de los SCs entre las barras
candidatas.

5. Se demuestra que la reducción de los costos unitarios con el aumento del tamaño del SC
concentra la contribución de cortocircuito en determinadas barras. Por lo tanto, conseguir
las soluciones menos costosas y las más uniformemente distribuidas constituyen objetivos
opuestos.
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Organización

El resto de este capítulo se organiza de la siguiente manera. La Sección 10.2 describe la
formulación del problema de optimización, mientras que la Sección 10.3 presenta la solución
propuesta. En las Secciones 10.4, 10.5 y 10.6 se presentan los resultados de la optimización del
tamaño de los SCs en dos, tres y todas las barras, respectivamente, del sistema de referencia IEEE
de 39 barras modi�cado en el que varios generadores síncronos fueron sustituidos por IBRs. Por
último, la Sección 10.7 resume las conclusiones.

10.2. Formulación del problema

La formulación del problema supone que el modelo de plani�cación de la red analizada in-
corpora proyectos futuros de expansión de la generación y la transmisión, y su punto de funcio-
namiento se determinó separadamente en un proceso de optimización energética y de mercado a
largo plazo.

Dado un conjunto de N nodos candidatos a instalar SCs con contribuciones de cortocircuito
S′′
i en MVA, el problema a resolver consiste en encontrar la mínima contribución total de corto-

circuito de los SCs que asegure una mínima fortaleza de red ESCRmı́n enM nodos monitoreados:

mı́n
S′′

f0(S
′′) =

N∑
i=1

S′′
i

s.t. S′′
i = 0 o S′′

mı́n ≤ S′′
i ≤ S′′

máx para todo i = 1, . . . , N

ESCRj ≥ ESCRmı́n para todo j = 1, . . . ,M

(10.1)

con S′′ = [S′′
1 , . . . , S

′′
N ]. Según la primera restricción de (10.1), no se instala un SC en el i-ésimo

nodo si S′′
i < S′′

mı́n. El ESCRmı́n es un dato de entrada del problema especí�co del sistema estu-
diado y debe de�nirse en un proceso separado mediante cálculos estáticos y dinámicos detallados.

10.3. Solución propuesta del problema

Esta sección presenta el enfoque propuesto para resolver el problema de optimización en
(10.1), incluyendo el cálculo del ESCR, los algoritmos de optimización, y la de�nición de criterios
adicionales para clasi�car las soluciones.

10.3.1. Cálculos de cortocircuito para obtener el ESCR

Las corrientes de cortocircuito utilizadas para calcular tanto S′′
j como IFjk en (9.3) se obtienen

considerando la contribución de todos los recursos rotativos (máquinas síncronas y asíncronas)
y estáticos (IBRs) [123, 125], que se modelan como se describe a continuación.

Modelado de los IBRs

Los IBRs con capacidad de inyección de corriente reactiva post-falla se representan como
fuentes de corriente controladas con la siguiente relación no lineal corriente-tensión que tiene en
cuenta la limitación de corriente máxima (imáx,k) [100, 123]:

∆i′′IBRk
= mı́n

{
Kk ·∆u′′k; imáx,k

}
, (10.2)

donde ∆i′′
IBRk

es la corriente inyectada por el k-ésimo IBR durante un cortocircuito, y ∆u′′k es el
cambio subtransitorio de la tensión de secuencia positiva (diferencia entre tensiones anteriores y
posteriores a la falla) en el PoC del IBR. El parámetro Kk es la ganancia del lazo de control de
soporte dinámico de tensión (también conocido como �corriente rápida de falla�) del inversor, que
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se de�ne de acuerdo con los requisitos del código de red aplicable [123, 126, 127] (normalmente
entre 0 pu y 2 pu); por lo tanto, su valor es especí�co para cada caso y puede obtenerse a partir
de los datos reales del equipo. La tensión ∆u′′k también se utiliza para calcular el IF en (9.2).

Modelado de los SCs

El i�ésimo conjunto transformador elevador-SC se modela como una reactancia en serie x′′i
detrás de una fuente de tensión de magnitud uLdfi . La reactancia x′′i se de�ne como

x′′i =

(
uLdfi

)2

S′′
i

, (10.3)

donde uLdfi es la tensión en régimen permanente en el PoC de la planta SC obtenida a partir de
un cálculo de �ujo de cargas y S′′

i es el parámetro optimizado por los algoritmos descritos en la
Sección 10.3. La contribución de la corriente de cortocircuito del i-ésimo SC es por tanto

i′′i =
uLdfi − u′′i

x′′i
, (10.4)

donde u′′i es la tensión subtransitoria en el PoC del SC durante el cortocircuito.

Procedimiento de cálculo del cortocircuito

Para calcular las corrientes y tensiones de cortocircuito se aplica el siguiente enfoque de tres
pasos [123]:

1. Calcular las corrientes de cortocircuito y los cambios de tensión sin la contribución de los
IBRs.

2. Calcular la contribución de corriente de los IBRs en base a los cambios de tensión calculados
en el paso 1 utilizando (10.2).

3. Calcular las corrientes de cortocircuito con la contribución de los IBRs.

Los pasos 2 y 3 se ejecutan de forma iterativa hasta que los cambios en los desvíos de tensión
y las contribuciones de corriente de los IBRs en dos iteraciones consecutivas se encuentren dentro
de un rango prede�nido (relativamente pequeño).

10.3.2. Reformulación del problema de optimización

Como la restricción ESCRmı́n en (10.1) no se aplica directamente a las variables optimizadas
en S′′, se propone incorporarla a la función objetivo. Por lo tanto, la función objetivo f0 se
cambia a f1 : RN → R de la siguiente manera:

mı́n
S′′

f1(S
′′) =

N∑
i=1

S′′
i + ESCRpen

s.t. S′′
i = 0 o S′′

mı́n ≤ S′′
i ≤ S′′

máx para todo i = 1, . . . , N

(10.5)

con

ESCRpen =

{
γ si ESCRj < ESCRmı́n para todo j = 1, . . . ,M

0 de otra forma
(10.6)

γ = 106 ·máx {ESCRmı́n − ESCRj} (10.7)

La componente ESCRpen de f1 penaliza fuertemente las combinaciones S′′ en las que el
mínimo ESCR entre todas las barras monitoreadas se encuentra por debajo de ESCRmı́n. En
la práctica, evita soluciones no válidas a la vez que proporciona información al algoritmo de
optimización sobre qué cambios en f1 tienden a aumentar los valores de ESCR.
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10.3.3. Optimización del tamaño y la ubicación de los SCs

Esta sección proporciona una visión general del enfoque propuesto para resolver el problema
de optimización formulado en la Sección 10.3.2 por medio del BHA. El GSA también se describe,
pero sólo se utiliza en los estudios de caso para validar los resultados del BHA cuando se aplica
para la optimización de dos y tres SCs.

Un SC conectado en el PoC de un IBR ayuda principalmente a aumentar el ESCR localmente
cuando los PoCs de otros IBRs se encuentran eléctricamente lejos. Sin embargo, si un SC está
correctamente situado en algún lugar entre dos IBRs, los ESCRs de los PoCs de ambos IBRs
podrían mejorarse en cierta medida [122]. Por lo tanto, el conjunto de nodos candidatos debería
incluir nodos adicionales a los PoCs de los IBRs.

Antes de iniciar la optimización se realizan las siguientes comprobaciones:

1. Para asegurar que el problema tenga solución, se comprueba inicialmente que ESCRj ≥
ESCRmı́n cuando Si = Smáx para todo i y j. En caso contrario, deben añadirse otros nodos
candidatos o, alternativamente, aumentar Smáx.

2. Para reducir el análisis sólo a los nodos débiles de la red, se comprueba inicialmente que
ESCR0

j < ESCRmı́n, donde ESCR
0
j es el ESCR del j-ésimo nodo monitoreado en el escenario

sin SCs. Todos los nodos en los que no se cumpla esta condición se eliminan de la lista de
nodos monitoreados.

El espacio de búsqueda puede ser inicialmente grande y el punto de partida S′′
ini alejado de

la solución óptima. Por lo tanto, se propone acercarse a la zona del óptimo global ejecutando el
algoritmo de optimización (ya sea el GSA o el BHA) en ejecuciones de resolución creciente, como
se muestra en la Fig. 10.1. La resolución se re�ere a la granularidad de la búsqueda, es decir,
indica la precisión con la que el algoritmo se aproxima a la solución. Una mayor resolución del
algoritmo aumenta la precisión del resultado y el esfuerzo computacional necesario.
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Figura 10.1: Ejecución iterativa de los algoritmos de optimización. Se aumenta la resolución reduciendo
(bi − ai) y ri en el GSA, y d en el BHA.

En el resto de este capítulo, una ejecución de algoritmo se re�ere a un bucle del �ujo de
trabajo de la Fig. 10.1. Una iteración del algoritmo se re�ere a un cálculo interno del propio
algoritmo para la misma ejecución. Después de cada ejecución, los nodos para los que S′′

i < S′′
mı́n

no se tienen en cuenta (ya no se consideran nodos candidatos) para cumplir la restricción en
(10.5).
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Algoritmo de búsqueda en cuadrícula

El GSA comprende la búsqueda exhaustiva en el espacio de valores discretos de los parámetros
dentro de un rango prede�nido. Para cada combinación de parámetros (puntos de la cuadrícula),
el algoritmo evalúa la función objetivo, siendo la solución óptima la combinación que conduce al
valor más bajo.

El espacio de búsqueda está de�nido por los vectores a = [a1, a2, . . . , aN ] y b = [b1, b2, . . . , bN ]
de límites inferiores y superiores, respectivamente, para cada elemento de S′′. Los vectores de
búsqueda comprenden P puntos igualmente espaciados en cada rango Ri = [ai, bi], incluyendo ai
y bi. Considerando que todos los espacios de parámetros son idénticos, el paso de la cuadrícula
es ri = (bi − ai)/P . La resolución del GSA (see Fig. 10.1) se aumenta reduciendo (bi − ai) y ri.

El principal inconveniente del GSA es que el número total de puntos que deben evaluarse es
PN , lo que resulta prohibitivo en aplicaciones prácticas (de alta dimensión) debido a la elevada
carga computacional. En esos casos, debe aplicarse un algoritmo más e�ciente, como el BHA
descrito a continuación.

Optimización basin hopping de Monte Carlo

En lugar del GSA, se propone utilizar el BHA para barrer el espacio continuo de valores de la
función objetivo saltando entre diferentes regiones en torno a mínimos locales (cuencas). Esto se
consigue mediante movimientos aleatorios de Monte Carlo seguidos de una minimización local a
la que se aplica un criterio de aceptación/rechazo. La exploración local (minimización) se realiza
mediante el algoritmo Nelder-Mead (NMA) [128], que puede converger a un mínimo local o a un
punto no estacionario [129, 130], de ahí que su resultado dependa de su inicialización (simplex
inicial). En la Fig. 10.1, una ejecución (run) del BHA comprende varias iteraciones, cada una de
las cuales corresponde a una ejecución del NMA.

Finalmente, los mínimos locales de cada iteración del BHA se recogen para identi�car el
área en la que se encuentran las soluciones óptimas dentro de un rango estrecho. En los casos
de estudio de este capítulo se utilizaron las implementaciones del BHA y del NMA del paquete
scipy de Python [131]. A continuación se presenta una visión general de ambos métodos.

Algoritmo basin hopping

El BHA es un algoritmo de optimización global especialmente adecuado para funciones obje-
tivo no lineales en espacios de alta dimensión con múltiples óptimos locales [132, 133]. Combina
procedimientos heurísticos con búsquedas locales para mejorar su exploración del espacio de
variables dado [134].

El BHA consiste en un proceso iterativo que parte de una solución candidata S′′
ini donde se

aplica otro algoritmo de búsqueda para encontrar un mínimo local. A continuación, el BHA realiza
perturbaciones aleatorias de magnitud máxima d sobre el valor de cada variable encontrada en
la iteración anterior para saltar a una nueva región en el espacio de búsqueda, donde se aplica
de nuevo el algoritmo de búsqueda local [134]. El mínimo actual es aceptado y retenido en la
memoria si es inferior al valor más bajo obtenido para la función objetivo hasta el momento. En
lugar de dejar que el BHA converja a una única solución óptima, proponemos ejecutarlo durante
un número de iteraciones [134] su�cientemente grande que permita identi�car la zona del espacio
de búsqueda en la que se encuentra el conjunto de soluciones prácticas óptimas. La resolución
del BHA (ver Fig. 10.1) se incrementa reduciendo d.

Algoritmo Nelder-Mead simplex

El NMA es un método de búsqueda directa que intenta minimizar una función objetivo no
lineal escalar de N variables reales utilizando sólo valores de función. Mantiene en cada paso
un simplex no degenerado, que es una �gura geométrica en N dimensiones de volumen distinto
de cero que es el casco convexo de N + 1 vértices. Cada iteración comienza con un simplex,
especi�cado por sus N + 1 vértices y los valores asociados de la función. Se calculan uno o más
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puntos de prueba, junto con sus valores de función, y la iteración termina con un simplex nuevo
(diferente) tal que los valores de la función en sus vértices satisfacen una condición de descenso en
comparación con el simplex anterior [135]. La optimización del NMA termina cuando la distancia
vectorial movida en ese paso es fraccionalmente menor en magnitud que alguna tolerancia xatol.
Alternativamente, se puede requerir que la disminución en el valor de la función en el paso de
terminación sea fraccionalmente menor que alguna tolerancia fatol [136].

El NMA posee dos características distintivas que lo hacen muy apropiado para el problema
actual: bajo costo computacional y robustez. Su naturaleza libre de derivadas lo hace rápido y fácil
de implementar. Además, su robustez garantiza un rendimiento con�able en una amplia gama de
escenarios de aplicación. A pesar de que sólo consigue una convergencia lineal, el rendimiento del
algoritmo es satisfactorio para el objetivo aquí perseguido. En lugar de un algoritmo altamente
especializado que supere marginalmente al NMA, se da prioridad a un algoritmo con�able que
pueda utilizarse en diversos dominios de problemas.

10.3.4. Criterios adicionales para clasi�car las soluciones

Los resultados de los casos prácticos de las Secciones 10.4, 10.5 y 10.6 indican que el problema
en (10.5) puede tener varias soluciones con valores similares de la función objetivo (estos valores
son idénticos en el GSA). Por lo tanto, en esta sección se proponen dos criterios para clasi�car
varias soluciones basados en el costo total de las instalaciones y en un índice de con�abilidad,
que se calculan postprocesando los resultados de la optimización. La exclusión de estos criterios
de f1 permite modi�carlos posteriormente sin necesidad de volver a ejecutar la optimización.

Selección de la combinación más homogéneamente distribuida

Se propone clasi�car las soluciones según el grado en que las contribuciones al cortocircuito
de los SCs se reparten equitativamente entre las barras candidatas. Este atributo se cuanti�ca
mediante el siguiente índice:

e =
1

σS′′
, (10.8)

donde σS′′ denota la desviación estándar de los elementos de S′′. Por ejemplo, con un valor bajo
de σS′′ , los N elementos del vector están más cerca de la media del conjunto, lo que resulta en
una distribución más uniforme de las contribuciones de cortocircuito.

Las combinaciones con emás bajo concentran las contribuciones al cortocircuito en un número
reducido de nodos candidatos, por lo que tienden a ser menos con�ables porque la falla del mayor
SC aumenta el impacto negativo en la fortaleza del sistema. Cuanto mayor sea e (menor σS′′),
más uniformemente se distribuirán las contribuciones al cortocircuito entre los nodos candidatos.

Selección de la solución menos costosa

Debido a la economía de escala [137], el costo de un SC típicamente tiende a reducirse con el
aumento de su tamaño. Esta diferenciación de costos puede utilizarse para seleccionar la solución
menos costosa. A los efectos ilustrativos, los estudios de caso de este capítulo consideran la función
de costo no lineal en (10.9) con la función de costo unitario c(S′′) de la Fig. 10.2 expresada en
términos de un costo de referencia $ref por MVA.

10.4. Estudio de Caso A: Optimización de dos SCs

Se aplicaron el GSA y el BHA para de�nir los SCs óptimos que garantizan un ESCRmı́n = 1,5
en todos los nodos de un modelo modi�cado del sistema de 39 barras de New England [138]. Para
producir condiciones de red débiles, los seis generadores síncronos del modelo original conectados
a los nodos 32 a 36 y 38 se sustituyeron arbitrariamente por IBRs GFL de idéntica potencia
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Figura 10.2: Costo unitario c(S′′) de un SC.

C(S′′) =

N∑
i=1

c(S′′
i ) · S′′

i

con c(S′′) = 1,181
(
S′′)−0,026

(10.9)

nominal y despacho de potencia activa, como se muestra en la Fig. 10.3. En el escenario analizado,
el 62% de la generación total de 6144 MW es producida por IBRs.

Los nodos 21 y 28 se de�nieron como candidatos para la instalación de los SCs SC21 y SC28,
respectivamente. Los parámetros Kk y imáx,k de los IBRs en (10.2) se �jaron ambos en 1 pu
para todo k. Se utilizó el software DIgSILENT PowerFactory 2022 para representar el modelo
del sistema y ejecutar los cálculos eléctricos.
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Figura 10.3: Sistema de referencia de 39 nodos IEEE modi�cado con IBRs en los nodos 32 a 36 y 38.

10.4.1. Caso de estudio A1: Resultados de la búsqueda en cuadrícula

El GSA se aplicó según la Fig. 10.1 en dos ejecuciones con los parámetros de la Tabla 10.1.
La ejecución 2 se centró en torno a los mínimos globales obtenidos en la ejecución 1.

Tabla 10.1: De�nición del espacio de búsqueda del GSA en el caso de estudio A1 (optimización de dos
SCs).

Ejecución
Rango R (MVA) r

del GSA SC21 SC28 (MVA)

1 [0,10000] [0,10000] 100
2 [4800,5700] [300,1200] 5

La Fig. 10.4 muestra el valor de f1 para todas las combinaciones S′′ en la ejecución 1 del GSA.
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El ESCR mínimo se cumple en 6045 de 10201 puntos de la cuadrícula. Hay 8 combinaciones que
conducen al valor mínimo de la función objetivo de 6000 MVA (cruces en Fig. 10.4). En estas
combinaciones, las contribuciones al cortocircuito del SC21 y del SC28 se encuentran entre 4900
y 5600 MVA, y 400 y 1100 MVA, respectivamente. Por ejemplo, las soluciones [S′′

SC21, S
′′
SC28]

vienen dadas por los pares [4900,1100] MVA, [5000,1000] MVA, etc.
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Figura 10.4: Valores de f1 (en MVA) para la ejecución 1 del GSA (r=100 MVA) en el caso de estudio
A1. Los valores de la zona gris (arriba a la izquierda) no cumplen la restricción de mínimo ESCR. Las
cruces indican los 8 mínimos globales.

La Fig. 10.5 muestra las combinaciones de SCs que conducen a f1 ≤ 6000 MVA y cumplen el
requisito de ESCR mínimo en la ejecución 2. Al valor mínimo global de 5935 MVA lo cumplen
30 soluciones en las que las contribuciones al cortocircuito varían entre 5160 y 5305 MVA para
SC21 y entre 630 y 775 MVA para SC28. Por lo tanto, en la ejecución 2, el valor de los mínimos
globales se reduce y los rangos de las contribuciones al cortocircuito se estrechan en comparación
con la ejecución 1.

10.4.2. Caso de estudio A2: Resultados del basin hopping

El BHA se ejecutó una sola vez considerando S′′
mı́n, S

′′
máx y S

′′
ini iguales a 0 MVA, 10000 MVA

y 5000 MVA, respectivamente, para todos los SCs. Los números máximos de iteraciones del NMA
y del BHA se �jaron en 500 y 10, respectivamente, d = 500 MVA y xatol = fatol = 0,1 MVA.
Para poder reproducir los resultados en diferentes ejecuciones, se utilizó una semilla �ja para
de�nir el cambio aleatorio del punto de partida de cada ejecución del BHA.

La Tabla 10.2 y la Fig. 10.6 muestran las soluciones de cada iteración del BHA. La iteración 1
ya proporciona una solución con un valor de f1 cerca del mínimo encontrado por el GSA. Esta
solución conduce a los valores más altos de f1 y C pero la solución más uniformemente distribuida
(mayor e). Las iteraciones 5 y 2 conducen a las soluciones menos uniformemente distribuidas y
menos costosas, respectivamente.

Se comprueba en la Fig. 10.7 que las soluciones de las iteraciones del BHA se encuentran en
la región alrededor del óptimo global obtenido con el GSA en la Sección 10.4.1 (ver Fig. 10.5).
El valor mínimo de la función objetivo (5933 MVA) es un 0,042% inferior al obtenido en la
ejecución 2 del GSA.
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Figura 10.5: Óptimos globales (×) para la ejecución 2 del GSA (r=5 MVA) en el caso de estudio A1. Los
valores de la zona gris superior no cumplen la restricción de ESCR mínimo, mientras que los valores de
la zona gris inferior son superiores a 6000 MVA.

Tabla 10.2: Soluciones del BHA en el caso de estudio A2 (optimización de dos SCs).

