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Resumen Vv

Resumen

La mayoria de las estrategias de control de frecuencia cominmente empleadas en los
sistemas de potencia, consideran Unicamente la medicion del error y no consideran en sus
ajustes dinamicas tales como saturaciones y variaciones paramétricas, las cuales ante una
eventual aparicion, llevarian a el sistema eléctrico a un funcionamiento no adecuado y
posiblemente cerca de sus limites de estabilidad. Factores tales como el desconocimiento
en la fenomenologia de la carga y la incertidumbre de los prondsticos de consumo
eléctrico, asociado a dinamicas no consideradas en los ajustes de los controladores,

generan dinamicas para las cuales los sistemas de control actuales no estan disefiados.

Este trabajo propone una estrategia de control robusta predictiva basada en modelo
(RMPC) la cual rechaza perturbaciones y realiza seguimiento en la referencia a pesar de
contar con variabilidad de parametros que comunmente se asumen como fijos. Se
realizaron pruebas de perturbaciones sujetas a variaciones paramétricas y se evalu6 su
desempefio mediante la implementacién del indice de maxima desviacion de frecuencia
(MFDI) teniendo como referencia el desempefio de una estrategia de control proporcional
integral (Pl). Los resultados obtenidos fueron satisfactorios, el controlador presentd un
buen desempefio incluso ante la variacion de la inercia, parametro mas sensible en los
sistemas de potencia. La validacion de la estrategia de control se llevé a cabo en los

sistemas de transmision WSCC y New England.

Palabras clave: Control Robusto, Control Predictivo Basado en Modelo, Incertidumbre

paramétrica, Control de Frecuencia, LMI
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Abstract

Most of the frequency control strategies commonly used in power systems, consider only
the error measurement and do not take in count in their dynamics adjustments like
saturations and parametrical variations, which in case of an eventual appearance, would
lead the electrical system to an unsuitable operation and possibly close to its stability
margins. Factors such as the unknowledge in the phenomenology of the loads and the
uncertainty of the forecasts of electrical consumption, associated to dynamics not
considered in the adjustments by the controllers, generate dynamics for which the current
control systems are not designed.

This thesis proposes a robust model based predictive control strategy (RMPC) which
rejects disturbances and tracks the reference despite having variability of parameters that
are commonly assumed as fixed. Disturbance tests subject to parametric variations were
performed and their performance was evaluated by implementing the maximum frequency
deviation index (MFDI), based on the performance of an integral proportional control
strategy (Pl). The results obtained were satisfactory, the controller presented a good
performance even before the inertia variation, the more sensitive parameter in the power
systems. Validation of the control strategy was carried out in the WSCC and New England

transmission systems.

Keywords: Robust Control, Model Predictive Control, Parametric uncertainty, Frequency
Control, LMI
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1. Introduccion

1.1 Antecedentes y justificacion

Factores como la creciente participacion de energias renovables, la creacién de politicas
energéticas que impulsan al usuario final a generar parte de su consumo energético o la
iniciativa de la industria de generar parte de su carga reduciendo costos de operacion, son
factores que influyen en el equilibrio generacién — carga afectando de forma directa la

estabilidad de frecuencia.

Los centros de control, apoyados en el potencial de las fuentes de generacion firme son
los encargados de mantener el balance energético cuando las demas fuentes de
generacién no pueden mantener su flujo de potencia. Para el caso de la generacion
renovable, esto se debe principalmente a la disponibilidad de potencial otorgado por la
intensidad de los fendmenos naturales, y de igual forma responde la inyeccion de potencia
de la creciente generacion distribuida.

Dicha dinamica de generacion y consumo de manera cada vez mas variable trae consigo
efectos secundarios desfavorables para los elementos de control tales como la variacién
de parametros del sistema interconectado que normalmente se asumen constantes. Este
es el caso de la reserva rodante, la cual es la base del actual control secundario de
frecuencia y se encuentra estrechamente relacionada a variables como la inercia y el

amortiguamiento.

Es debido a este aumento de la generacién no firme que la gran parte de variables y
pardmetros de los sistemas eléctricos aumentan o disminuyen de manera aleatoria
afectando directamente el desempefio de las estrategias de control y consecuentemente

la calidad del servicio eléctrico.

Autores como (Patifio, Valencia, & Espinosa, 2017), (Huang & Li, 2013) y (Rahnamay-
naeini & Hayat, 2016) evallan en sus trabajos la sensibilidad de los esquemas actuales de

control y la transferencia de potencia sometidos a perturbaciones y bajo el efecto de



Introduccién 15

variaciones paramétricas aplicado a sistemas de una y dos areas con el fin de precisar las

condiciones bajo las cuales el sistema tiene un buen desempeifio.

Usualmente las estrategias de control implementadas en industria eléctrica provienen de
la familia de controladores PID (Proporcional, Integrativo, Derivativo) y compensadores
adelanto — atraso las cuales no responden de manera adecuada a fendmenos tales como
saturaciones e incertidumbres debido principalmente a que su estructura de control no esta
formulada para responder de manera eficaz a este tipo de perturbaciones, adicionalmente
esta clase de estrategias no consideran restricciones para la accién de control de las

maquinas (R. Correa, 2013).

Estrategias robustas de control emergen como alternativas prometedoras de control;
trabajos como los de (Shiroei, Toulabi, & Ranjbar, 2013) y (Vrettos & Andersson, 2016)
proponen estrategias de control predictivas multivariable robustas para el control
automatico de generacion (AGC) donde su aplicacién se enfoca principalmente a la
incertidumbre asociada al factor dinamico proveniente del célculo de la potencia faltante.
Este trabajo no tiene en cuenta la variacion de la inercia total del sistema, ni el factor de

amortiguamiento.

Por su parte (Ahammad, 2016), (Y. Liu, Wu, & Zheng, 2016) y (Huchel & Zeineldin, 2016)
plantean estrategias de control H*® la cual si bien es robusta y 6ptima, sélo considera en
su funcional de coste la sefial proveniente del error de potencia, dejando de lado la
ponderacién para la accion de control, lo que eventualmente daria lugar a saturaciones en

los esquemas de control de jerarquias inferiores.

Para el caso del control de la generacion primaria. En (Xie, Gu, Eskandari, & Ehsani, 2012)
se formula un Control Predictivo basado en Modelo (MPC) rapido y distribuido para
mantener la frecuencia estable en un conjunto de maquinas edlicas, sin embargo esta
estrategia no cuenta con la participacion del control secundario puesto que este tipo de
generacion no lo permite. Ademas, la frecuencia controlada por esta estrategia de control
proviene de maquinas de induccion las cuales tienen caracteristicas diferentes a las

maquinas sincronas. El aporte de esta estrategia de control, es la descentralizacion, pero
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no incluye la dindmica del intercambio entre areas, la cual juega un papel importante en el

esquema de potencia actual.

En (Ersdal, Imsland, Uhlen, Fabozzi, & Thornhill, 2016), se desarrolla un MPC que tiene
como factor diferenciador, la implementacion de un modelo no lineal en la estrategia de
control para optimizar la correspondiente accién de control. De este trabajo se puede decir
gue su costo computacional es muy alto y queda cortdé su analisis de estabilidad.
Adicionalmente, no tiene en cuenta incertidumbres de modelado ya que esta variacion en

la estrategia de control pone en juego la convergencia del método.

Trabajos como (Bevrani, 2009), (Soman, & Subramanyam, 2016) y (Dai, 2016) presentan
diversas estrategias robustas de control, fundamentados en la teoria H?> y H® , estrategias
de control predictiva basada en la sintesis u , las cuales abordan principalmente problemas
sujetos a variaciones paramétricas y retardos de tiempo dirigidos a estructuras de control

descentralizadas.

Otra de las ramas de investigacion en la cual se estudian estrategias de control robustas
para la frecuencia es el area de las redes inteligentes. En (Pereira, Mufioz de la Pefia, &
Limon, 2016), (Bai & Qiao, 2015) y (Hanif et al., 2016) se desarrolla un MPC robusto que
tiene en cuenta el factor econémico de la red. Estos trabajos cuentan con la posibilidad de
almacenar parte de la energia para ser utilizada en instantes de tiempo donde la demanda
crece y encarece el costo de la generacion. Si bien es un control robusto, su principal

criterio de robustez obedece mas a factores de mercado que a fenomenologias eléctricas.

Finalmente, (Liu, Zhang, & Lee, 2016), (Bucher, Member, & Andersson, 2015) y (Bevrani,
2009) plantean una forma de control descentralizada la cual no requiere de una accién de
control proveniente de una jerarquia superior. No obstante, esta estrategia no es afin al

sistema jerarquico centralizado cominmente implementado.
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1.2 Planteamiento del problema

Tradicionalmente en los sistemas de energia eléctrica se asume que los pardmetros
asociados a los diferentes elementos que constituyen el sistema son invariantes en el
tiempo, lo cual no es cierto. Estas suposiciones hacen que el desempefio de las

estrategias de control sea pobre y que el sistema tenga comportamientos indeseados.