Iteración SC21 SC28 f1 e C
del BHA (MVA) (MVA) (MVA) (1/GVA) ($ref )

1 5108 832 5940 0,468 5677,23
2 5287 647 5934 0,431 5663,04
3 5185 748 5933 0,451 5667,63
4 5193 740 5933 0,449 5666,99
5 5324 612 5936 0,424 5663,42
6 5301 634 5935 0,429 5663,06
7 5232 700 5933 0,441 5664,44
8 5231 701 5933 0,441 5664,49
9 5236 696 5933 0,441 5664,27
10 5244 689 5933 0,439 5663,95
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Figura 10.6: Soluciones del BHA en el caso de estudio A2 (optimización de dos SCs).
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Figura 10.7: Soluciones de las iteraciones del BHA en el caso de estudio A2 marcadas con cruces (×)
encima de las evaluaciones del GSA (mapa de calor) alrededor de los óptimos globales en el caso de
estudio A1.

10.5. Caso de estudio B: Optimización de tres SCs

El GSA y el BHA se aplicaron al sistema de 39 barras IEEE modi�cado considerando a la
barra 15 como tercer nodo candidato para la instalación de un SC.

10.5.1. Caso de estudio B1: Resultados de la búsqueda en cuadrícula

El GSA se corrió en tres ejecuciones de re�namiento creciente según la Fig. 10.1, con los
parámetros del espacio de búsqueda de la Tabla 10.3. En este caso, el mismo valor mínimo de
la función objetivo se obtiene en las ejecuciones 2 y 3, lo que indica que el mínimo global se
encuentra ya en la ejecución 2.

Tabla 10.3: De�nición del espacio de búsqueda del GSA en el caso de estudio B1 (optimización de tres
SCs).

Ejecución
Rango R (MVA) r Óptimos

del GSA SC21 SC28 SC15 (MVA) Número (MVA)

1 [0,10000] [0,10000] [0,10000] 200 38 5600
2 [2600,4350] [200,950] [800,2750] 50 16 5450
3 [3300,3545] [300,395] [1550,1795] 5 898 5450

La Fig. 10.8 muestra los rangos de las contribuciones al cortocircuito de los tres SCs para
todas las soluciones de la ejecución 2 del GSA. El SC21 y el SC15 están conectados eléctricamente
más cerca de los PoCs de cinco IBRs, por lo que tienen rangos más amplios de contribuciones
al cortocircuito que el SC28. El SC28 tiene un efecto más local y aumenta principalmente la
fortaleza de la barra 38 a la que se conecta el IBR09, de ahí su rango más estrecho.

Como ejemplo, la Tabla 10.4 muestra seis soluciones seleccionadas de la ejecución 2 del GSA
(r = 50 MVA) con diferentes valores de e y C, todas ellas con el mismo valor de f1. La solución
6 tiene los valores más bajos tanto de e como de C, mientras que ocurre lo contrario con la
solución 1.



F. De Marco, Contribuciones a la plani�cación de sistemas de potencia 141

SC21

SC28

SC15

500 1000 1500 2000 2500 3000 3500
Short-circuit contribution (MVA)

Figura 10.8: Rangos de contribuciones al cortocircuito obtenidos en la ejecución 2 del GSA del caso de
estudio B1.

Tabla 10.4: Soluciones de la ejecución 2 del GSA con diferentes valores de e en el caso de estudio B1.

Solución SC21 SC28 SC15 f1 e C
del GSA (MVA) (MVA) (MVA) (MVA) (1/MVA) ($ref )

1 3300 400 1750 5450 0,844 5281,63
2 3300 350 1800 5450 0,830 5279,70
3 3400 400 1650 5450 0,813 5279,99
4 3450 350 1650 5450 0,787 5277,27
5 3500 350 1600 5450 0,772 5276,35
6 3550 300 1600 5450 0,749 5273,41

10.5.2. Caso de estudio B2: Resultados del basin hopping

El BHA se con�guró como en el caso de estudio A2. La Tabla 10.5 y la Fig. 10.9 muestran
las soluciones encontradas en cada iteración del BHA. El BHA converge relativamente rápido
pues la solución de la iteración 4 ya está muy cerca del óptimo encontrado por el GSA. El
valor mínimo (5447,1 MVA) se obtiene en la iteración 10 para la cual la Fig. 10.10 muestra la
convergencia del NMA. Las iteraciones 3 a 10 representan diferentes combinaciones de tamaños
de SC, todas ellas conducen a valores de f1 dentro del 1% de diferencia respecto al mínimo global.
Las combinaciones más y menos uniformes se obtienen en las iteraciones 3 y 2, respectivamente,
mientras que las combinaciones más y menos costosas se obtienen en las iteraciones 1 y 8,
respectivamente.

Tabla 10.5: Soluciones del BHA en el caso de estudio B2 (optimización de tres SCs).

Iteración SC21 SC28 SC15 f1 e C
del BHA (MVA) (MVA) (MVA) (MVA) (1/GVA) ($ref )

1 5216 710 4 5930 0,433 5663,51
2 5267 666 0 5933 0,427 5663,27
3 3453 656 1379 5488 0,844 5322,02
4 3468 458 1527 5453 0,803 5283,33
5 3341 181 1944 5465 0,773 5285,26
6 3495 179 1788 5461 0,739 5279,35
7 3416 562 1488 5467 0,841 5300,34
8 3446 301 1701 5448 0,777 5273,16
9 3415 433 1602 5450 0,815 5280,60
10 3422 316 1709 5447 0,787 5273,68

10.6. Caso de estudio C: Búsqueda global

Se aplicó el BHA para optimizar el tamaño y la ubicación de los SCs considerando los 39
nodos de la red como candidatos para la instalación de SCs. En este caso se descartó el uso del
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Figura 10.9: Soluciones del BHA en el caso de estudio B2 (optimización de tres SCs).
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Figura 10.10: Convergencia del NMA en la iteración 10 del BHA en el caso de estudio B2.

GSA porque su tiempo de cálculo sería excesivamente elevado.
Dado que inicialmente el espacio de búsqueda es relativamente grande, se ejecutó iterativa-

mente el BHA siguiendo el �ujo de trabajo de la Fig. 10.1 con S′′
mı́n = 50 MVA. La primera

ejecución consideró todos los nodos de la red como candidatos. A continuación, se identi�caron
las tres mejores soluciones y los nodos con una asignación S′′ inferior a S′′

mı́n en las tres solu-
ciones se descartaron para la segunda ejecución. El uso de más de una solución evita descartar
nodos candidatos que potencialmente pueden mejorar la función objetivo si �nalmente se se-
lecciona una combinación diferente de SCs. El mismo procedimiento se aplicó en las siguientes
ejecuciones hasta que la mejor solución sólo pudo mejorarse marginalmente (≤ 1%).

La con�guración del BHA se modi�có en comparación con los casos de estudio anteriores. El
número de iteraciones del BHA por ejecución se aumentó de 10 a 50 para obtener un número
su�cientemente grande de soluciones en la zona del mínimo global, y d se redujo de 500 MVA a
100 MVA. En todas las ejecuciones, S′′

ini se �jó en 500 MVA para todos los nodos candidatos.
La Tabla 10.6 muestra la mejor solución encontrada en cada ejecución del BHA, incluyendo

el número de nodos candidatos considerados. Fig. 10.11 muestra el valor de la función objetivo
para cada iteración de las ejecuciones del BHA. En la ejecución 4 del BHA los valores de f1 en
todas las soluciones del NMA ya son menos del 2% superiores al mínimo global (2414,4 MVA).
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Todas las iteraciones adicionales más allá de estos puntos permiten seguir barriendo el espacio
de búsqueda para identi�car otras soluciones igualmente válidas en la práctica.

Tabla 10.6: Soluciones de las cuatro ejecuciones del BHA en el caso de estudio C (SCs en todos los
nodos).

Ejecución f1 Mejora* Nodos candidatos
del BHA (MVA) (%) N

1 3414,6 - 39
2 2627,3 23,1% 25
3 2433,7 7,4% 13
4 2414,4 0,8% 6

(*) Con respecto a la ejecución anterior.
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Figura 10.11: Convergencia de las cuatro ejecuciones del BHA en el caso de estudio C (arriba) y vista
ampliada de las ejecuciones 3 y 4 (abajo). La iteración 0 representa el punto de partida.

La Fig. 10.12 muestra la distribución de las contribuciones al cortocircuito de los seis nodos
candidatos. Por un lado, los nodos 20 y 36 presentan el menor potencial para la instalación de
SCs. Por otro lado, la contribución necesaria en el nodo 29 (SC29) se encuentra dentro de un
rango relativamente estrecho en torno a 365 MVA.

La Tabla 10.7 presenta las combinaciones más y menos uniformemente distribuidas y costosas
de las contribuciones al cortocircuito en la ejecución 4 del BHA. Las iteraciones 19 y 39 del
BHA conducen a las combinaciones más y menos uniformemente distribuidas, respectivamente,
mientras que las combinaciones más y menos costosas se obtienen en las iteraciones 4 y 29,
respectivamente.

Tabla 10.7: Soluciones más y menos uniformes y costosas de la ejecución 4 del BHA en el caso de
estudio C.

Ejecución SC19 SC20 SC22 SC23 SC29 SC36 f1 e C
del NMA (MVA) (MVA) (MVA) (MVA) (MVA) (MVA) (MVA) (1/GVA) ($ref )

19 885 161 529 422 367 79 2443,80 3,81 2462,18
39 1019 0 408 627 367 0 2422,12 2,82 2423,58
4 882 152 307 743 365 6 2455,86 3,23 2466,60
29 1027 0 490 529 368 0 2414,45 2,85 2416,42
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Figura 10.12: Distribución de las contribuciones al cortocircuito para los seis nodos candidatos en la
ejecución 4 del caso de estudio C.

10.7. Conclusiones

El enfoque propuesto permite identi�car automáticamente múltiples soluciones que garan-
tizan el cumplimiento de un requisito mínimo de fortaleza de red. Estas soluciones conducen
aproximadamente a la misma capacidad total de SCs pero con asignaciones diferentes a los no-
dos candidatos. La identi�cación de tales soluciones proporciona a los responsables de la toma de
decisiones un grado adicional de libertad para considerar otros criterios (por ejemplo, la inercia
total o el tiempo mínimo de puesta en servicio) en el momento de seleccionar la solución �nal.

La solución que conduce a la potencia de cortocircuito más uniformemente distribuida en-
tre todos los SCs puede identi�carse como la que tiene la desviación estándar más baja de las
contribuciones individuales. Sin embargo, la economía de escala, que se traduce en una reduc-
ción del costo unitario de los SCs al aumentar su tamaño, puede dar lugar a soluciones menos
uniformemente distribuidas y menos con�ables.

La principal limitación del método propuesto reside en su dependencia del ESCR para iden-
ti�car posibles problemas de fortaleza de red. Dado que el ESCR es heurístico, el valor mínimo
de ESCR considerado para la optimización debería calcularse mediante análisis estáticos y diná-
micos detallados e incorporar un margen de seguridad.

Las investigaciones futuras deberían incluir la comparación del rendimiento y la precisión del
BHA con los de otros algoritmos de optimización y la evaluación de otros índices de fortaleza de
red. Aunque este capítulo se ha centrado únicamente en la optimización del diseño de los SCs,
el método debería integrarse en un enfoque más amplio que también optimice otras soluciones
de refuerzo de la red, como la instalación de IBRs con controles GFM, coordinadas con la
optimización de la expansión de la generación y la transmisión.



Capítulo 11

Dimensionamiento de condensadores
síncronos en un modelo de gran escala

Resumen

En este capítulo se presentan los resultados de la aplicación del enfoque propuesto en el
Capítulo 10 para el dimensionamiento de SCs en un modelo de un sistema de potencia real de
gran escala en un escenario con una penetración extremadamente elevada de recursos basados en
inversores. Se veri�ca que el problema tiene varias soluciones que conducen a valores similares
de la contribución total de potencia de cortocircuito pero diferentes asignaciones a los nodos
candidatos. Adicionalmente, se realizan análisis de sensibilidad para evaluar el impacto de la
conversión de las unidades de generación térmica existentes para permitir su funcionamiento
como SCs.

11.1. Introducción

Síntesis

Los sistemas eléctricos de todo el mundo están experimentando una transformación para
mitigar el cambio climático y los problemas medioambientales [139]. Esto se consigue descarbo-
nizando el sector energético, lo que es posible gracias a la integración de cantidades signi�cativas
de generación de energía renovable variable (VRE), como la eólica y la solar. Esta generación
VRE desplaza a los generadores fósiles menos e�cientes del despacho económico, incluidas las
centrales eléctricas de carbón, que son las principales fuentes de emisión de gases de efecto in-
vernadero [140].

Los crecientes niveles de generación VRE plantean importantes retos de plani�cación y opera-
ción cuando se trata de IBRs que están conectados a la red a través de convertidores electrónicos
de potencia [21]. La tecnología existente utilizada para los IBRs es en gran medida del tipo de
seguimiento de red [141] cuyo correcto funcionamiento debe ser garantizado por fuentes externas
que fortalecen la red estableciendo la forma de onda de tensión de referencia. En este contexto, la
operatividad de los sistemas con niveles extremadamente altos de IBRs se ve comprometida por
los bajos niveles previstos de fortaleza de red. Este problema puede abordarse instalando con-
densadores síncronos adicionales (SCs), convirtiendo unidades convencionales para que funcionen
como SCs [115], o combinando estas dos opciones.

En este capítulo se presentan los resultados de la aplicación del enfoque presentado en el
Capítulo 10 para el dimensionamiento de SCs en el Sistema Eléctrico Nacional (SEN) de Chile
utilizando un modelo a gran escala para el año 2025 [142]. En los escenarios analizados, la
instalación masiva de IBRs en la zona Norte en reemplazo de unidades de generación térmica
conduce a valores muy bajos de ESCR, comprometiendo así la operabilidad del sistema si no se
implementan medidas de mitigación.
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Se veri�có que el problema tiene varias soluciones que conducen a valores similares de la
contribución total adicional de potencia de cortocircuito de los SCs, pero diferentes distribuciones
entre los nodos candidatos. Se realizaron análisis de sensibilidad para evaluar cómo cambia
la solución óptima cuando se considera la conversión de las unidades de generación térmica
existentes en SCs.

Contribuciones

Las principales contribuciones de este capítulo son las siguientes:

Se comprueba la aplicabilidad del método propuesto en el Capítulo 10 a modelos de sistemas
reales de gran escala.

Se demuestra que el método también puede utilizarse para considerar en el problema de
optimización la posibilidad de convertir en SCs las unidades de centrales eléctricas existen-
tes.

Organización

El resto de este capítulo está organizado como sigue. La Sección 11.2 resume los pasos de
la metodología aplicada, mientras que la Sección 11.3 describe el modelo del SEN. Las Seccio-
nes 11.4 y 11.5 presentan los resultados de aplicar el enfoque propuesto al área Norte del SEN.
La Sección 11.6 presenta las conclusiones.

11.2. Metodología

A diferencia de los solvers de problemas de programación entera mixta [143], el enfoque
propuesto permite identi�car un conjunto de soluciones prácticas válidas con valores de función
objetivo dentro de un rango estrecho, lo cual tiene mayor valor para los tomadores de decisiones
que tener una única solución óptima.

11.2.1. Flujo de trabajo

Los pasos para implementar la metodología propuesta se resumen a continuación:

1. Se ejecuta una optimización inicial para encontrar automáticamente una solución óptima
a partir de una combinación válida S′′ para la cual ESCRj ≥ ESCRmin para todos los j.

2. Los análisis de sensibilidad se realizan en torno a la solución inicial para encontrar au-
tomáticamente soluciones adicionales que den como resultado valores aún más bajos de
la función objetivo. A partir de la mejor solución óptima disponible, las optimizaciones
adicionales se ejecutan variando el punto inicial utilizando el BHA.

3. Las soluciones de las iteraciones adicionales ejecutadas en el paso anterior se analizan
para identi�car casos con potencias de cortocircuito adicionales totales similares pero con
diferente asignación a los nodos candidatos.

4. Si la contribución al cortocircuito del SC en un nodo candidato está por debajo de un
umbral mínimo S′′

min, el nodo se elimina de la lista de nodos candidatos y se vuelve a
ejecutar la optimización.



F. De Marco, Contribuciones a la plani�cación de sistemas de potencia 147

11.2.2. Potencial para la conversión de unidades convencionales en SCs

Las unidades generadoras convencionales que podrían convertirse en SCs tienen contribucio-
nes de potencia de cortocircuito ya de�nidas por sus características eléctricas reales. Sin embargo,
para identi�car cuáles de esas unidades tienen el mayor potencial de conversión, se propone con-
siderar sus PoCs como nodos candidatos y ejecutar una optimización que varíe continuamente
las contribuciones de cortocircuito adicionales a esos nodos.

Las unidades con mayor potencial de conversión son aquellas cuya contribución real de poten-
cia de cortocircuito está cerca del valor óptimo (teórico) calculado en sus PoCs. En las centrales
eléctricas multimáquinas, se considera que sólo un subconjunto de unidades que totalicen una
contribución cercana al óptimo pueden potencialmente convertirse.

11.3. Sistema de gran escala analizado

Esta sección describe el modelo y los escenarios de operación del sistema analizado en los
casos de estudio de las Secciones 11.4 y 11.5.

11.3.1. Descripción del sistema y su modelo

El SEN se extiende por más de 3100 km de norte a sur, de los cuales 1600 km se encuentran en
el área Norte1. El SEN está haciendo la transición a un sistema con baja presencia de centrales
eléctricas de carbón mediante la integración de más generación VRE, principalmente energía
solar PV y eólica. Actualmente, las centrales térmicas están ubicadas en las áreas Norte y Centro,
mientras que las hidroeléctricas se ubican principalmente en las áreas Centro y Sur. El potencial
de generación solar se ubica mayoritariamente en el Norte y el potencial de generación eólica se
distribuye por todo el país.

Se utilizó el software DIgSILENT PowerFactory para representar el modelo (nodo-
interruptor) de la red y ejecutar los cálculos eléctricos. El modelo de sistema completo comprende
3140 nodos equipotenciales y 5006 km y 20450 km de líneas de 500 kV y 220 kV, respectivamen-
te. La Fig. 11.1 indica los PoCs de las plantas eólicas y solares (nodos monitoreados), los nodos
candidatos para la instalación de SCs, las plantas térmicas existentes cuya conversión a SCs se
analiza en la Sección 11.5 y las cinco zonas principales en las que se dividió el Norte para facilitar
el análisis [144].
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Figura 11.1: Área Norte del SEN chileno indicando las centrales eólicas y solares PV (nodos monitorea-
dos), nodos candidatos para la instalación de SCs, unidades térmicas existentes cuya conversión a SCs
se analizó y principales zonas en las que se dividió el Norte para el análisis.

1En el Capítulo 5 se analizó la condición original del sistema en la que el área más al norte (Norte Grande)
se encontraba desconectada del resto del sistema. En este capítulo se analiza la condición actual que incluye la
interconexión del Norte Grande al resto del sistema nacional.
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11.3.2. Escenarios de operación

Los escenarios analizados fueron seleccionados a partir de la optimización económica de largo
plazo del despacho de generación ejecutado en un proceso separado y son representativos de
condiciones operativas adversas con alta probabilidad de ocurrencia.

La Tabla 11.1 resume la generación, demanda e inercia en los dos escenarios analizados.
Ambos escenarios presentan niveles similares de generación térmica e hidráulica y una inercia
prácticamente nula en el área Norte, en la que el despacho de generación síncrona es despreciable.
El escenario S1 (alta demanda diurna) tiene la mayor penetración de IBRs. En este escenario,
la generación solar en el Norte es alta, por lo que este área exporta energía al Centro. En el
escenario S2 (baja demanda nocturna) la generación en el Norte es signi�cativamente menor que
en el S1 (principalmente de plantas eólicas), por lo que este área importa energía del resto del
sistema.

Tabla 11.1: Escenarios de operación analizados.

Escenario

S1 (diurno) S2 (nocturno)

Cantidad SEN Norte SEN Norte

Generación

Total (MW) 11866 5477 8055 1239
Térmica (MW) 495 18 536 58
Hidro (MW) 4138 10 4307 8
PV (MW) 5466 4657 0 0
Eólica (MW) 1767 792 3212 1173

Demanda (MW) 11344 3757 7419 3228

Penetración IBR (%) 61 99 40 95

Inercia (MVAs) 22.5 0.1 26.4 0.2

La Fig. 11.2 muestra que los PoCs de generación IBR tienen claramente un dé�cit de fortaleza
de red en el escenario diurno, con valores muy por debajo del requisito mínimo de 1,5. En el
escenario nocturno (S2), no hay indicios de posibles problemas de fortaleza de red sin SCs. En
los diagramas de caja presentados en este capítulo, el cuadro se extiende desde los valores del
cuartil inferior al superior de los datos, con una línea horizontal en la mediana. Los segmentos
que se extienden por fuera del cuadro muestran el rango de los datos y los valores atípicos se
indican con círculos.
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Figura 11.2: ESCR en los PoCs de IBRs en el Norte del SEN sin SCs en los escenarios diurno (S1) y
nocturno (S2).
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11.4. Caso de estudio 1: Optimización de SCs

La metodología propuesta se aplicó para dimensionar SCs en los nodos candidatos de 110 kV
y 220 kV que se muestran en la Fig. 11.1, que fueron seleccionados en subestaciones con espacio
físico disponible para la instalación de equipos adicionales. El análisis se centra en el área Norte,
que es la que presenta posibles problemas de fortaleza de red. La optimización se realizó para
el escenario de demanda alta diurna (S1), que tiene la mayor penetración IBR, y la solución se
veri�có para el escenario de demanda baja nocturna (S2).

Los PoCs de 110 kV o 220 kV de las centrales eléctricas IBR en la Fig. 11.1 se de�nieron
como nodos monitoreados para los cuales se debe lograr un ESCRmin = 1,5. Por debajo de este
valor, no se pueden descartar problemas de estabilidad local incluso ajustando los parámetros
de control del inversor, por lo que es necesario implementar medidas de fortalecimiento de la
red [91].

De los 67 PoCs, los que tenían ESCR ≥ ESCRmin para la condición sin SCs fueron inicialmen-
te eliminados de la lista de nodos monitoreados. Esto redujo el número de nodos monitoreados
a 17, lo que permitió un proceso de optimización computacionalmente menos costoso. Una vez
�nalizada la optimización, �nalmente se veri�caron los ESCRs para la lista completa de 67 nodos.

Los resultados de las distintas ejecuciones de optimización se comparan en términos de la
distribución de las contribuciones de potencia de cortocircuito en los nodos candidatos y la suma
total de estas contribuciones. Esta suma de potencias de cortocircuito no tiene signi�cado físico,
pero representa el valor de la función objetivo f1 cuando ESCRj ≥ ESCRmin para todo j.
Además, la suma de las potencias de cortocircuito está relacionada linealmente con la potencia
nominal de los SCs, de modo que minimizar la suma de las contribuciones a las potencias de
cortocircuito minimiza la potencia total de los SCs a instalar, y por lo tanto el costo de inversión
asociado. Los resultados también se presentan en términos de la potencia nominal de los SCs
considerando una reactancia subtransitoria x′′

SC
= 0,15 pu.

11.4.1. Proceso general

El proceso de optimización se llevó a cabo en ejecuciones sucesivas como se muestra esque-
máticamente en la Fig. 11.3. Los resultados parciales obtenidos después de cada optimización se
presentan en la Fig. 11.4.

Initial Opt2Opt2 Nelder Mead

Opt3-1f Opt3-6f Opt3-10f

Opt1Opt1

Basin Hopping

Opt3-1Opt3-1

Opt3Opt3

Opt3-10Opt3-10… … …Opt3-6Opt3-6

Figura 11.3: Proceso de optimización seguido en el caso de estudio 1.

El valor inicial corresponde a una combinación de SCs de�nida en un proceso iterativo manual
que asegura que al menos el ESCRmin se alcance en todos los nodos monitoreados, resultando
en una suma de contribuciones de potencia de cortocircuito igual a 17900 MVA (2685 MVA
nominales). El punto de partida para el BHA se de�nió mediante dos ejecuciones del NMA
preliminares de resolución creciente. Estas ejecuciones Opt1 y Opt2 reducen el valor inicial de f1
a 14238 MVA y 14009 MVA, respectivamente. Los resultados de la ejecución 3 (Opt3) mostrarán
que el potencial para reducir aún más estos valores es limitado, lo que indica que están situados
cerca del mínimo global de aproximadamente 14000 MVA (2100 MVA nominales).
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Figura 11.4: Resultados del proceso de optimización en el escenario S1.

La ejecución Opt3 tuvo como objetivo encontrar otros mínimos locales que potencialmente
pudieran reducir f1 aún más por debajo de 14009 MVA. Para ello, se aplicó el BHA para rea-
lizar múltiples optimizaciones partiendo del mínimo local obtenido previamente y variando la
combinación de SCs en los nodos candidatos en un rango entre 0 y 500 MVA (nominales). Esto
condujo a 11 nuevos resultados que representan mínimos locales, con contribuciones de potencia
de cortocircuito que oscilan entre 13938 MVA y 34630 MVA (no mostrados en la Fig. 11.4).

Se realizaron nuevas optimizaciones a partir de las tres mejores soluciones Opt3-1, Opt3-6 y
Opt3-10, de las que se descartaron los nodos candidatos en los que la contribución de potencia
de cortocircuito es inferior a S′′

min = 500 MVA (paso 4 de la Sección 11.2.1). Este criterio reduce
el número de nodos en los que �nalmente se instalarán SCs (siempre que ello no incremente
considerablemente la compensación mínima total requerida) y, por tanto, simpli�ca los procesos
de licitación e ingeniería posteriores. Los resultados fueron las soluciones Opt3-1f, Opt3-6f y
Opt3-10f �nalmente propuestas, con aportes totales de potencia de cortocircuito de 13990 MVA,
13976 MVA y 14004 MVA, respectivamente.

11.4.2. Análisis detallado de las soluciones óptimas

En la Tabla 11.2 se presentan los resultados por zonas y barras candidatas para las soluciones
de las optimizaciones Opt3-1f, Opt3-6f y Opt3-10f. Los resultados de la Tabla 11.2 se re�eren en
todos los casos a los aportes de potencia de cortocircuito, excepto en la última �la de la tabla,
que muestra la potencia nominal agregada de los SCs a instalar. Del total de nodos candidatos
(17), las soluciones requieren la instalación de SCs en sólo 11 (Opt3-1f y Opt3-6f) o 12 de ellos
(Opt3-10f).

Las tres soluciones asignan las contribuciones adicionales de potencia de cortocircuito a di-
ferentes conjuntos de nodos candidatos, pero tienen valores totales relativamente próximos. La
Fig. 11.5 muestra que las tres soluciones presentan diferencias relativamente pequeñas cuando los
resultados se agregan por zonas (la mayor diferencia es aproximadamente del 15% entre Opt3-1f
y Opt3-6f para la Zona 2). Los ESCRs en los nodos monitoreados son iguales o superiores a 1,5
para las tres soluciones, como muestra la distribución de los ESCRs en los grá�cos de caja de la
Fig. 11.6.

11.4.3. Veri�cación en el escenario de demanda mínima

La e�cacia de las soluciones Opt3-1f, Opt3-6f y Opt3-10f se veri�có para el escenario nocturno
de operación con demanda mínima (S2) calculando el ESCR en todos los PoCs de los IBRs.
Los resultados de la Fig. 11.7 muestran que los niveles de ESCR en el escenario S2 aumentan
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Tabla 11.2: Soluciones seleccionadas en el caso de estudio 1.

Potencia (MVA)

Zona Barra Inicial Opt3-1f Opt3-6f Opt3-10f

1 RON 0 0 0 0
NPA 2000 776 603 623

2 FRO 0 0 0 0
MEL 2000 2272 2562 1993
CRU 0 0 0 704
MIR 2000 1335 1823 1758
CAL 1000 1171 1286 1056

3 ZAL 1200 883 0 505
DOM 1000 721 503 701
LIK 0 0 940 0
OHI 1200 723 653 931
PAR 0 0 0 0
ECO 500 1615 1282 1234

4 DDA 2500 506 535 653
ILL 2500 2796 2381 2517

5 ALG 2000 1193 1436 1301
MAI 0 0 0 0

Total S′′ 17900 13990 14004 13976
(Total Sn)* (2685) (2099) (2101) (2096)

(*) Potencia nominal considerando x′′
SC

= 0,15 pu.
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Figura 11.5: Potencia mínima adicional de cortocircuito necesaria por zona en las soluciones �nales del
caso de estudio 1.

considerablemente respecto a los del escenario diurno S1, situándose en todos los casos muy por
encima de 1,5.

11.5. Caso de estudio 2: Análisis de sensibilidad

Se realizaron análisis de sensibilidad considerando la posibilidad de convertir en SCs las uni-
dades generadoras de 16 centrales térmicas existentes, con un S′′ total de 34595 MVA (5189 MVA
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Figura 11.6: ESCR en los nodos monitoreados con y sin la compensación propuesta en el escenario
diurno S1.
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Figura 11.7: ESCR en los nodos monitoreados con y sin la compensación propuesta en el escenario
nocturno S2.

nominales). Estas unidades fueron excluidas del despacho de generación y reemplazadas por ge-
neración VRE, ya sea por sus elevados costos de producción, o porque está previsto su desman-
telamiento en el marco del plan gubernamental de descarbonización de la matriz de generación.
Para tales unidades, una conversión a la operación como SC podría ser más atractiva que el
desmantelamiento. El análisis se realizó para el escenario diurno S1.

11.5.1. Caso Reconv2: conversión de unidades con SCs adicionales

En primer lugar, se ejecutó el caso Reconv2 para identi�car las unidades con mayor potencial
para ser convertidas en SCs según la Sección 11.2.2. Para ello, se añadieron los PoCs de las 16
centrales como nuevos nodos candidatos para la optimización. El punto de partida de la opti-
mización corresponde a la solución Opt3-6f, con un valor inicial de contribución al cortocircuito
en los nuevos nodos candidatos de 500 MVA. En segundo lugar, el caso Reconv2-real consideró
que sólo las unidades de 7 centrales (total S′′ de 2304 MVA) con mayor potencial de conversión
contribuyen con su potencia de cortocircuito real.
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Se comprueba en los resultados de la Fig. 11.8 para el caso Reconv2 que la adición de los PoCs
de las centrales como nodos candidatos para la optimización reduce ligeramente la cantidad total
de contribución de potencia de cortocircuito requerida de aproximadamente 14000 MVA en la
solución Opt3-6f a 13924 MVA. Esto se debe a que en el caso Reconv2 el algoritmo de optimización
tiene grados de libertad adicionales para minimizar la función objetivo y el conjunto de nodos
candidatos está más repartido por toda el área Norte.
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Figura 11.8: Conversión de unidades térmicas en SC considerando nuevos SCs.

Al considerar la contribución real al cortocircuito sólo de las unidades con mayor potencial
de conversión en el caso Reconv2-real, la contribución total requerida aumenta ligeramente (a
14220 MVA) con respecto a la solución Opt3-6f. La contribución de las unidades reconvertidas
supone el 16,1% del total, mientras que el resto lo aportan los nuevos SCs. El aumento se
produce porque las unidades reconvertidas tienen ubicaciones y contribuciones al cortocircuito
(�jas) subóptimas.

11.5.2. Caso Reconv3: sólo conversión de unidades

En este caso se considera que sólo es posible convertir unidades térmicas en SCs, es decir, no
se dispone de los nuevos SCs propuestos en la solución Opt3-6f. La primera optimización en el
caso Reconv3 se ejecutó para identi�car las unidades con mayor potencial de conversión según
la Sección 11.2.2.

La Fig. 11.9 muestra que en el caso Reconv3 el requerimiento (teórico) de contribución de
cortocircuito aumenta considerablemente hasta 28830 MVA, es decir, más del doble que en la
solución Opt3-6f. Estos resultados implican que la ubicación de las 16 centrales convencionales
es mucho menos e�caz para aumentar la fortaleza de la red que la de los nodos candidatos en la
solución Opt3-6f.

Si se tienen en cuenta las contribuciones reales de potencia de cortocircuito de las unidades
térmicas, los PoCs de varios IBRs no alcanzan el umbral mínimo de ESCR. Esto indica que la
conversión de unidades por sí sola no es su�ciente para garantizar la mínima fortaleza de red, y
que también es necesaria la instalación de nuevos SCs.

Por lo tanto, la segunda optimización Reconv3-real consideró las contribuciones reales de
potencia de cortocircuito de todas las unidades convencionales, y optimizó las contribuciones de
SCs adicionales para alcanzar el ESCRmin en todos los nodos monitoreados. La contribución de
potencia de cortocircuito necesaria de los nuevos SCs alcanza los 2996 MVA, complementando
los 34595 MVA de la conversión de todas las unidades.

En la tercera optimización Reconv3-real-opt no se tuvo en cuenta la conversión de las unidades
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Figura 11.9: Conversión de unidades térmicas en SCs sin nuevos SCs.

cuya contribución real de potencia de cortocircuito es superior a la óptima (teórica) calculada en
el caso Reconv3. Las unidades restantes se encuentran en 13 centrales y tienen una contribución
al cortocircuito agregada de 12992 MVA (1073 MVA nominales). La contribución total de po-
tencia de cortocircuito necesaria (20146 MVA) se reduce considerablemente, aunque sigue siendo
superior a la de la solución Opt3-6f. En este caso, la contribución de las unidades reconvertidas
representa el 64,4% del total, mientras que al resto lo aportan los nuevos SCs a instalar.

11.6. Conclusiones

La metodología propuesta permite optimizar automáticamente el tamaño y la ubicación de
los SCs necesarios para garantizar una fortaleza mínima de la red en un conjunto de nodos
monitoreados. La ejecución iterativa del NMA mediante el BHA permite identi�car soluciones
con valores similares de contribución total de los SCs al cortocircuito pero diferente asignación
a los nodos candidatos.

Los responsables de la toma de decisiones pueden entonces seleccionar una solución del con-
junto aplicando criterios adicionales económicos, técnicos (por ejemplo, inercia o capacidad de
control de tensión), de con�abilidad (por ejemplo, número y distribución de SCs) o logísticos
(por ejemplo, tiempo de puesta en servicio) sin necesidad de volver a ejecutar la optimización.

Los resultados de los casos de estudio muestran que el requisito total de contribución al
cortocircuito aumenta cuando se considera la conversión en SCs de unidades existentes instaladas
en ubicaciones subóptimas. Sin embargo, dado que la conversión de una unidad existente en SC
podría ser menos costosa que la instalación de un nuevo SC [115], los resultados de la optimización
deben complementarse con evaluaciones económicas y �nancieras para de�nir la mejor solución
tecnicoeconómica.



Capítulo 12

Optimización del tamaño y ubicación
de inversores formadores de red

Resumen

Este capítulo propone un modelo para de�nir qué recursos basados en inversores (IBR) en
un escenario dado deben tener controladores formadores de red (GFM). El modelo garantiza un
requisito mínimo de fortaleza de red cuanti�cado por la relación efectiva de cortocircuito (ESCR)
en el contexto de la plani�cación a largo plazo del sistema eléctrico. Se utilizan formulaciones de
programación lineal (LP) y LP de enteros mixtos para optimizar la proporción de IBRs seguidores
de red (GFL) y GFM, y determinar el máximo potencial para aumentar la potencia instalada de
IBRs GFL. La metodología se valida utilizando el modelo modi�cado del sistema de referencia
IEEE de 39 barras descrito en la Sección 10.4 en el que se realizan análisis paramétricos para
varios valores de ESCR mínimo y proporciones máximas de conversión en GFM y de expansión
de IBRs GFL.

12.1. Introducción

Síntesis

Los IBRs GFM pueden instalarse en nuevos dispositivos independientes que proporcionan
servicios auxiliares, como sistemas de almacenamiento en baterías y FACTS [145], y en plantas de
generación de energías renovables. También es posible implantar controladores GFM reequipando
IBRs existentes [109, 146] sin cambiar esencialmente el hardware.

Además de alcanzar la plena madurez, la instalación de IBRs GFM debe fomentarse mediante
la normativa y los incentivos de mercado adecuados [90]. En este contexto, este capítulo aborda
un marco genérico de plani�cación del sistema eléctrico en el que los responsables de la toma
de decisiones especi�can el escenario de penetración de IBRs junto con un objetivo para la
penetración total de GFM (ya sean unidades nuevas o modernizadas) en un escenario futuro.
El objetivo es responder a las siguientes dos preguntas fundamentales para el desarrollo a largo
plazo de un sistema eléctrico: 1) ¾Cuál es la proporción mínima y la ubicación óptima de los
IBRs GFM necesarios para alcanzar una determinada penetración de IBRs y, al mismo tiempo,
cumplir una restricción mínima de fortaleza de red? y 2) ¾Cuál es la penetración máxima de
IBRs que puede desbloquearse desde la perspectiva de la fortaleza de la red teniendo en cuenta
que una determinada cantidad (prede�nida) de ellos puede tener controladores GFM?

Trabajos anteriores [116�118], incluyendo los Capítulos 10 [12] y 11 [13], se han centrado
principalmente en la optimización del diseño de SCs, es decir, en asegurar la mínima fortaleza de la
red aumentando la potencia de cortocircuito en nodos candidatos prede�nidos. En este capítulo se
propone un modelo para abordar la contraparte de este subproblema de plani�cación, relacionado
con la de�nición automática de la cantidad mínima y la asignación óptima de controladores GFM
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a los IBRs de la red, al tiempo que se cumple con el objetivo de penetración de IBRs GFL.
También se de�ne una función objetivo alternativa para maximizar la potencia instalada de

IBRs GFL que puede añadirse a un escenario de plani�cación dado sujeto a la capacidad máxima
de expansión de cada emplazamiento. Los modelos propuestos se formulan como problemas de
programación lineal (LP), y también se proporciona una formulación MILP alternativa para
considerar que los IBRs pueden ser totalmente GFL o totalmente GFM.

La e�cacia del modelo de optimización propuesto se demuestra utilizando el modelo modi�ca-
do del sistema de referencia IEEE de 39 barras descrito en la Sección 10.4 en el que generadores
síncronos fueron sustituidos por IBRs, lo que produce condiciones de red débiles. Se realizaron
análisis paramétricos variando el ESCR mínimo requerido y la cuota máxima de conversión en
IBRs GFM para las formulaciones LP y MILP.

Contribuciones

Las principales contribuciones de este capítulo son las siguientes:

El modelo propuesto es el primero que resuelve el refuerzo de la red y la maximización de
los IBRs GFL mediante la optimización del tamaño y la ubicación de IBRs GFM en el
contexto de la plani�cación a largo plazo.

El modelo tiene en cuenta limitaciones encontradas en la práctica, incluyendo las limitacio-
nes en el tamaño y la ubicación de IBRs GFM, y las proporciones máximas de expansión
de los emplazamientos IBR.

Organización

El resto de este capítulo se organiza como sigue. En la Sección 12.2 se analiza el impacto de
la instalación de SCs e IBRs GFM en el cálculo del ESCR. En la Sección 12.3 se presenta la
formulación y la solución del problema de optimización propuesto. La Sección 12.4 describe la red
de prueba. En las Secciones 12.5 y 12.6 se presentan los resultados de los casos de estudio en los
que se resuelven los problemas de requerimiento mínimo de IBRs GFM y de máxima penetración
IBR GFL, respectivamente. Las conclusiones se presentan en la Sección 12.7.

12.2. Factores que in�uencian la fortaleza de red

Esta sección describe el impacto de la adición de SCs y de IBRs GFM en los valores de ESCR.

12.2.1. De�nición del ESCR

A partir de (9.3), el ESCR en la j-ésima barra considerando la interacción de un número
NIBR de IBRs es [89, 96, 98]

ESCRini
j =

Sinij∑NIBR

k=1 IFjk × pGFLk

, (12.1)

donde pGFLk es la potencia nominal en MVA de los IBRs GFL conectados a la k-ésima barra, y
Sinij es la potencia de cortocircuito trifásica subtransitoria en la j-ésima barra. El supraíndice
�ini� indica los valores iniciales antes de aplicar cualquier medida para aumentar el ESCR.

Los IFs de�nidos en (9.2) dependen esencialmente de la topología de la red (impedancias
equivalentes entre IBRs) y para perturbaciones de pequeña señal puede considerarse que perma-
necen constantes cuando cambia el punto de funcionamiento [96]. Sin embargo, la contribución
no lineal al cortocircuito de los IBRs en relación con su potencia nominal debe tenerse en cuenta
para las interacciones de grandes perturbaciones [13, 100].
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Para simpli�car la notación, se de�ne la potencia IBR ponderada por el factor de interacción
que afecta a la fortaleza del j-ésimo nodo como

WPGFLj =

NIBR∑
k=1

IFjk × pGFLk . (12.2)

La adición de SCs aumenta la fortaleza de la red al operar sobre el numerador de (12.1). En
cambio, los IBRs con controles GFM tienen el efecto de reducir el denominador cuando sustituyen
a los IBRs GFL en el mismo escenario (y también, en menor medida, aumentan el numerador en
caso de nuevas unidades o diseños de convertidores dedicados [90, 147]).

También se desprende de (12.1) que para maximizar la potencia IBR GFL global es más
e�ciente agregar los nuevos IBRs GFL en los nodos con IFs más bajos respecto a los nodos
limitantes (los que alcanzan el ESCR mínimo) y reducir la potencia IBR GFL (por conversión a
GFM) en los nodos con IFs más altos.

12.2.2. Efecto de los SCs en el ESCR

Considérese que se instala en la red un conjunto de SCs adicionales de forma que la potencia
de cortocircuito en el j-ésimo nodo es

Sj = (1 + γ)× Sinij , γ ≥ 0. (12.3)

Suponiendo que los factores de interacción permanecen constantes, el ESCR con los SCs
adicionales es por lo tanto

ESCRSC
j = (1 + γ)× ESCRini

j . (12.4)

12.2.3. Efecto de los IBRs GFM en el ESCR

Considérese ahora que un conjunto de un número NGFM de controles IBR de potencias
nominales pGFMl se convierten de GFL a GFM, tal que

WPGFMj = δ ×WPGFLj para 0 ≤ δ ≤ 1, (12.5)

donde

WPGFMj =

NGFM∑
l=1

IFjl × pGFMl . (12.6)

Suponiendo que los IBRs con controles GFL y GFM tienen la misma contribución de potencia
de cortocircuito, el ESCR que resulta al convertir IBRs GFL en GFM es

ESCRGFM
j =

Sj

WPGFLj −WPGFMj

, (12.7)

de donde

ESCRGFM
j =

1

1− δ
× ESCRini

j . (12.8)

12.2.4. Comparación de los efectos

Supongamos que en el j-ésimo nodo se debe conseguir el mismo ESCR, ya sea añadiendo
SCs, o bien convirtiendo IBRs GFL en GFM, de modo que ESCRSC

j = ESCRGFM
j . Igualando

(12.4) y (12.8), la relación entre δ y γ viene dada por (12.9), que se representa en la Fig. 12.1.

γ =
δ

1− δ
(12.9)
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Por ejemplo, se deduce de (12.9) que γ = 1 para δ = 0,5, lo que signi�ca que la conversión en
GFM de la mitad de los IBRs (ponderados por el factor de interacción) relevantes para un nodo
equivale a duplicar la potencia de cortocircuito en ese nodo, lo que podría no ser técnicamente
posible. El valor de γ aumenta más rápidamente para valores más altos de δ y tiende a in�nito
cuando δ → 1.
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Figura 12.1: Relación entre δ y γ para conseguir la misma fortaleza de red en un nodo determinado.

12.3. Formulación del problema propuesto

En esta sección se presenta la formulación propuesta de los problemas de optimización junto
con las hipótesis y restricciones subyacentes.

12.3.1. Supuestos y restricciones

Se analiza un escenario de operación futuro de un modelo de red que incluye proyectos
plani�cados de expansión de la transmisión y la generación optimizados en un proceso separado
mediante análisis energéticos y económicos. Este escenario es representativo de las condiciones
de funcionamiento más débiles esperadas en la práctica con una probabilidad de ocurrencia
relativamente alta.

El escenario tiene una cierta proporción (inicial) de IBRs GFL que comprende proyectos
existentes y futuros. La fortaleza de la red se aumenta �convirtiendo� los IBRs GFL en GFM
para reducir esta proporción. Esta conversión durante la optimización se consigue mediante la
adaptación de los IBRs GFL existentes o exigiendo que los nuevos IBRs sean del tipo GFM.

Restricciones de potencia IBR total

La potencia total instalada en el k-ésimo sitio IBR es

pIBRk = pIBRinik + pIBRaddk , (12.10)

donde pIBRinik y pIBRaddk son los valores totales de la potencia instalada inicial y adicional, res-
pectivamente. Como el análisis se realiza para un escenario futuro, la potencia inicial ya puede
incluir nuevos proyectos incluidos en la plani�cación de la expansión. La componente pIBRaddk

es adicional a esta nueva potencia (plani�cada). Aunque se trata de un caso general, para los
sitios en los que no se prevé ninguna ampliación pIBRaddk = 0, y para los nuevos sitios sin IBRs
existentes pIBRinik = 0.

Antes de la optimización pIBRaddk = 0 para todo k y puede incrementarse resolviendo el
problema en (12.23), que se describe en la Sección 12.3.2.
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En el escenario optimizado, los términos iniciales y adicionales de (12.10) tienen partes con
controladores GFL y GFM, tales que

pIBRinik = p
GFL�n
k + pGFMcnv

k (12.11)

pIBRaddk = pGFLaddk + pGFMadd

k (12.12)

pGFLaddk ≥ 0 (12.13)

pGFMadd

k ≥ 0 (12.14)

donde p
GFL�n
k y pGFMcnv

k son las partes GFL �nal y GFM convertida de la generación inicial,

respectivamente, y pGFLaddk y pGFMadd

k son las partes con controles GFL y GFM, respectivamente,

de la potencia IBR adicional en el mismo sitio. Se garantiza que p
GFL�n
k y pGFMcnv

k sean ambos
positivos o cero mediante (12.11) y la restricción (12.15) a continuación.

Para ser exhaustivos, se añade pGFMadd

k a (12.12) y (12.14). Sin embargo, sólo los IBRs GFM
convertidos reducen el ESCR en el escenario inicial, por lo que la potencia IBR GFM adicional
pGFMadd

k se omite en los problemas de optimización formulados en la Sección 12.3.2.

Restricción de conversión individual a GFM

La potencia instalada de los IBRs GFM convertidos es una parte βk de la potencia IBR total
inicial, tal que

pGFMcnv

k = βk × pIBRinik , (12.15)

donde βk puede ser discreta o continua dependiendo de cuál de las siguientes políticas de plani-
�cación se adopte:

si sólo se considera la conversión completa de los GFL existentes o de los nuevos IBRs
GFM, βk es una variable discreta (lo que conduce a una formulación MILP):

βk ∈ {0, 1}; (12.16)

si la conversión de cada planta IBR candidata a la conversión de GFL en GFM puede ser
parcial, βk es una variable continua (formulación LP):

0 ≤ βk ≤ 1. (12.17)

Los valores de βk se obtienen a partir de los resultados de la optimización. Un valor de βk = 1
signi�ca que la k-ésima planta IBR GFL se convierte totalmente en GFM, y βk = 0 que no se
convierte en absoluto. Cuando no se prevé la posibilidad de convertir la k-ésima planta IBR GFL
en GFM, su correspondiente βk se fuerza a cero ya en la formulación del problema.

La diferencia entre las soluciones LP y MILP dependerá del número y tamaño de los IBRs
GFL, y se espera que aumente para números más bajos y tamaños más altos.

Restricción de mínima fortaleza de red

La fortaleza mínima de la red en los M PoCs de IBRs (nodos monitoreados) se garantiza
exigiendo

ESCRj ≥ ESCRmin, j = 1, . . . ,M, (12.18)

donde el valor de ESCRmin es un dato de entrada del problema obtenido mediante análisis diná-
micos detallados en un proceso separado. Debe adoptarse un valor con un margen de seguridad
su�ciente [91] si no se dispone de los resultados de tales estudios.
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Restricción de máxima expansión

Desde el punto de vista de la fortaleza de la red, no habría límite para la máxima generación
de IBRs GFM que puede conectarse al mismo nodo. Sin embargo, la potencia IBR adicional
máxima debe limitarse para tener en cuenta limitaciones físicas como el espacio disponible en
la subestación y el sitio, y la potencia máxima que puede inyectarse en el PoC. Por lo tanto, la
máxima potencia IBR GFL se limita a una relación de expansión máxima rk como sigue:

0 ≤ pGFLaddk ≤ rk
100

× pIBRinik , rk ≥ 0. (12.19)

Restricción de máxima conversión a GFM

Se considera que la política de plani�cación exige convertir una cuota máxima α del total de
IBRs GFL iniciales en GFM según (12.20).

PGFMcnv ≤ α

100
× P IBRini , 0 ≤ α ≤ 100. (12.20)

Dependiendo de los criterios de plani�cación, el valor de α puede de�nirse como parte de
la política de plani�cación o puede resultar del proceso de optimización, como se describe en la
Sección 12.3.2.

12.3.2. Funciones objetivo

Se formulan dos problemas para optimizar los requisitos mínimos de IBRs GFM, por un lado,
y el potencial máximo de expansión de IBRs GFL, por el otro, sujetos al mismo conjunto de
restricciones.

Requerimiento mínimo de IBRs GFM

El problema consiste en encontrar la cuota mínima α de generación IBR con controles GFM
necesaria para permitir alcanzar el objetivo de penetración IBR y, al mismo tiempo, cumplir la
restricción de mínimo ESCR. La potencia IBR total instalada en este escenario permanece �ja
en su valor inicial (pIBRnewk = 0 para todo k).

El problema de optimización a resolver está sujeto a las restricciones de la Sección 12.3.1 y
se formula como

mı́n
PGFMcnv

fGFMmin
(PGFMcnv) =

NIBR∑
k=1

pGFMcnv

k , (12.21)

con PGFMcnv = [pGFMcnv

1 , . . . , pGFMcnv

NIBR
].

La restricción de máxima relación de expansión en (12.19) puede ignorarse porque la con-
versión a GFM es inherentemente mínima cuando rk = 0 para todo k. En general, sólo algunos
nodos limitantes (los más débiles) alcanzan el mínimo ESCR en la solución.

El problema puede no tener solución en casos con objetivos de penetración de IBR relati-
vamente altos y valores bajos de α. Por lo tanto, la restricción (12.20) se relaja estableciendo
α = 100%, y la conversión óptima en GFM se obtiene a partir de los resultados de la optimización
como

αopt =

∑NIBR

k=1 pGFMcnv

k∑NIBR

k=1 pIBRinik

, (12.22)

donde el denominador es un valor constante conocido. Este parámetro permite comparar la
e�cacia de diferentes estrategias para optimizar la conversión a GFM (por ejemplo, LP frente
a MILP). Por ejemplo, para la misma cantidad de generación IBR disponible inicialmente y
el mismo valor de ESCRmin, los valores más bajos de αopt indican una conversión GFM más
e�ciente.
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Del denominador del ESCR en (12.1), la conversión de sólo algunos IBR sólo puede alcanzar
un valor máximo �nito de ESCRmin (por lo tanto αopt < 100%) por encima del cual el problema
en (12.21) no tiene solución.

Máximo potencial IBR GFL

En general, los estudios de plani�cación buscan la máxima penetración IBR que el sistema
puede admitir bajo el supuesto de que dicha tecnología utiliza los recursos más económicos y
limpios. Sin embargo, desde el punto de vista de la fortaleza de la red, no existe prácticamente
ningún límite superior para la potencia IBR instalada del tipo GFM. Por lo tanto, el problema a
resolver consiste en encontrar la máxima potencia adicional instalada de los IBRs de tipo GFL
sujeta a las restricciones de la Sección 12.3.1.

El problema de optimización a resolver se formula como

máx
PGFLadd

fIBRmax(P
GFLadd) =

NIBR∑
k=1

pGFLaddk , (12.23)

con PGFLadd = [pGFLadd1 , . . . , pGFLaddNIBR
].

El valor mínimo de α para el que el problema tiene solución se puede encontrar resolviendo
(12.21). Todos los PoCs alcanzan ESCRmin cuando todos los IBRs pueden expandirse y conver-
tirse en GFM.

En esta aplicación, los IBRs GFM actúan como facilitadores para la generación adicional de
IBRs GFL en el sistema, ya sea generación nueva o generación existente sujeta a restricciones
operativas (por ejemplo, racionamiento). La solución del problema indica la máxima potencia IBR
GFL que puede instalarse cumpliendo las condiciones de contorno. Cualquier aumento adicional
de la capacidad IBR por encima de este valor máximo debe ser del tipo GFM.

12.3.3. Solución del problema

Los problemas (12.21) y (12.23) tienen variables de decisión reales PGFMcnv y PGFLadd , res-
pectivamente. Además, las funciones objetivo fGFMmin

y fIBRmax , y las restricciones de la Sec-
ción 12.3.1, son expresiones lineales. Por lo tanto, los problemas de optimización se formulan como
un MILP cuando se aplica (12.16) o como un LP cuando se aplica (12.17). Estos problemas se
resuelven mediante un algoritmo branch-and-bound [148, 149].

El escenario de operación inicial permanece constante durante la optimización y sólo se mo-
di�ca la potencia instalada de los IBRs porque el ESCR no depende del despacho de dichos
IBRs. Sin embargo, cuando la optimización conduce a valores relativamente altos de IBRs GFL
adicionales, la viabilidad de nuevos puntos de operación con mayores inyecciones de potencia
activa se debe veri�car en análisis energéticos y de �ujo de potencia posteriores.

12.4. Red de prueba

Los problemas de optimización formulados en la Sección 12.3.2 se resolvieron para el sistema
de referencia modi�cado de 39 nodos IEEE [138] descrito en la Sección 10.4. Para garantizar un
ESCR ≥ 1,5 en todos los nodos [91], se conectaron SCs a las barras 21, 28 y 15 con unas contri-
buciones de cortocircuito de 3423 MVA, 317 MVA y 1709 MVA en sus PoCs, respectivamente,
como se muestra en la Fig. 12.2. Los tamaños de estos SC corresponden a la iteración 10 del
BHA del caso de estudio B2 de la Sección 10.5.2 (véase la Tabla 10.5).

Se utilizó el software DIgSILENT PowerFactory 2022 para representar el modelo de red y
ejecutar los cálculos eléctricos. El problema de optimización se modeló utilizando el paquete
PuLP de Python [150], y se resolvió con el algoritmo Cbc de código abierto [149].
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Figura 12.2: Sistema IEEE modi�cado de 39 nodos con IBRs en los nodos 32 a 36 y 38 (rojo) y SCs en
los nodos 15, 21 y 28 (verde). Los valores de ESCR con tres SCs y sin IBRs GFM se muestran en los
recuadros. La potencia instalada se indica para cada IBR.

12.5. Caso 1: Mínimo requerimiento de IBRs GFM

El objetivo de este caso de estudio es encontrar la capacidad IBR GFL mínima que debe
convertirse en GFM para cumplir el requisito de mínimo ESCR resolviendo (12.21). El valor de
α se �jó en 100%, y la proporción óptima de conversión en GFM, αopt, se calculó a partir de los
resultados de la optimización según (12.22).

Se obtuvieron resultados para las siguientes optimizaciones con diferentes grados de libertad
(número de variables optimizadas):

Libertad total (Full freedom): todos los IBRs GFL pueden convertirse en GFM.

Libertad limitada (Limited freedom): sólo los IBRs GFL 04, 06 y 09 pueden convertirse en
GFM.

También se obtuvieron resultados para la optimización MILP en la que los IBRs GFL sólo
pueden convertirse totalmente en GFM aplicando (12.16), y la optimización LP en la que los
IBRs GFL pueden convertirse parcialmente en GFM aplicando (12.17). Se realizó un análisis
paramétrico para valores de ESCRmin comprendidos entre 1,5 y 3.

12.5.1. Caso 1a: Comparación con SCs

Las optimizaciones de libertad total se ejecutaron con tres y dos (SC21 fuera de servicio)
SCs en servicio. La Fig. 12.3 muestra la capacidad IBR GFL que debe convertirse en GFM en
función del requisito mínimo de ESCR. De los resultados pueden extraerse las siguientes dos
observaciones.

En primer lugar, se comprueba que la conversión necesaria en IBR GFM aumenta cuando
se saca de servicio un SC. Para alcanzar un ESCR de al menos 1,5, es necesaria la conversión
de unos 1000 MW (aproximadamente el 30% de la capacidad IBR total) de IBRs GFL en GFM
cuando se saca de servicio el SC21. Este SC tiene una potencia nominal equivalente de 685 MVA
considerando una reactancia subtransitoria (conjunto de máquina y transformador) de 0,2 pu.

En segundo lugar, las optimizaciones MILP son más ine�cientes (conducen a valores más
altos de αopt) que las correspondientes optimizaciones LP, ya que las primeras se limitan a la
conversión completa de las centrales IBR GFL. La e�ciencia de la optimización MILP aumenta
a medida que sus resultados se acercan a los de la optimización LP.
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Figura 12.3: IBRs GFM convertidos en función de ESCRmin en el Caso 1a (libertad completa) con tres
y dos SCs en servicio.

12.5.2. Caso 1b: Grados de libertad limitados

La Fig. 12.4 muestra la potencia IBR GFL que debe convertirse en GFM en función del
requisito mínimo de ESCR para los casos de grados de libertad total (todos los IBRs pueden
convertirse) y limitados (algunos IBRs pueden convertirse). Las optimizaciones se ejecutaron
considerando los tres SCs en servicio.

La conversión en IBR GFM requerida para la optimización LP es similar en ambos casos
hasta un ESCRmin de alrededor de 2,3, por encima del cual la optimización de libertad limitada
requiere un mayor nivel de conversión. En ambos casos, los resultados del MILP conducen a
mayores proporciones de conversión en GFM.

1.50 1.75 2.00 2.25 2.50 2.75 3.00
ESCRmin (MVA/MVA)

0

1000

2000

3000

GF
M

 (M
W

)

LP: Full freedom
MILP: Full freedom

LP: Limited freedom
MILP: Limited freedom

0.0

0.2

0.4

0.6

0.8

op
t (

pu
)

Figura 12.4: IBRs GFM convertidos en función de ESCRmin en el Caso 1b (con tres SCs en servicio).

Los resultados indican que la restricción de mínimo ESCR puede cumplirse con la conversión
de sólo algunos IBRs GFL en GFM. Sin embargo, para valores relativamente altos de ESCRmin

la conversión requerida en GFM a partir de la optimización de libertad limitada es mayor que
la de la optimización de libertad total debido a la menor e�cacia de la conversión de sitios con
IFs <1.
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Las Figs. 12.5 a) y b) muestran la proporción de potencia IBR GFL y GFM resultante de las
optimizaciones LP y MILP de libertad limitada, respectivamente, considerando ESCRmin = 2,0.
Para el mismo caso, las Figs. 12.5 c) y d) muestran mapas de calor con los valores de ESCR para
las optimizaciones LP y MILP, respectivamente. Se comprueba que la optimización LP da como
resultado valores de ESCR iguales a ESCRmin en todos los nodos monitoreados, mientras que
para la MILP los valores de ESCR son superiores a ESCRmin y se distribuyen de forma desigual
por la red. Los resultados de la optimización MILP son más conservadores y, por tanto, más
ine�cientes.

ESCR ≥ 3

ESCR ≥ 2

a) GFL and GFM shares for the LP optimization b) GFL and GFM shares for the LP optimization

c) ESCR heatmap for the LP optimization d) ESCR heatmap for the MILP optimization

Figura 12.5: Valores de ESCR resultantes de las optimizaciones LP (grá�cos de la izquierda) y MILP
(grá�cos de la derecha) de libertad limitada considerando ESCRmı́n = 2,0.

12.6. Caso 2: Máximo potencial IBR GFL

El objetivo de este caso de estudio es encontrar la máxima capacidad IBR GFL adicional que
se puede conectar a la red resolviendo (12.23). Todos los resultados obtuvieron considerando los
tres SC en servicio. Como en el caso anterior, se presentan resultados para optimizaciones con
grados de libertad total y limitados.

En las optimizaciones con libertad limitada sólo los IBRs 03, 05 y 07 pueden expandirse
(por un factor r), y sólo los IBRs GFL 04, 06 y 09 pueden convertirse en GFM. A los efectos
ilustrativos, se considera un único valor r de rk para todos los k, pero en la práctica podrían
de�nirse valores diferentes para cada sitio IBR.

12.6.1. Caso 2a: Libertad total

La Fig. 12.6 presenta las proporciones de GFL y GFM en la capacidad IBR total como
funciones de α para relaciones de expansión rk entre 0% y 200% para todos los k. El aumento
de la capacidad IBR GFM es lineal para r > 0 porque la capacidad GFL adicional se maximiza
cuando α también es máximo. Luego, en (12.20) siempre se va a cumplir PGFMcnv = α

100×P
IBRini .
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En el escenario inicial sólo hay dos nodos limitantes que alcanzan el ESCR mínimo (véanse
los valores de los nodos 33 y 34 en la Fig. 12.2). Cuando se permite maximizar la potencia IBR
GFL instalada, el ESCR en todos los PoCs de los IBRs tenderá a ESCRmin. Cuando ESCRj =
ESCRmin para todos los j, cualquier capacidad IBR GFL adicional coincidirá con la capacidad
IBR GFL convertida en GFM en el mismo emplazamiento. Por lo tanto, la nueva capacidad IBR
GFL tiene un aumento rápido en valores bajos de α porque en algunos PoCs de IBRs el ESCR
es superior a 1,5 en el escenario inicial y hay margen para aumentar la capacidad IBR GFL con
una conversión relativamente pequeña en IBR GFM.
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Figura 12.6: Partes GFL y GFM de la capacidad IBR total como funciones de α para 0% ≤ r ≤ 200%
en el Caso 2a (libertad total).

La Fig. 12.7 muestra la capacidad IBR GFL adicional considerando que todos los sitios
pueden convertirse en GFM y expandirse en r = 100%. Los IBRs en los que primero se aumenta
la capacidad GFL (para valores de α más bajos) son los que presentan valores de ESCR más
altos en el escenario inicial (IBRs 03, 06 y 07). Un comportamiento particular de la optimización
para este sistema es que para α en torno al 35% la capacidad GFL adicional pasa de IBR05 a
IBR04, ya que ambos IBRs están eléctricamente próximos entre sí.

12.6.2. Caso 2b: Libertad limitada

La optimización considerando grados de libertad limitados se ejecutó para evidenciar cómo los
IBRs GFM en algunos sitios pueden permitir la adición de IBRs GFL en otros sitios. La Fig. 12.8
muestra que la generación total IBR GFL depende fuertemente de la relación de expansión r.
En todos los casos aumenta por encima del valor inicial para valores pequeños de α y luego se
reduce. La generación total IBR GFL para valores altos de α cae por debajo del valor inicial (sin
IBRs GFM) para todos los valores de r, pero es muy similar para r = 200%.

La capacidad IBR GFM total es la misma para todos los valores de r distintos de cero,
lo que signi�ca que la solución óptima comprende el uso completo del potencial de conversión
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disponible.
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Figura 12.7: Potencial de potencia adicional IBR GFL en el Caso 2a (libertad total) para r = 100%.
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Figura 12.8: Partes GFL y GFM de la capacidad IBR total como funciones de α para 0% ≤ r ≤ 200%
en el Caso 2b (libertad limitada).

La Fig. 12.9 muestra el potencial adicional de capacidad IBR GFL para los emplazamientos
individuales (los IBRs que no se muestran en esta �gura son los convertidos en GFM). La
distribución entre las unidades individuales no es lineal y depende del valor de α.

La Fig. 12.10 compara la efectividad PGFLadd/PGFMcnv para los Casos 2a (libertad total) y
2b (libertad limitada) para r = 100%. La efectividad de la conversión en GFM se reduce con el
aumento de α. Además, la restricción de las ubicaciones candidatas para la conversión en GFM
y la generación IBR GFL (libertad limitada) también reduce la efectividad de la conversión en
GFM.

En la optimización de libertad limitada, la efectividad cae por debajo de 1 pu para valores de
α superiores al 40%. Esto signi�ca que para niveles altos de conversión en GFM, la capacidad
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IBR GFL adicional también aumenta (Fig. 12.8) pero en una proporción menor.
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Figura 12.9: Potencial de potencia IBR GFL adicional en el Caso 2b (libertad limitada) para r = 100%.

0 20 40 60 80 100
 (%)

1

2

3

4

5

PG
FL

ad
d
/P

G
FM

cn
v  (

pu
)

LP: Full freedom
LP: Limited freedom
MILP: Full freedom
MILP: Limited freedom

0 20 40 60 80 100
 (%)

4000

5000

6000

7000

8000

To
ta

l I
BR

 (M
W

)

Figura 12.10: E�cacia PGFLadd/PGFMcnv (arriba) y generación IBR total (abajo) en el Caso 2a (libertad
total) y el Caso 2b (libertad limitada) para r = 100%.

Como ejemplo, la Fig. 12.11 muestra los valores de ESCR en los PoCs de los IBRs para
α = 56% y r = 100%. En el Caso 2a (libertad total), el ESCR está muy cerca del ESCRmin en
todos los PoCs porque la optimización libera todo el potencial disponible de potencia adicional
GFL, mientras que en el Caso 2b (libertad limitada) sólo un PoC alcanza el ESCRmin. En
consecuencia, para la misma proporción α de conversión en GFM, la optimización de libertad
total libera 2812 MVA de potencia GFL adicional (Fig. 12.7), mientras que la optimización de
libertad limitada sólo 1647 MVA (Fig. 12.9).
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Figura 12.11: ESCR en los PoCs de los IBRs en el Caso 2a (libertad total) y en el Caso 2b (libertad
limitada) para α = 56% y r = 100%.

12.7. Conclusiones

El modelo propuesto está diseñado para optimizar tanto el tamaño como la ubicación de los
IBRs GFM, garantizando una fortaleza mínima de la red en un escenario de plani�cación. En
las aplicaciones del mundo real, es probable que estas optimizaciones tengan grados de libertad
limitados. Esto signi�ca que la ubicación de IBRs GFM en determinados sitios puede facilitar la
adición de IBRs GFL en otros sitios.

Los trabajos futuros pueden centrarse en la optimización combinada del tamaño y la ubica-
ción tanto de SCs como de IBRs GFM, posiblemente añadiendo factores de costo para que las
dos medidas de mitigación sean comparables. Además, la implementación del problema puede
ampliarse para permitir la optimización de varios escenarios simultáneamente.

Se identi�ca un alto potencial para acoplar el modelo propuesto con otros modelos para
atender limitaciones adicionales, tales como las restricciones estáticas, dinámicas, de recursos
y de mercado en el contexto de la cooptimización de la expansión combinada de generación y
transmisión.
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Capítulo 13

Antecedentes sobre acciones topológicas
de transmisión

Resumen

En este capítulo se describen el estado del arte y los conceptos necesarios para la Parte III,
incluidos los conceptos básicos del análisis de contingencias, las maniobras de transmisión y la
optimización del despacho.

13.1. Efectos de perturbaciones en la red [18]

Los sistemas eléctricos están permanentemente sometidos a una variedad de pequeñas y
grandes perturbaciones. Las pequeñas perturbaciones en forma de cambios de carga se producen
continuamente, y el sistema debe ser capaz de ajustarse a las condiciones cambiantes y funcionar
satisfactoriamente. También debe ser capaz de atravesar numerosas perturbaciones de carácter
grave, como un cortocircuito en una línea de transmisión o la pérdida de un generador de gran
porte. Una gran perturbación puede provocar cambios estructurales debido al aislamiento de los
elementos fallados.

En un punto de equilibrio, un sistema eléctrico puede ser estable para una perturbación física
determinada (grande) e inestable para otra. No es práctico ni económico diseñar sistemas de
potencia que sean estables para todas las perturbaciones posibles. Las contingencias de diseño
se seleccionan como aquellas que tienen una probabilidad razonablemente alta de ocurrir. Por lo
tanto, la estabilidad ante grandes perturbaciones siempre se re�ere a un escenario de perturbación
especí�co. Así, un punto de equilibrio estable tiene una región de atracción �nita; cuanto mayor
sea la región, más robusto será el sistema frente a grandes perturbaciones. La región de atracción
cambia con las condiciones de funcionamiento del sistema eléctrico.

La respuesta del sistema eléctrico a una perturbación puede afectar a gran parte de las insta-
laciones. Por ejemplo, una falla en un elemento crítico seguido de su aislamiento mediante relés
de protección provocará variaciones en los �ujos de potencia, las tensiones de los nodos de la red
y las velocidades de los rotores de las máquinas; las variaciones de tensión actuarán sobre los
reguladores de tensión del generador y de la red de transmisión; las variaciones de velocidad del
generador actuarán sobre los reguladores de las máquinas primarias; y las variaciones de tensión
y frecuencia afectarán a las cargas del sistema en distintos grados en función de sus característi-
cas individuales. Además, los dispositivos utilizados para proteger equipos individuales pueden
responder a los desvíos de las variables del sistema y provocar la desconexión de los equipos,
debilitando así el sistema y, posiblemente, provocando su inestabilidad.

Si tras una perturbación el sistema eléctrico es estable, alcanzará un nuevo estado de equilibrio
con la integridad del sistema preservada, es decir, con prácticamente todos los generadores y
cargas conectados a través de un único sistema de transmisión. Algunos generadores y cargas
pueden desconectarse mediante el aislamiento de elementos fallados o el disparo intencionado para
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preservar la continuidad de funcionamiento del grueso del sistema. Los sistemas interconectados,
para determinadas perturbaciones graves, también pueden separarse intencionadamente en dos
o más islas eléctricas para preservar la mayor parte posible de la generación y la carga. Las
acciones de los controles automáticos y posiblemente de los operadores humanos terminan de
restablecer el sistema a su estado normal. Por otro lado, si el sistema es inestable, se producirá
una situación de divergencia; por ejemplo, un aumento progresivo de la separación angular de
los rotores de los generadores, o una disminución progresiva de las tensiones de barra. Una
situación de inestabilidad del sistema podría provocar cortes en cascada y el apagón de una
parte importante del sistema eléctrico.

En los siguientes capítulos de esta Parte III del informe se realiza un análisis estático de
la red mediante cálculos de �ujo de carga. El sistema podría funcionar de forma estable en las
condiciones previas y posteriores a un cambio topológico. Sin embargo, es necesario comprobar
que es capaz de pasar de un estado a otro de forma estable, más aún cuando el cambio topológico
se desencadena por fallas graves o grandes desequilibrios de potencia. En este contexto, los
resultados de los análisis (estáticos) de contingencias y la aplicabilidad de las acciones topológicas
propuestas deben veri�carse mediante análisis de estabilidad complementarios.

13.2. Análisis de contingencias

Los análisis de contingencias (CA) se realizan para evaluar los riesgos para el funcionamiento
del sistema eléctrico presentados por la ocurrencia de contingencias en la red. El CA en estado
estacionario analiza un gran número de interrupciones simples o múltiples basándose en cálculos
de �ujo de potencia, lo que constituye una tarea de cálculo rutinaria en la plani�cación y la
operación de los sistemas eléctricos [151]. El CA también se realiza en tiempo real por el sistema
automático de gestión de la energía (EMS) para el punto real de funcionamiento de la red
estimado a partir de mediciones seleccionadas en campo [152].

En los EMS modernos, el CA es una rutina de cálculo importante para el funcionamiento
seguro del sistema de potencia. CA se realiza para detectar potenciales condiciones de emergencia
y proporcionar señales de advertencia para guiar a los operadores en la toma de decisiones de
control de seguridad. Especí�camente, el CA analiza las contingencias creíbles e identi�ca aquellas
que pueden causar sobrecargas en ramas o violaciones de tensión [153].

Los códigos de red suelen exigir a los operadores del sistema que mantengan el suministro
de energía eléctrica tras una contingencia simple o la pérdida de un único elemento (N-1). Para
garantizar la con�abilidad N-1 del sistema, se realiza un CA para identi�car las contingencias
críticas que pueden causar violaciones en la red. Los resultados pueden indicar la necesidad de
infraestructura adicional, esquemas de protección o políticas de despacho especiales. En las apli-
caciones en línea, los resultados del CA ayudan a los operadores a estar preparados de antemano
y a reaccionar ante desconexiones críticas utilizando estrategias predeterminadas [152].

El cálculo del �ujo de potencia es el núcleo del CA para determinar el estado operativo del
sistema eléctrico tras la ocurrencia de contingencias creíbles. Se supone que las inyecciones de
potencia de los generadores permanecen constantes para las contingencias en ramas y que la
topología de la red permanece �ja en el estado anterior a la contingencia [152].

La práctica actual es combinar el CA y la optimización del despacho de generación (unit
commitment o UC) como se muestra en la Fig. 13.1 [152]. El punto de operación se de�ne
basándose en el escenario de funcionamiento más crítico pero creíble, o se obtiene a partir de la
estimación de estado en aplicaciones en tiempo real. A continuación, el �ujo de potencia del caso
base y el CA se llevan a cabo de forma secuencial, lo que determina las restricciones relevantes
de los elementos activos de la red que deben considerarse en el UC para la operación segura del
sistema. Luego se resuelve el UC y se obtiene la solución óptima. El hecho de considerar sólo las
restricciones relevantes permite reducir el tamaño del problema de UC.
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Figura 13.1: Flujo de trabajo típico combinando CA y UC.

13.3. Optimización del despacho

Las demandas de los clientes en los sistemas eléctricos de potencia están sujetas a cambios
porque las actividades humanas siguen ciclos diarios, semanales y mensuales. La demanda suele
ser mayor durante el día y las primeras horas de la noche, cuando la carga industrial es alta, las
luces están encendidas, etc., y menor durante las últimas horas de la noche y las primeras horas
de la mañana, cuando la mayoría de la población duerme. En los sistemas eléctricos es nece-
sario asignar su�cientes unidades de generación para satisfacer la demanda. Si se comprometen
su�cientes unidades de generación para satisfacer la demanda máxima de carga y se mantienen
estas unidades encendidas aunque sean redundantes, se proporciona una solución de fuerza bruta
a la programación de las unidades de generación. Sin embargo, apagar las unidades cuando no
se necesitan puede reducir sensiblemente los costos. Luego, se debe satisfacer la demanda de
carga y, al mismo tiempo, operar el sistema eléctrico de forma económica. El UC es el proceso de
determinar la programación óptima de las unidades generadoras durante un periodo de estudio
sujeto a las restricciones de funcionamiento de los dispositivos y del sistema [154].

13.3.1. De�nición del problema [155]

El problema del despacho económico de generación supone que hay N unidades ya conectadas
al sistema. El objetivo es encontrar la política de funcionamiento óptima para estas N unidades.
Por otro lado, el problema de UC es más complejo y consiste en responder la siguiente pregunta:
dado que hay una serie de subconjuntos del conjunto completo de N unidades generadoras
que podrían satisfacer la demanda prevista, ¾cuál de estos subconjuntos debe utilizarse para
proporcionar el mínimo costo de operación?

Este problema de UC puede extenderse a algún periodo de tiempo, como las 24 horas de un
día o las 168 horas de una semana, y resulta más complejo de resolver que el problema sólo de
la optimización económica. Los procedimientos de resolución incluyen el problema de despacho
económico como subproblema. Es decir, para cada uno de los subconjuntos del número total de
unidades que deben probarse, para cualquier conjunto dado de ellas abasteciendo la demanda,
el subconjunto concreto debe funcionar de forma económica óptima. Esto permitirá encontrar
el costo de operación mínimo para ese subconjunto, pero no establece cuál de los subconjuntos
es de hecho el que dará el costo mínimo durante un periodo de tiempo. En esta Parte III no se
resuelve el problema de UC para una ventana de tiempo, sino sólo para los puntos de operación
correspondientes a los estados anteriores y posteriores a la ocurrencia de una contingencia.
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13.3.2. Formulación del problema [156]

El modo de operación de una unidad es una de las diferentes formas en que se puede operar
dicha unidad, siendo una de ellas no funcionar en absoluto. Debido a la creciente complejidad de
las unidades de generación, sus posibilidades de funcionamiento son múltiples. Así, la de�nición
del modo de funcionamiento ya no se limita a que la unidad funcione o no. Por ejemplo, una
unidad puede incluir varias subunidades (una turbina de gas y una turbina de vapor en un ciclo
combinado). Una unidad de este tipo puede funcionar sólo con una subunidad o con la otra,
o con ambas. Otras unidades pueden utilizar alternativamente distintos tipos de combustible,
o funcionar con o sin cogeneración de calor. Todas estas posibilidades se denominan modos de
funcionamiento.

La forma general del problema de UC puede escribirse como sigue:

mı́n

∑
j∈J

Cj(xj,t, gj,t)


s.t. (xj,t, gj.t) ∈ Dj para todo j ∈ J

(xj,t, gj.t) ∈ Gt para todo t ∈ T

xj,t ∈ Xj,t para todo j ∈ J, t ∈ T

(13.1)

donde

J es el conjunto de unidades de generación (centrales térmicas, hidroeléctricas y de bom-
beo);

T es el período analizado;

xj,t es el modo de funcionamiento de la unidad j durante el período t;

Xj,t es el conjunto de modos de funcionamiento permitidos durante el periodo t para la
unidad j; si los modos de funcionamiento permitidos son los dos estados en servicio/fuera
de servicio, entonces Xj,t = {0, 1};

gj,t es la producción de la unidad j durante el periodo t, típicamente se tiene gj,t = pj,t,
donde pj,t es la generación de la unidad j durante el periodo t. Sin embargo, si la unidad
puede producir calor, se tiene gj,t = (pj,t, qj,t) donde qj,t es la producción de calor;

Cj es la función de costo de operación;

Dj es el dominio operativo de la unidad j (si (xj,t, gj,t ∈ Dj) entonces este programa de
generación respeta las restricciones dinámicas operativas de la unidad j);

Gt de�ne las restricciones de acoplamiento (o restricciones globales) durante el período t:
restricciones de demanda, requisitos de reserva, restricciones de transmisión, etc.

Las referencias [154, 157, 158] proporcionan una formulación detallada del problema.

13.3.3. Solución del problema

Se han desarrollado varios enfoques para resolver el problema del UC óptimo. Estos enfoques
varían desde métodos muy complejos y teóricamente complicados a simples métodos de reglas
empíricas. El alcance del problema de la programación de la operación puede variar signi�cati-
vamente de una empresa a otra en función de su combinación de unidades y de las restricciones
operativas concretas [157].

Se han propuesto varios métodos para resolver el problema del UC, y los programas compu-
tacionales industriales existentes suelen resolver problemas del mundo real combinando distintos
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métodos matemáticos de optimización o utilizan elementos heurísticos para reducir el problema
a un tamaño adecuado para un método matemático especial. Los métodos pueden clasi�carse en

Métodos elementales, que son capaces de resolver exactamente un problema de optimi-
zación dado; y

Métodos de alto nivel , que suelen ser más un proceso de solución que un método de
optimización, sustituyendo el problema completo del UC por una secuencia de problemas
más sencillos que pueden resolverse mediante uno o varios métodos elementales.

La programación entera mixta (MIP) lineal se utilizó para resolver el problema de UC en los
siguientes capítulos de esta parte del informe. La MIP se ha convertido en un enfoque muy popular
para resolver problemas UC debido a las mejoras signi�cativas en los solvers especializados,
basados en el algoritmo branch & bound [158].

Los programas MIP se basan en al menos dos algoritmos diferentes. El primero de ellos
determina los valores de las variables enteras y el segundo (normalmente LP) resuelve el problema
continuo restante y proporciona información para una nueva ejecución del primer algoritmo. Este
procedimiento se repite hasta que se cumple un criterio prede�nido de convergencia [156].

En la mayoría de los casos la MIP comprende la combinación de branch & bound para
determinar los valores enteros y de�nir la combinación de valores a investigar, y un algoritmo LP
para resolver el problema lineal. Sin embargo, otras combinaciones son posibles, por ejemplo, la
sustitución del branch & bound por la enumeración completa, que podría ser útil para algunos
problemas, o utilizar un método heurístico para reducir el número de combinaciones [156].

La principal ventaja de los algoritmos MIP es su garantía de encontrar la solución óptima
incluso en el caso de problemas fuertemente no convexos. Sin embargo, en la realidad, cuando
se aplica al problema UC, el algoritmo tiene que detenerse en muchos casos, lo que signi�ca que
después de un determinado periodo de tiempo se acepta la mejor solución hasta el momento sin
controlar que existan otras mejores. Esto se debe al aumento exponencial del tiempo de cálculo
necesario con respecto al número de variables discretas [156].

El �ujo de potencia óptimo (OPF) tradicional se utiliza para calcular la política de despacho
óptima para conseguir el mínimo costo de generación cumpliendo las restricciones del sistema
de transmisión [155]. Las variables enteras que representan el estado (cerrado o abierto) de las
ramas e interruptores pueden añadirse al problema MIP UC para optimizar también la topología
de la red [159]. Además, el OPF puede formularse como un OPF con restricciones de seguridad
(SCOPF) para garantizar que el sistema cumple con el criterio N-1 [160, 161]. Las restricciones
de corriente máxima de cortocircuito se añadieron al problema SCOPF en [162].

13.4. Acciones topológicas

Las acciones topológicas (TAs), que incluyen la conmutación de líneas de transmisión, la
compensación en derivación de MVAr y la conmutación de barras, así como el cambio de topes
de transformadores, son medidas e�caces de modi�car el estado del sistema eléctrico para hacer
frente sin costo adicional a situaciones inaceptables después de una contingencia. Sin embargo, en
condiciones exigentes del sistema, es posible que las TAs no consigan aliviar todas las sobrecargas
y violaciones de tensión para algunas contingencias graves. Así pues, deben aplicarse medidas
más invasivas para los consumidores y productores de electricidad a �n de alterar los �ujos
de potencia y evitar una falla catastró�ca [163], con la desventaja de aumentar los costos de
operación (OPEX).

El problema de la con�guración óptima de la transmisión (OTS) consiste en identi�car las
líneas que deben desconectarse para mantener el correcto funcionamiento del resto del sistema
tras una contingencia, minimizando el valor del costo horario de operación del sistema [164,
165]. El OTS es un subproblema del problema de TA óptimo (OTA) porque este último también
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considera el cierre de interruptores (CBs) así como el cambio de topes de transformadores como
medidas de mitigación.

Los problemas SCOPF pueden formularse en la modalidades �sólo preventiva� y �también
correctiva�, siendo la diferencia entre estas modalidades que la primera no considera la posibilidad
de aplicar acciones de redespacho de generación en el estado posterior a la contingencia, salvo
la respuesta automática de los controladores dinámicos de los equipos [161, 166]. Las acciones
correctivas permiten reducir las medidas preventivas de elevado costo, ya que se aplican sólo
ante la ocurrencia de la contingencia [167]. En [168] se propone una formulación del UC para
cooptimizar la programación de la generación y las TAs pre y postcontingencia considerando
múltiples períodos de tiempo. Las acciones preventivas también se consideran en [169] pero sin la
selección automática de posibles acciones topológicas. En [169] se sigue un enfoque heurístico, en
el que se utilizan costos de penalización para ponderar las modi�caciones de despacho y favorecer
la solución que modi�que menos las consignas de los generadores.

En la práctica, las maniobras de barras en las subestaciones aumenta la complejidad del
problema OTA, ya que suele implicar varias acciones de conmutación de CBs [163]. La operación
de CBs se añadió a la formulación del problema OPF sólo para las acciones de apertura, incluida
la desconexión de líneas [164] y la separación de barras [163, 170]. Sin embargo, la desconexión
de ramas tiende a reducir la seguridad y con�abilidad del sistema eléctrico [164, 171]. En [172]
se propusieron dos formulaciones MIP para optimizar la con�guración de subestaciones en el
problema SCOPF partiendo de una topología con todos los interruptores candidatos abiertos
(cerrados) y optimizando el cierre (apertura) de los interruptores. El enfoque de [163] optimiza
las maniobras correctivas para aliviar también las violaciones de tensión, pero requiere modi�car
el modelo de red para los cálculos.

Los cálculos típicos de CA [153, 155] y de UC pueden combinarse para ayudar a resolver
el problema OTA, pero ninguna de estas herramientas por sí sola es su�ciente para resolver el
problema. Por un lado, aunque el CA sirve como método de barrido para identi�car condiciones
críticas postcontingencia, no informa sobre cómo de�nir las acciones más e�cientes para mitigar-
las. Por otro lado, los cálculos de UC permiten determinar el cambio económicamente óptimo en
la potencia de intercambiada por unidades generadoras y cargas, pero presuponen una topología
de red �ja, lo que en muchos casos conduce a sobrecostos innecesarios.

En este contexto, los operadores y plani�cadores de la red necesitan una herramienta prác-
tica para resolver el problema OTA utilizando las funciones que suelen estar disponibles en los
programas industriales de simulación de sistemas de potencia que utilizan en sus procedimientos
de rutina.



Capítulo 14

Acciones topológicas correctivas para
minimizar el OPEX postcontingencia

Resumen
Este capítulo presenta un algoritmo práctico para la de�nición automática de acciones topo-

lógicas correctivas (TCAs) con el �n de minimizar los costos adicionales de operación necesarios
para mitigar los efectos adversos de contingencias en la red. Se utilizan análisis de contingencia y
de sensibilidad para identi�car posibles TCAs que comprenden la desconexión de ramas indivi-
duales, acciones de maniobra prede�nidas en uno o más interruptores (CB), y el cambio de topes
de transformadores desfasadores. Se propone también un nuevo método para la identi�cación de
posibles TCAs de cierre de CBs. Para las TCAs que no conducen a disparos en cascada incon-
trolados, se realizan optimizaciones económicas (UC) para obtener la cantidad económicamente
óptima de redespacho de generación convencional, racionamiento de energía renovable y descone-
xión de carga necesarios para eliminar las sobrecargas residuales después de aplicar cada posible
TCA. El enfoque propuesto no reformula el problema de �ujo de potencia óptimo del UC, sino
que utiliza funciones de cálculo estándar disponibles en programas industriales de simulación de
sistemas de potencia. La e�cacia del enfoque propuesto se muestra para un sistema de transmi-
sión de orden reducido preparado para capturar muchas de las condiciones de postcontingencia
que se encuentran en la práctica.

14.1. Introducción

Síntesis

Este capítulo presenta un algoritmo e�caz para la solución automática del problema OTA. El
algoritmo combina cálculos de CA, análisis de sensibilidad [173, 174] y UC de redespacho [175,
176] para encontrar la secuencia óptima de acciones topológicas correctivas (TCA) que minimiza
el costo del cambio en las inyecciones de potencia activa requerido tras una contingencia. Este
cambio de potencia incluye el redespacho de generación, la desconexión de carga y la reducción
de generación VRE. El algoritmo tiene en cuenta las limitaciones prácticas en las que las TCAs
se aplican (manual o automáticamente) una luego de la otra, garantizando al mismo tiempo
que la red transita por puntos seguros de operación basados en criterios de aceptación de TCAs
prede�nidos.

El algoritmo está pensado para �nes de plani�cación operativa y también es una herramienta
útil para la de�nición de esquemas de medidas correctivas que combinen TCAs con el redespacho
de generación y la desconexión de la carga para hacer frente a fallas críticas del sistema.

Contribuciones

Las principales contribuciones de este capítulo son las siguientes:

176
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1. A diferencia de trabajos anteriores [152, 153, 155, 159�166, 168, 170�172, 177, 178], el al-
goritmo propuesto no reformula el problema UC-OPF, sino que utiliza funciones de cálculo
estándar disponibles en programas computacionales industriales.

2. En lugar de de�nir las TCAs para ajustar completamente la topología de la red y minimizar
los costos operativos globales, el algoritmo sólo busca las TCAs más e�cientes que permitan
eliminar las sobrecargas minimizando el OPEX adicional.

3. Se propone un nuevo factor de sensibilidad, el factor de distribución de desconexión de
área (AODF), para cuanti�car el impacto en los �ujos de potencia activa de la interrupción
simultánea de más de una rama, incluyendo la pérdida de generación y demanda. El AODF
se utiliza para la de�nición automática de posibles TCAs.

4. Se propone un nuevo enfoque para la evaluación de posibles acciones de apertura y cierre de
CBs, o una combinación prede�nida de ambas, basado en cálculos del factor de distribución
de transferencia de potencia (PTDF) [174] y en reglas operativas típicamente aplicadas por
los operadores del sistema.

5. El resultado del algoritmo no solo de�ne la con�guración óptima de la red tras la contingen-
cia y el cambio en las inyecciones de potencia activa necesario para eliminar las sobrecargas,
sino que también indica la secuencia en la que deben aplicarse las TCAs, empezando por
las más e�cientes.

Organización

El resto de este capítulo está organizado de la siguiente manera. La Sección 14.2 formula
el problema a resolver. La Sección 14.3 describe el algoritmo propuesto. En la Sección 14.4 se
presentan los resultados de la aplicación del algoritmo a un modelo de un sistema de transmisión
en 110 kV. En la Sección 14.5 se presentan las conclusiones.

14.2. Formulación del problema OTA

Tras una contingencia que conduce a una condición de operación inaceptable en un estado de
funcionamiento del sistema dado, el problema de OTA consiste en encontrar automáticamente
una secuencia de TCAs que minimice el costo total (OPEX) del cambio de MW necesario para
restaurar el sistema a un nuevo punto de funcionamiento aceptable en estado estacionario. El
cambio de MW puede estar asociado al redespacho de generación convencional, a la reducción de
generación VRE y/o a la desconexión de carga, siempre que estas dos últimas estén permitidas.
Las TCAs comprenden la conexión y desconexión de uno o más elementos de la red y el cambio
de las posiciones de toma de los transformadores desfasadores (PST).

La solución del problema debe cumplir los siguientes requisitos:

La evaluación de la implementación de las TCAs debe ser secuencial para atender posi-
bles estados intermedios inadmisibles de la red, incluyendo el disparo instantáneo de otros
elementos, y condiciones de aislamiento y resincronización de un área eléctrica.

La solución debe incluir el menor número posible de TCAs locales en las proximidades
del elemento sobrecargado [179]. Esto es necesario ya que en la práctica la aplicación de
demasiadas maniobras requiere un tiempo adicional valioso, aumentan el requerimiento de
coordinación operativa y pueden reducir la seguridad del sistema a un nivel inaceptable
[171].
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14.3. Algoritmo propuesto para resolver el problema OTA

En esta sección se presenta el algoritmo propuesto para resolver el problema OTA formulado
en la Sección 14.2.

14.3.1. Descripción general

Se supone que el estado operativo inicial de la red en términos de topología y despacho de
generación ya ha sido optimizado en un proceso separado y es, por tanto, una entrada para el
algoritmo. El algoritmo consta de un bucle maestro que itera sobre el conjunto de contingencias
críticas identi�cadas como aquellas que conducen a condiciones de funcionamiento inaceptables
a partir de una ejecución inicial del CA.

En la evaluación inicial de la contingencia, se calcula el OPEX adicional posterior a la con-
tingencia ∆c0 para el escenario en el que no se aplica ninguna TCA y, a continuación, se ejecutan
los siguientes dos bucles anidados según el Algoritmo 1 de alto nivel:

Bucle externo: itera sobre los estados de la red después de aplicar una TCA efectiva.
Una TCA �posible� se considera una TCA �efectiva� si permite reducir los costos (OPEX
postcontingencia) del cambio de MW respecto al estado en el que no se aplica.

Bucle interno: itera sobre el conjunto de posibles TCAs para cada estado de la red y
determina su efectividad para reducir el OPEX postcontingencia.

Algorithm 1 Bucles externo e interno para procesar la k-ésima contingencia.
Require: Contingency does not lead to uncontrolled cascade tripping
1: Calculate ∆c0 for the k-th contingency without TCAs
2: runOL← True
3: while runOL = True do ▷ Start outer loop
4: De�ne M possible TCAs
5: for m = 1 to M do ▷ Start inner loop
6: Calculate ∆cm for the m-th possible TCA
7: end for

8: if mı́n {∆cm} < ∆c0 then

9: Adopt the TCA leading to mı́n {∆cm} as an e�ective TCA
10: ∆c0 ← mı́n {∆cm}
11: else

12: runOL← False
13: end if

14: end while

15: return E�ective TCAs and required MW shift

La Fig. 14.1 presenta un diagrama de �ujo del proceso de de�nición de las TCAs necesarias
para atender la k-ésima contingencia crítica, cuyos cálculos principales se describen a continua-
ción.

14.3.2. Región de acción directa

La región de acción directa (DAR) de una contingencia o de una TCA se de�ne como el
conjunto de ramas en las que el cambio topológico tiene un impacto signi�cativo en términos de
desviaciones del �ujo de potencia con respecto a los valores del caso base [161].

Se propone de�nir el nuevo factor de sensibilidad AODF para tener en cuenta la desconexión
de zonas que afectan a una o varias ramas, incluyendo la pérdida de generación y demanda (como
la desconexión del corredor L12a1-D12a-L12a2 en la Fig. 14.7).

El esquema de la Fig. 14.2 muestra las cantidades utilizadas para el cálculo del AODF para el
a-ésimo área que tiene Ng inyecciones de potencia activa (generadores y demandas) y Nt líneas
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de interconexión con el resto del sistema. El factor AODFab = ∆Pb/Pnet
0
a indica cómo cambia el

�ujo de potencia a través de la b-ésima rama cuando el a-ésimo área se desconecta, siendo Pnet0a
la potencia neta que entra o sale del área calculada a partir de la solución del �ujo de potencia
DC previo a la interrupción (es decir, sin pérdidas) como:

Pnet0a =

{
Pbal0a + Pina = |Pouta| si Pbal0a ≥ 0∣∣Pbal0a + Pouta

∣∣ = Pina si Pbal0a < 0
(14.1)

Pbal0a =

Ng∑
g=1

Iag, con Iag > 0 para generadores e Iag < 0 para cargas (14.2)

Pin0a =

Nt∑
t=1

Pat, ∀Pat > 0 (MW entrando al área) (14.3)

Pout0a =

Nt∑
t=1

Pat, ∀Pat < 0 (MW saliendo del área) (14.4)

Sea P 0
b la potencia activa a través de la b-ésima rama antes de la interrupción del a-ésimo

área, su potencia activa P fin
b después de la interrupción se calcula como:

P fin
b = P 0

b + AODFab × Pnet0a. (14.5)

Para la desconexión individual solo de la e-ésima rama, AODFeb = LODFeb, donde LODFeb =
∆Pb/P

0
e es el factor de distribución de desconexión de línea [173] que indica cómo cambia el �ujo

de potencia en la b-ésima rama cuando se desconecta la e-ésima rama, con P 0
e siendo el �ujo de

potencia antes de la desconexión. El factor PTDFgb = ∆Pb/∆Pg indica cómo cambia el �ujo de
potencia en la b-ésima rama ante un cambio incremental ∆Pg en la potencia activa inyectada
por el g-ésimo elemento (generador o carga) [173, 174].

La b-ésima rama se encuentra en la DAR Da del a-ésimo área si AODFab es mayor que el
umbral mínimo AODFmin. De igual forma, la b-ésima rama y el g-ésimo generador (o carga) están
en la DAR De del e-ésimo elemento si sus correspondientes LODFeb y PTDFeb son mayores que
AODFmin y PTDFmin, respectivamente.

14.3.3. Evaluación de contingencias

Las siguientes tareas se ejecutan para determinar los efectos de la k-ésima contingencia antes
de entrar en el bucle externo para buscar las TCAs efectivas:

1. De�nir el conjunto Ok de elementos sobrecargados en el escenario postcontingencia.

2. Propagar la contingencia según el diagrama de �ujo de la Fig. 14.3 si conduce a ramas
cargadas por encima del valor máximo LmaxST permitido por un corto plazo. Los elementos
altamente sobrecargados de Ok se desconectan secuencialmente para emular la operación
automática de sus relés de protección. Si se alcanza el número máximo de iteraciones Np

de�nido por el usuario, se detecta un proceso de disparo en cascada no controlado (UCT),
se emite un mensaje de advertencia y no se sigue analizando la contingencia. La evaluación
de la contingencia continúa si hay ramas cargadas entre 100% y LmaxST en el escenario
posterior a la contingencia tras aplicar los eventos de disparo automático.

3. De�nir la DAR Dk de la desconexión relacionada a la k-ésima contingencia. Se excluyen
de Dk los elementos cuyo �ujo de potencia cambia (en porcentaje de su potencia aparente
nominal) menos que un valor mínimo prede�nido dPminrel desde el estado previo al estado
posterior a la contingencia. Esto se hace porque la desconexión de una rama que tenga un
AODF relativamente grande pero un �ujo de MW cercano a cero no sería una TCA efectiva.
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Figura 14.3: Diagrama de �ujo para la propagación de una desconexión (contingencia o TCA).

4. Ejecutar el UC para calcular el costo∆c0 asociado al cambio de MW necesario para eliminar
las sobrecargas antes de aplicar cualquier TCA. El cálculo de UC se realiza como se describe
en la Sección 14.3.6 para determinar el OPEX asociado a la m-ésima TCA.

Si ∆c0 está por debajo de un umbral mínimo ∆cmin, no se activa la búsqueda de posibles
TCAs (es decir, no se entra en el bucle externo) y el bucle maestro pasa a la siguiente
iteración tras reportar los resultados. Por ejemplo, si las sobrecargas se eliminan únicamente
cambiando la posición de un tope de un PST, dicha acción se considera la única TCA
necesaria.

En caso de que se detecte un proceso de UCT en el paso 2 arriba, es necesario aplicar acciones
preventivas para garantizar que el sistema pueda funcionar durante un corto plazo en la condición
posterior a la contingencia hasta que se apliquen las acciones de TCA y cambio de MW.

14.3.4. Iteración del lazo externo

El bucle externo sigue añadiendo TCAs mientras permitan reducir el OPEX adicional pos-
terior a la contingencia. En cada iteración del bucle externo se ejecutan las siguientes tareas:

1. De�nir las posibles TCAs, que pueden ser de los siguientes tipos:

TCA de desconexión de una sola rama: comprende la apertura de todos los CBs extremos
de una rama. Se de�ne automáticamente una TCA de desconexión de rama única para
cada rama en Dk en base al análisis de sensibilidad AODF descrito en la Sección 14.3.2.

TCA de maniobra de CB : comprende la apertura o cierre de uno o más CBs. El conjunto
de CBs maniobrados es de�nido previamente por el usuario. Se propone el siguiente criterio
para seleccionar las posibles TCAs de maniobra de CBs al inicio del bucle externo:

a) Se calculan los PTDFs correspondientes al cambio de MW en la rama con mayor
sobrecarga para las inyecciones de MW en los nodos a ambos lados de los elementos
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maniobrados. Si la suma de estos PTDFs supera un umbral mínimo PTDFmin, la
TCA se considera una TCA posible. Por ejemplo, en el esquema de la Fig. 14.4 los
PTDFs se calculan como:

PTDF1,ij = ∆Pij/∆P1, and PTDF2,ij = ∆Pij/∆P2. (14.6)
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Figura 14.4: Variables para determinar la relevancia de TCAs de maniobra. El elemento maniobrado
puede ser un CB, un transformador o una línea.

b) La diferencia de los ángulos de las tensiones de las barras a ambos lados de todos
los CBs cerrados por la TCA debe ser inferior a un valor máximo ∆ϕmax, es decir,
|ϕ1 − ϕ2| < ∆ϕmax en la Fig. 14.4.

c) Las barras a ambos lados de todos los CBs implicados en la TCA de maniobra deben
pertenecer a la misma isla eléctrica que el elemento con la máxima sobrecarga.

d) Una TCA de maniobra debe contar por lo menos con uno de los siguientes eventos
relevantes: a) cierre de un interruptor; o b) apertura de un interruptor con el �ujo de
MW (P 0

12 en la Fig. 14.4) a través del interruptor por encima de un umbral mínimo
(por ejemplo, 1 MW).

2. Ejecutar la iteración de bucle interno descrita en la Sección 14.3.5 para obtener el vector
∆C = [∆c1, . . . ,∆cM ] de OPEX adicional postcontingencia asociado a cada posible TCA.
Teniendo en cuenta que los cálculos de UC son las tareas más costosas computacionalmente
del bucle, su número se minimiza limitándolos únicamente a la evaluación de las condiciones
posteriores a la contingencia tras la aplicación de TCAs posibles.

3. Evaluar si se puede reducir el OPEX adicional:

a) Si mı́n{∆C} < ∆c0, �jar ∆c0 = mı́n{∆C} y de�nir la TCA posible que conduzca al
mínimo OPEX como una TCA efectiva.

b) Si mı́n{∆C} = 0 o si mı́n{∆C} ≥ ∆c0, salir del bucle externo y reportar los resulta-
dos para la k-ésima contingencia.

4. Aplicar la TCA efectiva (incluyendo la desconexión de los elementos asociados de los dis-
paros en cascada controlados).

5. Calcular la carga de las ramas tras aplicar las TCA efectivas:

a) Si sigue habiendo sobrecargas que requieran más TCAs o el cambio de MW, volver a
1 para ejecutar una nueva iteración del bucle externo.
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b) En caso contrario, salir del bucle externo, restablecer la topología de la red a su estado
original e informar los resultados para la k-ésima contingencia.

El número de combinaciones considerando la aplicación de dos o más TCAs posibles podría
ser un número prohibitivamente grande. Por lo tanto, las combinaciones especí�cas de posibles
TCAs pueden de�nirse como TCAs de maniobra de CBs según el punto 1 arriba.

14.3.5. Iteración del lazo interno

Los siguientes pasos se ejecutan en la iteración del bucle interno correspondiente a la m-ésima
TCA posible:

1. De�nir su DAR Dm e ignorar la TCA si los elementos sobrecargados no están en esta DAR,
es decir, si Dm ∩ Ok ̸= ∅ donde ∅ es un conjunto vacío. Por ejemplo, en el esquema de la
Fig. 14.5 los elementos de las áreas A y B están en la DAR del elemento sobrecargado. Sin
embargo, en el escenario postcontingencia los elementos del área B no están en la DAR de
los elementos sobrecargados y, por tanto, deben descartarse como posibles TCAs.

2. Determinar si la TCA provocaría más sobrecargas y eventos de disparo en cascada. Eliminar
la posible TCA de la lista si provocaría una UCT y pasar a la siguiente TCA posible.

3. Para las TCAs que incluyen el cierre de CBs, comprobar que las corrientes de cortocircuito
térmica Ith y de pico Ip [180] de las barras a ambos lados de los elementos conectados no
superan los valores nominales de las barras.

4. Si permanecen sobrecargas después de aplicar la posible TCA, calcular el costo del cambio
de MW necesario tal como se describe en la Sección 14.3.6. El cálculo se realiza con los
eventos de disparo en cascada controlados, si los hubiera, ya implementados.

5. Guardar el costo ∆cm del cambio de MW asociado en ∆C.

 

 

𝑘-th outaged 
branch 

Area A 
Area B 

Area C 

 
Overloaded 
Elements 𝒪k 

 
DAR 𝒟k 

Figura 14.5: Áreas afectadas por la desconexión de una rama.

14.3.6. Cálculo del OPEX

El diagrama de �ujo de la Fig. 14.6 detalla el subproceso para el cálculo del OPEX adicional
postcontingencia ∆cm necesario después de aplicar la m�ésima TCA posible. Dicho costo tiene
las dos componentes ∆cmCA y ∆cmUC que se describen a continuación.
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Figura 14.6: Diagrama de �ujo para el cálculo del OPEX adicional postcontingencia ∆cm.

Evaluación del impacto de las TCAs

Para una TCA compuesta por aperturas de CBs, se calcula la desconexión total de generación
∆Pmg y carga ∆Pml que se produce. Dicha desconexión puede ser consecuencia de la propia
apertura o bien del disparo automático posterior (en cascada) de ramas adicionales cargadas por
encima de LmaxST . Sólo se permite una etapa de dicho disparo en cascada (en caso contrario, se
considera que se produce una UCT y no se tiene en cuenta la posible TCA).

El costo total ∆cmCA requerido después de aplicar la m-ésima posible TCA se calcula como

∆cmCA = ∆cmgCA +∆cmlCA, (14.7)

donde los costos �jos ClostPgen y ClostPload se usan para calcular

∆cmgCA = ∆Pmg × ClostPgen y ∆cmlCA = ∆Pml × ClostPload. (14.8)

Optimización de costos

Se ejecuta un cálculo de UC para obtener el costo mínimo ∆cmUC del cambio total de MW
respecto a los valores del escenario de precontingencia necesario para eliminar las sobrecargas
remanentes después de aplicar la m-ésima TCA posible:

∆cmUC = ∆cmgUC +∆cmlUC , (14.9)

donde ∆cmgUC representa los costos del redespacho total de la generación (incluida la reducción
de VRE), y ∆cmlUC los costos de la reducción total de la carga.

Se utiliza una formulación típica del problema UC OPF [155] que minimiza (14.9) a la vez
que equilibra la generación y la demanda del sistema, sujeto a restricciones de�nidas por el
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usuario, incluyendo límites máximos y mínimos de generación (o consumo) de MW, reservas
operativas y �ujo máximo de MW a través de ramas individuales y corredores del sistema de
transmisión [175, 176]. La misma con�guración de cálculo del UC se ejecuta para obtener ∆c0
antes de aplicar cualquier TCA. El problema UC OPF se formula como un MIP que se resuelve
en un subproceso separado (cuadro MIP Solver en la Fig. 14.6) utilizando un algoritmo de tipo
branch-and-bound [148, 149].

Las magnitudes de los costos de redespacho (reducción o desconexión) entre sí acabarán
de�niendo en qué elementos es más e�ciente aplicar los cambios de MW.

14.4. Estudios de caso

En esta sección se presentan los resultados de la aplicación del algoritmo descrito en la
Sección 14.3 al sistema de pruebas de 110 kV de la Fig. 14.7. El algoritmo se implementó en
lenguaje Python. Se utilizó el �ujo de cargas DC y el solver de código abierto Cbc [149] para
resolver el problema UC MIP. Se utilizó el software DIgSILENT PowerFactory 2022 [181] para
representar el modelo de red y ejecutar los cálculos eléctricos.
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Figura 14.7: Sistema de pruebas de 110 kV con resultados del �ujo de potencia DC en condiciones de red
completa.

Todas las líneas tienen una impedancia de (0,02+j0,2) Ω/km y una corriente nominal de
0,6 kA. Las longitudes de línea y los factores �ine de reducción de la capacidad nominal se eli-
gieron para conseguir cargas desiguales en condiciones de red completa. Las corrientes nominales
térmica y de pico de cortocircuito de todas las barras son IRth = 25 kA por 1 s e IRp = 50 kA,
respectivamente. El PST en serie con la línea L12b tiene una tensión de cortocircuito de 3%,
con ±15 topes que suman 1,5◦ por tope.

Se permitió el deslastre en todas las cargas a un costo de 8 e/MWh y se utilizaron los valores
de la Tabla 14.1 para los parámetros del UC de las unidades generadoras. Estos valores no son
realistas, pero se eligieron para veri�car que el algoritmo es capaz de capturar por separado los
costos del redespacho de la generación convencional (CNV), el racionamiento de generación de
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VRE y la desconexión de carga en los resultados del cálculo. Se de�nieron TCAs de cierre en los
interruptores CB6-8b, CB1-6 y CB0.

Tabla 14.1: Parámetros de despacho de las unidades generadoras.

Límite de MW Costo de redespacho de MW Costo de
Unidad Mínimo Máximo Hacia arriba Hacia abajo racionamiento

Nombre Barra Tipo (pu) (pu) (e/MWh) (e/MWh) (e/MWh)
G1 1 VRE 0,3 0,8 - - 10
G2 2 CNV 0,2 0,85 10 10 -
G3 3 CNV 0,25 0,9 6 6 -
G5 5 CNV 0,5 0,95 8 8 -

Los parámetros del algoritmo de de�nición de TCAs se �jaron en los siguientes valores:
AODFmin = PTDFmin = 0,1 MW/MW, Np = 3, ∆cmin = 1 e, dPminrel = 5%,

LmaxST = 130%, ∆ϕmax = 10◦, ClostPload = ClostPgen = 12 e/MWh.

14.4.1. Resumen de resultados

La Tabla 14.2 resume los efectos de las contingencias en las nueve líneas (sin aplicar TCAs).
La herramienta propuesta se utilizó para de�nir automáticamente las TCAs en los siguientes
casos de estudio:

Caso A: sin tener en cuenta TCAs de cierre de CBs y cambios de topes del PST

Caso B: teniendo en cuenta TCAs de cierre de CBs pero no cambios de topes del PST

Caso C: teniendo en cuenta TCAs tanto de cierre de CBs como de cambio de topes del
PST

Tabla 14.2: Efectos de las contingencias sin aplicar TCAs.

Contingencia MW Perdidos Máxima sobrecarga ∆c0
Nombre Elemento desconectado Generación Carga Elemento (%) (e)
C1 L23a 0,0 0,0 L12a2 9,8 297,3
C2 L23b1 0,0 3,0 L12a2 10,2 312,3
C3 L23b2 0,0 0,0 L12a2 10,2 312,3
C4 L34 0,0 100,0 L12a2 3,1 312,3
C5 L35 200,0 0,0 - 0,0 0,0
C6 L12a1 0,0 7,0 L12b 8,7 287,2
C7 L12a2 0,0 7,0 L12b 8,7 287,2
C8 L12b 0,0 0,0 L12a2 18,16 515,7
C9 L31 0,0 0,0 - 0,0 0,0

14.4.2. Caso A: sin tener en cuenta TCAs de cierre de CBs y cambio de topes
del PST

Resumen de resultados para el Caso A

La solución del problema de OTA para el Caso A se presenta en la Tabla 14.3. Se observa que
las contingencias C5 y C9 no producen sobrecargas y por tanto no requieren la de�nición de TCAs
ni acciones de cambio de MW. La TCA requerida para las contingencias C1 a C4 corresponde a
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la desconexión de la línea L31. Las contingencias C1, C2 y C3 requieren redespacho de generación
y desconexión de carga tras la aplicación de la TCA, mientras que la contingencia C4 no.

Las contingencias C6, C7 y C8 provocan sobrecargas y requieren una TCA para reducir el
costo del cambio de MW necesario:

Los resultados para las contingencias C6 y C7 son idénticos porque las mismas producen
el mismo efecto en el sistema. La TCA requerida comprende la desconexión de la línea
L12b para eliminar las sobrecargas posteriores a la contingencia, seguida del redespacho de
generación, la reducción de VRE y la desconexión de carga.

El costo del cambio de MW (obtenido a partir del cálculo de UC) requerido por la contin-
gencia C8 es el mismo que el requerido por las contingencias C6 y C7. Sin embargo, el costo
total para hacer frente a la contingencia C8 es mayor porque la TCA requerida incluye la
desconexión (pérdida) de la carga D12a.

Tabla 14.3: Resumen de la solución del problema del OTA en el Caso A (sin tener en cuenta el cierre de
CBs y el cambio de topes del PST).

Cambio de potencia* Desconexión**
Total Generación Racion.*** Carga Carga Gen. Costo

# (MW) (e) (MW) (e) (MW) (e) (MW) (e) (MW) (MW) (e) TCA
C1 29,9 164,5 15 89,8 0 0 15 74,8 0 0 0 L31
C2 29,9 164,5 15 89,8 0 0 15 74,8 0 0 0 L31
C3 29,9 164,5 15 89,8 0 0 15 74,8 0 0 0 L31
C4 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 L31
C5 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 -
C6 13,8 98,6 6,9 55,1 3,4 33,9 6,9 43,6 0 0 0 L12b
C7 13,8 98,6 6,9 55,1 3,4 33,9 6,9 43,6 0 0 0 L12b
C8 20,8 182,6 6,9 55,1 3,4 33,9 6,9 43,6 7 0 84 L12a1
C9 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 -

(*) Del cálculo de UC en (14.9); (**) Asociado a la TCA, de acuerdo a (14.7).
(***) Parte del Cambio Total de Generación asociado al racionamiento de VRE.

Las contingencias C4 y C5 provocan las mayores desconexiones de demanda y generación,
respectivamente, debido a las propias contingencias. Sin embargo, no requieren cambios en las
inyecciones de potencia en los escenarios postcontingencia. Por otro lado, las contingencias C1,
C2 y C3 requieren el mayor cambio de MW en el escenario postcontingencia, pero la C8 es la
más crítica desde el punto de vista económico porque requiere los mayores costos adicionales
para eliminar las sobrecargas.

El costo redespacho de un UC con restricciones de seguridad en este escenario es el mismo que
el OPEX adicional postcontingencia (e515,7) de la contingencia C8 sin TCA y puede reducirse
en un 65% con una TCA (véase la Tabla 14.3). Esta gran diferencia justi�ca la búsqueda de
TCAs que permitan operar permanentemente el sistema a un costo de producción menor.

Análisis detallado de la contingencia C1 en el Caso A

El análisis inicial de las condiciones de postcontingencia para la contingencia C1 se presenta
en la Tabla 14.4, en la que Pini y Pfin son los �ujos de potencia inicial (precontingencia) y �nal
(postcontingencia) por la rama, respectivamente, y Lini y Lfin son las cargas pre y postcontin-
gencia, respectivamente. En este caso, la sobrecarga máxima producida por la contingencia es de
9,82% (8,98 MW) en la línea L12a2, que no provoca el disparo en cascada de otros elementos.

La Tabla 14.5 presenta los resultados del cálculo del UC sin TCAs, siendo el costo total del
cambio de MW necesario (36,8 MW) de ∆c0 = 297,3 e. El objetivo del algoritmo de evaluación
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Tabla 14.4: Evaluación del escenario postcontingencia C1 en el Caso A.

Elemento fline× Sn (MVA) Pini (MW) Lini (%) AODF (%) Pfin (MW) Lfin (%)

L12a1 91,45 -71,37 78,04 -24,47 -93,43 102,16
L12a2 91,45 -78,37 85,7 -24,47 -100,43 109,82
L31 148,70 -6,84 4,6 46,28 34,89 23,46
L12b 91,45 -66,79 73,03 -21,83 -86,47 94,55
L23b1 160,04 -88,67 55,4 -53,72 -137,11 85,66
L23b2 160,04 -91,67 57,28 -53,72 -140,11 87,55
PST 150,00 -66,79 44,53 -21,83 -86,47 57,65

Tabla 14.5: Resultados del cálculo del UC sin TCAs para la contingencia C1 en el Caso A.

Cambio de generación Cambio de carga
Cambio de potencia Cambio de potencia

Elemento (MW) (e) Es VRE? Elemento (MW) (e)
G1 -18,4 184,2 Sí D2 11,4 57,1

D12a 7,0 56,0

de TCAs es, por tanto, determinar si existe alguna TCA que permita reducir el OPEX por debajo
de ∆c0 (evaluación mı́n{∆C} < ∆c0 en Fig. 14.1).

La Tabla 14.6 resume los resultados de la primera iteración del bucle externo. El costo del
cambio total de MW necesario tras desconectar la línea L31 (m = 3) es inferior al costo sin
TCAs. Por lo tanto, la desconexión de L31 se de�ne como la primera TCA efectiva. El resumen
de resultados para la segunda iteración del bucle externo en la Tabla 14.7 indica que no hay TCAs
adicionales que permitan reducir el costo del cambio total de MW hallado en la iteración anterior
del bucle externo. Por lo tanto, se detiene la evaluación y los resultados �nales se presentan en
la Tabla 14.8. La aplicación de TCAs para la contingencia C1 conlleva un OPEX adicional de
164 e, lo que representa una reducción del 45% respecto al caso sin TCAs.

Tabla 14.6: Resultados de la primera iteración del bucle externo para la contingencia C1 en el Caso A.

Cambio de potencia
m Elemento (MW) (e) ∆cm < ∆c0 UCT
1 L12a1 - - No Sí (Descartada)
2 L12a2 - - No Sí (Descartada)
3 L31 29,9 164,5 Sí No
4 L12b - - No Sí (Descartada)
5 L23b1 1282,0 11310,0 No No
6 L23b2 1282,0 11283,0 No No
7 PST - - No Sí (Descartada)
Iteración OL 0 36,8 297,3

14.4.3. Caso B: considerando TCAs de cierre de CBs pero sin cambios de
topes del PST

Se comprueba que las sobrecargas producidas por las contingencias C1, C2, C3 y C8 se
eliminan cerrando el interruptor CB0 en la subestación SS1. Esta TCA acopla las barras BB1 y
BB2 en la subestación SS1 y conecta la línea L12c en paralelo con los elementos sobrecargados.
No se requiere ningún cambio de MW después de aplicar esta TCA.

La desconexión de la línea L31 y el cierre de CB0 en la subestación SS1 son TCAs igualmente
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Tabla 14.7: Resultados de la segunda iteración del bucle externo para la contingencia C1 en el Caso A.

Cambio de potencia
m Elemento (MW) (e) ∆cm < ∆c0 UCT
1 L12a1 403,9 4196,5 No No
2 L12a2 403,9 4196,5 No No
3 L12b 396,9 4112,5 No No
4 L23b1 - - No No
5 L23b2 - - No No
6 PST 396,9 4112,5 No No
Iteración OL 1 29,9 164,5
- No se aplican TCAs adicionales
- El bucle externo termina luego de 2 iteraciones

Tabla 14.8: Resultados �nales de la evaluación de la contingencia C1 en el Caso A.

TCAs requeridos: Desconectar L31
Cambio de MW requerido (generación y carga): 29,9 MW, 164,5 e
No se aplican cambios de topes de transformador

Cambio de generación Cambio de carga
Cambio de potencia Cambio de potencia

Elemento (MW) (e) Es VRE? Elemento (MW) (e)
G3 -15,0 89,8 No D2 15,0 74,8

e�caces para eliminar la sobrecarga producida por la contingencia C4 y ambas tienen un costo
adicional nulo. Sin embargo, la segunda debería ser la solución preferida porque no reduce la
seguridad de la red en caso de una nueva contingencia.

La sobrecarga producida por las contingencias C6 y C7 podría eliminarse cerrando el CB0
en la subestación SS1. Sin embargo, la diferencia angular (postcontingencia) de las tensiones a
ambos lados del CB es superior al valor máximo ∆ϕmax. Por lo tanto, los resultados de estas
contingencias coinciden con los del Caso A de la Tabla 14.3.

A modo de ejemplo, la Tabla 14.9 presenta los resultados de la evaluación de las TCAs de
maniobra de CBs para la contingencia C1 (desconexión de la línea L23a) en el Caso B:

Cerrar el CB1-6 y el CB6-8b no son acciones válidas porque conectan barras que no perte-
necen a la misma isla eléctrica que el elemento con la máxima sobrecarga (L12a2).

Desconectar el CB7 (abrir un lado de la línea L12c) no se considera relevante (ítem 1d
en la Sección 14.3.4) porque el �ujo de potencia inicial a través del CB es de 0 MW (su
apertura no tendría efecto sobre los �ujos de potencia).

La suma de los PTDFs de las barras a ambos lados de CB0, CB4 y CB1-7 es superior al
umbral mínimo de PTDFmin = 0,1 MW/MW, por lo que las TCAs de maniobra asociadas
se evalúan en el primer bucle externo. De estas TCAs, los valores de cortocircuito en barras
se comprueban después del TCA sólo para las acciones de cierre de CB. Para la TCA de
cierre del CB0, se comprueba que las corrientes de cortocircuito térmica y de pico son del
78,8% y del 99,2% de los valores nominales de las barras, respectivamente.

14.4.4. Caso C: considerando TCAs de cierre de CBs y cambios de topes del
PST

Las sobrecargas producidas por las contingencias C6 y C7 se eliminan cambiando una posición
el tope del PST. No se requiere ningún cambio de MW de generación o carga después de aplicar
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Tabla 14.9: Evaluación de las TCAs de maniobra para la contingencia C1 (desconexión de la línea L23a)
en el Caso B (considerando las TCAs de maniobra y sin cambio de topes de PST).

Barras a ambos lados
TCA de Elemento Misma ∆ϕ Válida? P0 Original Relevante*?
maniobra área? (deg) (MW) Estado
Cerrar CB0 Sí 9,18 Sí 0,00 Abierto Sí
Cerrar CB1-6 No 9,18 No 0,00 Abierto Sí
Abrir CB4 Sí 0,00 Sí -34,89 Cerrado Sí
Abrir CB1-7 Sí 0,00 Sí 40,00 Cerrado Sí
Cerrar CB6-8b No 0,00 No 0,00 Abierto Sí
Abrir CB7 Sí 0,00 Sí 0,00 Cerrado No
(*) Ítem 1d en la Sección 14.3.4.

Comprobación de los PTDFs antes de clasi�carlas como posibles TCAs de maniobra
Acción Suma de PTDFs Evaluar? Veri�car carga

(MW/MW) de cortocircuito?
Cerrar CB0 0,37 Sí Sí
Abrir CB4 0,73 Sí No
Abrir CB1-7 0,73 Sí No

esta TCA. Como el costo resultante de las acciones requeridas (del cálculo de UC) es cero (por
debajo del umbral mínimo ∆cmin = 1 e), no se realiza la búsqueda de TCAs adicionales. Los
efectos de las demás contingencias no pueden mitigarse actuando sobre el PST, por lo que sus
TCAs requeridas coinciden con las del Caso B.

14.5. Conclusiones

En este capítulo presentó un algoritmo para de�nir automáticamente una secuencia efectiva
de TCAs con el �n de reducir el OPEX adicional tras contingencias en la red utilizando fun-
ciones de cálculo estándar disponibles en los programas industriales de simulación de sistemas
potencia. El enfoque propuesto supera al análisis de contingencias clásico, ya que no sólo capta
las consecuencias técnicas de las contingencias, sino que también las relaciona con su impacto
económico en la operación del sistema. Además, se propuso un nuevo enfoque para seleccionar
posibles TCAs que comprendan acciones de cierre de CBs.

El algoritmo utiliza el factor AODF propuesto, que es una formulación generalizada del
LODF, para limitar la búsqueda de posibles TCAs alrededor del área de in�uencia directa de
la contingencia original. El costo del cambio de MW necesario para eliminar las sobrecargas
residuales, en caso necesario, se calcula sólo para las posibles TCAs.

En el estudio de caso, las contingencias que provocan la mayor desconexión de generación y
demanda no requieren la implementación de TCAs y no conllevan gastos adicionales para eliminar
las sobrecargas. Por el contrario, el algoritmo propuesto permite identi�car otras contingencias
que no conducen a la pérdida de generación o demanda pero sí requieren TCAs y la posterior
optimización del cambio de MW necesario para eliminar las sobrecargas.



Capítulo 15

Análisis de con�abilidad considerando
la de�nición de acciones correctivas

Resumen

En este capítulo se propone un método para la evaluación de la con�abilidad de sistemas de
potencia que considera la de�nición automática de TCAs propuesta en el Capítulo 14 mediante
una evaluación probabilística de la con�abilidad (PRA). La PRA se ejecuta para cuanti�car la
con�abilidad de contingencias y escenarios concretos mediante índices de costo de con�abilidad
de contingencia (CRC) y de costo de con�abilidad de escenario (SRC). Estos índices asocian
probabilidades a los impactos en el sistema, cuanti�cados estos últimos por el OPEX adicional
necesario para eliminar las restricciones de la red en el escenario postcontingencia. El estudio de
caso presenta los resultados de la aplicación de la metodología propuesta al modelo de referencia
IEEE RTS-96. Los resultados muestran que la metodología propuesta permite identi�car las
contingencias más críticas para un escenario dado en términos del CRC más alto, y el escenario
más crítico en términos del SRC más alto. Se comprueba que las TCAs efectivas permiten reducir
el CRC de todas las contingencias y el SRC de todos los escenarios en comparación con los casos
sin TCAs.

15.1. Introducción

Síntesis

Los operadores de los sistemas de potencia deben suministrar electricidad de forma continua,
cumpliendo normas estrictas de operación y con�abilidad de la manera más e�ciente posible
desde el punto de vista económico [177]. La con�abilidad de un sistema eléctrico se re�ere a la
probabilidad de que opere satisfactoriamente a largo plazo. Denota la capacidad de suministrar un
servicio eléctrico adecuado de forma prácticamente continua, con pocas interrupciones durante un
período de tiempo prolongado. La con�abilidad es el objetivo principal del diseño y la operación
del sistema eléctrico. Para ser con�able, el sistema eléctrico debe ser seguro la mayor parte del
tiempo [182]. El comportamiento del sistema eléctrico es de naturaleza estocástica, por lo que su
evaluación debe basarse en técnicas probabilísticas que capturen dicho comportamiento [183].

En el análisis tradicional de contingencias (CA), las sobrecargas y violaciones de tensión no
se relacionan directamente con las consecuencias para los usuarios de la red y los costos para mi-
tigarlas. Además, la optimización del despacho y los cálculos de �ujo de potencia óptimo tienden
a sobreestimar dichos costos porque no tienen en cuenta los efectos en cascada ni la capacidad
de los operadores para recon�gurar la red mediante maniobras. Para salvar estas limitaciones el
Capítulo 14 propuso un enfoque para la de�nición automática de acciones topológicas correctivas
(TCA) con el �n de minimizar los OPEX adicionales tras contingencias en la red.

Este capítulo propone ejecutar una evaluación probabilística de la con�abilidad (PRA) tras la
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ejecución del algoritmo de optimización de las TCAs para cuanti�car la con�abilidad del sistema
asociando probabilidades a los impactos del sistema. El PRA reconoce que algunas situaciones
son más probables que otras. Por tanto, el impacto de la contingencia se pondera utilizando su
probabilidad de ocurrencia en el proceso de PRA [184]. El impacto de una contingencia suele
cuanti�carse en términos de las desviaciones de las variables físicas críticas con respecto a los
valores permitidos [184, 185]. En cambio, aquí se propone medir el impacto a través del OPEX
adicional necesario para eliminar las restricciones de la red en el escenario postcontingencia.

Los índices de costo de con�abilidad de la contingencia (CRC) y de costo de con�abilidad
del escenario (SRC) se de�nen para cuanti�car la con�abilidad de contingencias y de escenarios
concretos, respectivamente. Esta evaluación proporciona información valiosa para la optimización
del escenario previo a la contingencia y también para la plani�cación de los refuerzos de la red.

La metodología se automatizó en el programa DIgSILENT PowerFactory 2022 utilizando
funciones embebidas. El estudio de caso presenta los resultados de la aplicación de la metodología
propuesta al Sistema de Pruebas de Con�abilidad 96 (RTS-96) del IEEE [186]. Se comprueba
que es posible identi�car la contingencia y el escenario más críticos mediante los índices CRC y
SCR más elevados, respectivamente.

Contribuciones

Las principales contribuciones de este capítulo son las siguientes:

Se propone una forma de interpretar los resultados del método de optimización de TCAs
del Capítulo 14.

El análisis de con�abilidad propuesto permite identi�car las contingencias más críticas
para las que se pueden de�nir medidas prácticas de mitigación con �nes operativos y de
plani�cación.

Organización

El resto de este capítulo se organiza como sigue. En la Sección 15.2 se presenta la metodo-
logía propuesta para la evaluación de la con�abilidad en base a la optimización de las TCAs.
La Sección 15.3 presenta los resultados de un caso de estudio, y la Sección 15.4 presenta las
conclusiones.

15.2. Metodología propuesta

La Fig. 15.1 ilustra la metodología propuesta, que comprende la optimización de las TCAs
seguida del PRA.

El PRA se basa en una enumeración de contingencias y extrae de su simulación una evaluación
del comportamiento del sistema [184] cuantitativa y ponderada por la probabilidad de ocurrencia
de dichas contingencias. La con�abilidad del sistema ante la contingencia k se mide mediante el
índice de costo de con�abilidad de la contingencia (CRC) de�nido como

CRCk = pk ×∆ck × dk, (15.1)

donde pk es la probabilidad de que ocurra la k-ésima contingencia, ∆ck el costo del cambio de
MW necesario para eliminar las sobrecargas postcontingencia, y dk la duración de la contingencia.

La con�abilidad del escenario s se mide mediante el índice de costo de con�abilidad del
escenario (SRC) de�nido como [184]:

SRCs =

Ks∑
k=1

CRCk, (15.2)
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Figura 15.1: Enfoque propuesto para la evaluación de la con�abilidad basada en las TCAs optimizadas.

donde Ks es el número de contingencias críticas en el s-ésimo escenario.
El CRC y el SRC permiten clasi�car las contingencias y los escenarios, respectivamente, e

identi�car las más críticas desde el punto de vista de la con�abilidad (es decir, las que conducen
a los índices más altos).

15.3. Caso de estudio

La metodología descrita en la Sección 15.2 se implementó en lenguaje Python y se utilizó
el software DIgSILENT PowerFactory v2022 [181] para representar el modelo de red y ejecutar
los cálculos eléctricos. En esta sección se presentan los resultados de un caso práctico basado en
cálculos de �ujo de carga DC y utilizando el solver Cbc para los cálculos de UC.

15.3.1. Sistema de pruebas

La metodología se aplicó al modelo de tres áreas IEEE RTS-96 [186] compuesto por 73 barras,
120 ramas y 96 unidades de generación, con una capacidad total de generación de 10215 MW y
una carga pico de 8550 MW (escenario base o S1).

La Fig. 15.2 presenta el diagrama de intercambio de áreas del sistema con los resultados del
�ujo de carga para el escenario base. Se conecta un PST en serie con la línea entre las Áreas 1
y 3.

El cambio de MW sólo de las unidades de generación hidráulica y de gas se permitió con
unos costos de redespacho (tanto para subir como para bajar) de 5 $/MWh y 15 $/MWh,
respectivamente. Las unidades a carbón se sustituyeron por generadores eólicos con costos de
racionamiento de 15 $/MWh, y se permitió la reducción de todas las cargas a 20 $/MWh. La
potencia activa mínima de los generadores síncronos se �jó en el 50% de su capacidad nominal.

Las capacidades permanentes de las líneas de 138 kV y 230 kV se �jaron en 175 MVA
(0,732 kA) y 350 MVA (0,878 kA), respectivamente. Se permitió una carga máxima de corto
plazo LmaxST =130%.

Las tasas de interrupción permanente de líneas y transformadores se han tomado de [187]
y se especi�can en la Tabla 15.1. Se supone que la plani�cación de la operación a corto plazo
comprende un cálculo de UC diario y que el redespacho de generación en tiempo real se realiza
cada hora del día [188]. Los tiempos de interrupción permanente de la Tabla 15.1 son superiores
al periodo de redespacho (una hora). Por lo tanto, se considera que el sistema incurre en el OPEX
adicional postcontingencia durante un máximo de una hora, tras la cual se puede redespachar
todo el sistema para minimizar los costos globales de producción. Por lo tanto, se considera
dk =1 hora para todos los k.
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Figura 15.2: Diagrama de intercambio de áreas del sistema RTS-96 con resultados para el escenario base
S1. (GenP: generación de potencia activa; LoadP: consumo de potencia activa).

Tabla 15.1: Datos de falla de líneas y transformadores [187].

Elemento Tasa de falla Tiempo de desconexión
(ocurrencias/año) (horas/ocurrencia)

Líneas de 134 kV 1,0858/100km 6,6
Líneas de 230 kV 0,5429/100km 12,4
Transformadores de 230/134 kV 0,0121 495,0

15.3.2. Análisis del caso base

En el caso base (escenario S1) se analizaron un total de 120 contingencias que incluyen
la desconexión de una línea o un transformador. De éstas, sólo 29 contingencias conducen a
sobrecargas y, por lo tanto, fueron procesadas por el algoritmo de optimización de TCAs. Los
resultados de las 10 contingencias que provocan el mayor CRC (sin TCAs) se muestran en la
Tabla 15.2, en la que la reducción del CRC se calcula de la siguiente manera:

Reducción del CRC =
(CRC conTCA− CRC sinTCA)

CRC conTCA
× 100% (15.3)

La contingencia que requiere el mayor cambio de MW postcontingencia y el mayor OPEX
adicional es la #19 (274 MW con un costo de $3223), y no hay ninguna TCA efectiva identi�cada
para esta contingencia. Sin embargo, la contingencia más crítica desde el punto de vista de la
con�abilidad es la #16, que tiene un CRC sin TCAs de 0,204 $/h.

La Tabla 15.3 detalla la solución del problema para la contingencia #16, incluidas las TCAs
necesarias y el cambio de MW requerido por elemento. La evaluación de esta contingencia com-
prendió 3 iteraciones del bucle externo y 54 del bucle interno.

El costo de redespacho de un UC con restricciones de seguridad (es decir, que garantiza que
el sistema cumple el criterio N-1 para todas las contingencias - optimización precontingencia)
en este escenario es de $2331, lo que duplica el OPEX adicional postcontingencia ($1150) de la
contingencia más crítica #16. Esta gran diferencia justi�ca la búsqueda de TCAs que permitan
operar permanentemente el sistema a un menor costo de producción, y reducir el OPEX adicional
en caso de contingencias.
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Tabla 15.2: Resultados para las diez contingencias con mayor CRC en el escenario base (S1)

Desconexión Sin TCA Con TCA CRC TCAs Efectivas
Prob ∆E ∆c CRC ∆E ∆c CRC Red.

k Elemento* (1/h) (MW) ($/h) ($/h) (MW) ($/h) ($/h) (%)

16 12_23_1 A3 6.683E-05 244 3053 0.204 105 1150 0.077 62 Open 12_13_1 A3
Open 11_9_1 A3

19 13_23_1 A3 5.984E-05 274 3223 0.193 274 3223 0.193 0.0 None
15 12_23_1 A2 6.683E-05 218 2724 0.182 0 0 0.000 100 Open 12_13_1 A2

Open 11_10_1 A2
Change PST taps

18 13_23_1 A2 5.984E-05 250 2922 0.175 190 2379 0.142 19 Change PST taps
27 15_21_1 A2 3.391E-05 214 2478 0.084 114 1227 0.042 50 Change PST taps
28 15_21_1 A3 3.391E-05 200 2299 0.078 178 2024 0.069 12 Change PST taps
32 15_24_1 A1 3.591E-05 159 1991 0.071 0 0 0.000 100 Open 11_14_1 A1

Change PST taps
33 15_24_1 A2 3.591E-05 136 1703 0.061 103 1293 0.046 24 Change PST taps
22 14_16_1 A3 2.693E-05 153 1916 0.052 147 1643 0.044 14 Open 11_13_1 A3
21 14_16_1 A2 2.693E-05 145 1807 0.049 0 0 0.000 100 Open 11_13_1 A2

(*) El nombre del elemento es �X_Y_N Aa� donde X e Y son las barras desde y
hacia, N el número de circuito y �a� el número de área.

Tabla 15.3: Resultados de la optimización de TCAs para la contingencia #16 (desconexión de la línea
12_23_1 en el área A3) en el caso base (S1).

TCAs requeridas:
Desconexión de Línea 12_13_1 A3, Transformador 11_9_1 A3

Cambio de generación
# Generador Cambio de MW (MW) Costo del cambio de MW ($/h)
1 01_1 A3 10,0 150,0
2 01_2 A3 3,4 50,8
3 02_1 A3 10,0 150,0
4 02_2 A3 10,0 150,0
5 22_1 A3 -2,7 13,5
6 22_5 A3 -50,0 250,0
Cambio de MW total de generación: 86,08 (+33,39/-52,69) MW a $764,31

Cambio de carga
# Elemento Cambio de MW (MW) Costo del cambio de MW ($/h)
1 load 14_1 A3 19,3 386,0
No se requieren cambios de topes de transformadores
Cambio total de MW: 105,38 MW, $1150,35

15.3.3. Análisis de escenarios adicionales

Se analizaron los escenarios adicionales S2 y S3 en los que las cargas de las redes de 138 kV y
230 kV se escalaron por los factores de la Tabla 15.4. Las nueve unidades de 197 MW conectadas
al nodo 13 en las tres zonas se encargan del balance de MW del sistema para la solución de �ujo
de carga.

La Tabla 15.5 presenta el índice SRC para los tres escenarios calculado con y sin TCAs junto
con la reducción del SRC, que se calculó de como de�ne en (15.3) para el CRC. El escenario más
crítico es el S2, que es el que presenta el mayor SCR (1,836$/h) sin TCAs. Se comprueba que las
TCAs efectivas permiten reducir el SRC en los tres escenarios, alcanzándose la mayor reducción
(57,8%) para el escenario S3.
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Tabla 15.4: Factores de escala de las cargas en los escenarios de operación S1 (caso base), S2 y S3.

Un Factor de escala (pu) Carga total (MW)
Área (kV) S1 S2 S3 S1 S2 S3

1 138 1,0 1,0 1,1 1332 1332 1465
230 1,0 1,0 1,1 1518 1518 1670

2 138 1,0 1,1 1,1 1332 1465 1465
230 1,0 0,9 0,9 1518 1366 1366

3 138 1,0 0,9 1,1 1332 1199 1465
230 1,0 1,1 1,1 1518 1670 1670

Total 8550 8550 9101

Tabla 15.5: SRC con y sin TCAs para los tres escenarios.

Escenario SRC ($/h) Reducción del SCR
Sin TCA Con TCA (%)

S1 (base) 1,650 0,800 51,5
S2 1,836 0,841 54,2
S3 1,095 0,462 57,8

15.4. Conclusiones

En este capítulo se ha demostrado que la búsqueda de las TCAs más efectivas para reducir
el OPEX luego de contingencias en la red puede automatizarse utilizando funciones integradas
disponibles en programas industriales, incluidos análisis de sensibilidad y contingencias y cálculos
de UC.

La metodología propuesta permite identi�car las contingencias más críticas para un escenario
dado en términos del CRC más alto, y el escenario más crítico en términos del SRC más alto.
Se veri�ca en el caso de estudio que las TCAs efectivas permiten reducir el CRC en todas las
contingencias y el SRC en todos los escenarios. Además, se demuestra que la contingencia más
crítica desde el punto de vista de la con�abilidad (que tiene el CRC más alto) puede no ser
necesariamente la que requiera el mayor cambio de MW para eliminar las sobrecargas.

En el caso de estudio, el costo de redespacho calculado a partir de un UC con restricciones
de seguridad es sensiblemente mayor que el calculado a partir de un UC postcontingencia consi-
derando TCAs, lo que justi�ca la búsqueda de TCAs que permitan operar permanentemente el
sistema a un menor costo de producción.
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Capítulo 16

Conclusiones y perspectivas

Resumen

En este capítulo se sintetizan las principales conclusiones del informe y se exponen las pers-
pectivas de trabajo futuro que surgen del trabajo de investigación realizado.

16.1. Conclusiones generales

Este informe de tesis presenta contribuciones a tres áreas especí�cas que resultan relevan-
tes para la plani�cación operativa y de largo plazo de sistemas de potencia a gran escala. Las
metodologías propuestas están pensadas como herramientas de ingeniería que pueden aplicarse
directamente en la práctica. La variedad de temas tratados en el informe es sólo una indicación de
lo complejo que resulta analizar y diseñar un sistema eléctrico para garantizar su funcionamiento
e�ciente y con�able. Sin embargo, el problema completo de la operación y la plani�cación del sis-
tema eléctrico abarca desde el modelado y simulación detallada de transitorios electromagnéticos
rápidos en ventanas temporales de nano segundos hasta optimizaciones energéticas en horizontes
de una o más décadas. Requiere un planteo interdisciplinario que va más allá de los cálculos
puramente eléctricos y abarca desde aspectos económicos y normativos, medioambientales, y de
acoplamiento con sistemas de distinta naturaleza (por ejemplo, con redes de gas), hasta políticos
y sociales, entre otros.

16.2. Conclusiones y perspectivas de la Parte I

Conclusiones

En la Parte I del informe se propone una metodología práctica para la sintonización auto-
mática de PSS y PODs. Se propone un enfoque sistemático para la sintonización automática
de PSS, centrándose especí�camente en controladores SISO, y se identi�ca el SSvXfA como el
sistema sintético más adecuado para reproducir polos electromecánicos en el rango de frecuen-
cias típicas. La metodología propuesta utilizando el sistema sintético emplea los métodos GEP
y de los residuos para diseñar de manera automática y e�ciente la fase del PSS. Sin embargo, el
método proporciona información limitada para la de�nición de la ganancia del PSS, lo que hace
necesario realizar ajustes posteriores mediante herramientas de simulación complementarias o
pruebas en campo.

La Parte I resalta la importancia de sintonizar individualmente el PSS de cada máquina para
amortiguar las oscilaciones del rotor dentro del rango de frecuencias electromecánicas requerido.
Eventualmente, el método se podría complementar con el uso de herramientas de coordinación
para sistemas multimáquina con el �n de lograr desempeños en pequeña señal que cumplan con
los requerimientos del código de red. Asimismo, se enfatiza la necesidad ejecutar simulaciones
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no lineales para validar el desempeño del PSS diseñado en diversas condiciones, incluidos los
cambios rápidos de potencia y frecuencia del generador, y el aislamiento del sistema.

El método de ajuste de PSS del sistema sintético presenta una elevada e�ciencia computacio-
nal ya que apenas requiere el análisis modal de matrices de estado de tamaño reducido. Los
resultados se validan mediante modelos de centrales eléctricas multigenerador conectadas a la
red, destacando su practicidad en diversas con�guraciones y condiciones de operación.

Los resultados del análisis de los requerimientos de ajuste del PSS enfatizan la importancia de
la selección de la frecuencia central de los bloques de compensación de fase para evitar la inesta-
bilidad de polos en altas frecuencias. Se propone una metodología que implementa e�cientemente
el método DNP para la sintonización automatica de la fase y la ganancia del PSS en un sistema
sintético independiente y en entornos de sistemas multimáquina, atendiendo simultáneamente
diversos polos electromecánicos y escenarios operativos.

Se analiza la de�nición de los objetivos de la optimización, incluida la consideración de la
relación de ganancias dinámicas (DGR) como un atributo adicional de ajuste del PSS. Se mues-
tran las ventajas de la optimización simultánea de la fase del PSS y la DGR para lograr una
relación de compromiso satisfactoria, demostrando la e�ciencia para amortiguar las oscilaciones
electromecánicas de baja frecuencia. Finalmente, se veri�ca la efectividad del DNP para la opti-
mización de fase y ganancia de PODs instalados en IBRs GFM utilizando diferentes señales de
entrada.

Trabajo futuro

El trabajo futuro puede abordar los siguientes temas:

Explorar más a fondo la implementación de los métodos propuestos para la sintonización
de PODs en dispositivos FACTS y enlaces HVDC para identi�car necesidades particulares
y desarrollar pautas aplicables a cada caso especí�co.

Se podría investigar el potencial de extender la aplicación de los métodos de los residuos
y del DNP a estructuras de controlador complejas, incluidos controladores con bloques y
�ltros de compensación de fase de alto orden, varios lazos de estabilización (como el PSS
multibanda) y topologías MIMO.

Se podría evaluar la posibilidad de aplicar los métodos propuestos para ajustar los PODs
instalados en IBRs para amortiguar oscilaciones de naturaleza no electromecánica.

16.3. Conclusiones y perspectivas de la Parte II

Conclusiones

El método propuesto en la Parte II ofrece un avance signi�cativo en la optimización auto-
mática de SCs para garantizar una fortaleza mínima de la red, presentando a los encargados de
tomar de decisiones no sólo una sino varias posibles soluciones. Estas soluciones, si bien resultan
en valores similares potencias nominales agregadas de los SCs, permiten diferentes asignaciones
a los nodos candidatos, lo que proporciona una �exibilidad adicional para considerar varios crite-
rios durante la selección de la solución �nal, como la inercia total o el tiempo mínimo de puesta
en marcha.

Un criterio clave para identi�car una solución óptima es cuán uniforme es la distribución de
las contribuciones a la potencia de cortocircuito entre todos los SCs. Se encuentra que es más
conveniente la solución con la desviación estándar más baja de las contribuciones individuales.
Sin embargo, las economías de escala, que resultan en costos unitarios reducidos para SCs más
grandes, pueden conducir a soluciones menos uniformemente distribuidas y, por consiguiente,
potencialmente menos con�ables.
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Una de las principales limitaciones del método propuesto radica en su dependencia del ESCR
para identi�car posibles problemas de fortaleza de red. Reconociendo la naturaleza heurística del
ESCR, resulta necesario de�nir el valor mínimo aceptable de ESCR incorporando márgenes de
seguridad derivados de análisis estáticos y dinámicos detallados.

Los resultados del estudio de caso resaltan que la consideración de unidades existentes para su
conversión en SCs en ubicaciones subóptimas aumenta el requerimiento total de contribución al
cortocircuito. Por lo tanto, las evaluaciones económicas y �nancieras se consideran cruciales para
de�nir la mejor solución tecnoeconómica, considerando alternativas como la posible rentabilidad
de convertir unidades térmicas existentes frente a la instalación de nuevos SCs.

La investigación se extendió más allá de la optimización de SCs al proponer un modelo para
optimizar tanto el tamaño como la ubicación de IBRs GFM, asegurando una fortaleza de red
mínima y de�niendo el máximo potencial para aumentar la penetración de IBRs GFL.

Trabajo futuro

El trabajo futuro puede abordar los siguientes temas:

Los métodos propuestos se pueden ampliar combinando la optimización del tamaño y la
ubicación de los SCs y los IBRs GFM, posiblemente agregando factores de costo para que
las dos medidas de mitigación sean comparables. Además, la implementación del problema
se puede ampliar para permitir la optimización para varios escenarios simultáneamente.

Se debe investigar la integración de los modelos propuestos con otros para tener en cuenta
limitaciones adicionales tales como restricciones estáticas, dinámicas, de recursos y de mer-
cado en el contexto de la cooptimización de la expansión de la generación y la transmisión.

El desempeño de los métodos propuestos cuando se aplican a modelos de redes grandes
debe analizarse junto con la posibilidad de mejorarlo mediante el uso de otros algoritmos
de optimización.

Se requiere determinar un enfoque sistemático para de�nir el valor mínimo aceptable de
ESCR en una red determinada. Este valor se puede obtener por área del sistema y puede
depender de la tecnología IBR y de los fenómenos de interés. Por lo tanto, debe obtenerse
mediante cálculos detallados, incluidas las simulaciones EMT.

Se debe explorar más a fondo el uso de otros índices para cuanti�car la fortaleza de red para
tener en cuenta con más detalle el comportamiento dinámico de los IBR y sus controladores.

16.4. Conclusiones y perspectivas de la Parte III

Conclusiones

La Parte III propone un algoritmo para automatizar la identi�cación de TCAs para minimizar
el OPEX postcontingencia en sistemas de potencia. Utilizando funciones de cálculo estándar
disponibles en programas de simulación de nivel industrial, el enfoque propuesto supera el análisis
de contingencias clásico al relacionar las consecuencias técnicas con los impactos económicos.
Además, se propone un método para seleccionar las TCAs que impliquen acciones de cierre de
CBs.

El algoritmo, basado en el factor AODF propuesto, acota la búsqueda de TCAs al área de
in�uencia directa de la contingencia. Los cálculos de costos para los cambios requeridos de MW
de generación o demanda se ejecutan solamente para las posibles TCAs identi�cadas, lo que
permite una eliminación e�ciente de las sobrecargas remanentes. El estudio de caso destaca la
efectividad del algoritmo en la identi�cación de TCAs para contingencias que no causan pérdida
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de generación o demanda pero que requieren la optimización de los cambios de MW para mitigar
las sobrecargas.

Se propone una metodología práctica para identi�car contingencias y escenarios críticos en
base a índices de costos de con�abilidad. Se veri�ca en el estudio de caso la reducción del CRC en
todas las contingencias y del SRC en todos los escenarios a través de la aplicación de las TCAs
efectivas de�nidas por el algoritmo.

En particular, los resultados muestran una diferencia sustancial en los costos de redespacho
entre el cálculo precontingencia de UC con restricciones de seguridad por un lado, y el UC
postcontingencia con TCAs, lo que justi�ca la búsqueda de TCAs para la operación permanente
del sistema a un costo de producción más bajo.

Trabajo futuro

El trabajo futuro puede abordar los siguientes temas:

Se debe analizar el desempeño de los métodos propuestos cuando se aplican a modelos de
grandes redes. Se podría prever un enfoque de alto rendimiento o incluso simpli�cado para
su aplicación mediante un sistema de gestión de energía a la operación en tiempo real.

Una derivación analítica del índice AODF basada en los factores PTDF y LODF sería útil
para simpli�car su cálculo y mejorar el rendimiento del algoritmo.
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