El comportamiento dinamico en varios de los elementos que constituyen un sistema
eléctrico es de naturaleza no lineal, tales como los sistemas binarios de control,
compensadores, convertidores electrénicos, entre otros y a pesar de estos
comportamientos se utilizan estrategias de control lineales, tales como el PID, los cuales
no estan diseflados para operar de forma adecuada ante dicha naturaleza y por ende
ocasionan que los sistemas eléctricos a controlar no funcionen de manera adecuada frente

a perturbaciones.

El comportamiento aleatorio de la carga en los sistemas eléctricos, la gran variedad de
elementos conectados al sistema, y la falta de prondsticos confiables en el comportamiento
dindmico de los mismos, afladen incertidumbres en el momento de hacer analisis y de

proponer sistemas de control.

Una de las estructuras de control cominmente empleadas en sistemas de energia eléctrica
son los sistemas centralizados y jerarquicos donde se tienen distancias muy grandes entre
los nodos de generacién y los nodos de carga, lo cual afecta el equilibrio entre la demanda
y la generacion, y por ende afecta la frecuencia, la cual es una variable muy sensible que

puede llevar facilmente el sistema a colapsos.
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1.3 Objetivos

1.3.1 Objetivo Principal

Disefiar una estrategia de control de frecuencia utilizando técnicas de control robusto frente
a variaciones paramétricas e incertidumbre en la carga, en un sistema de generacion de

energia eléctrica.
1.3.2 Objetivos Especificos

e Definir los componentes y modelos de un sistema de energia eléctrica, los cuales
representen de manera adecuada un esquema para llevar a cabo un control de

frecuencia.

¢ Determinar mediante funciones de sensibilidad la proporcién de la variacién de la
frecuencia y la potencia ante variaciones de pardmetros tales como la inercia y el

amortiguamiento.

e Proponer una estrategia de control robusto utilizando técnicas de control moderno
y evaluar su comportamiento ante perturbaciones paramétricas mediante indices

de desempefio.

1.4 Metodologia

El procedimiento metodoldgico realizado para llevar a cabo los objetivos anteriormente
planteados se ve reflejado en la Figura 1. Seguido a ella se encontrara la descripcion de

los elementos principales de dicho procedimiento.
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Obijetivo 1.
Componentes y

modelos

Descripcion de la
maquina sincrona y
sus componentes
principales.

A A

un

Seleccion de

modelos

deterministicos de

sistema de
potencia

A 4

Definicion del
esguema de control
automatico de
generacion

A A

de

Caracterizacion de
un sistema eléctrico

potencia de
prueba

(2>

Objetivo 2.
Funciones de
sensibilidad

Identificacion de las

variables de estado

mas relevantes a la
frecuencia

!

Representar la
variacion de las
variables de estado
en funcion de sus
parametros

!

Encontrar
analiticamente |a
variacion que mas
afecta un sistema

eléctrico

|

Describir los posibles
escenarios de un

sistema de potencia —)@

ante variaciones de
parametros

Objetivo 3. Control
Robusto

Formulacion y ajuste

de la estrategia de

control robusta

!

Ajuste de una
estrategia cldsica de
control y seleccion
de un indice de
desempefio

!

Someter las
esirategias de

@—) control a diferentes

escenarios de
operacion

!

Validacion y
comparacion de
resultados

Figura 1. Metodologia

e Se comienza con la descripciébn de los componentes comunes de un sistema

eléctrico tales como los generadores, cargas y gobernadores, para posteriormente

describir como sus dinamicas en conjunto afectan variables como la frecuencia y la

transferencia de potencia. Mediante la seleccion de los modelos deterministicos de

dichos elementos, se pretende evidenciar las dinamicas de un escenario de

operacion habitual el cual debera ser llevado a un software de simulacion.

¢ De forma complementaria a los elementos eléctricos en un sistema de potencia, se

define el esquema de control automético de generacion (AGC) y las jerarquias de
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control las cuales son implementadas a los modelos eléctricos seleccionados

anteriormente.

¢ Una vez seleccionados los modelos eléctricos del sistema de potencia, se procede
a encontrar la variacion de las variables de interés en funcidon de sus parametros
mas representativos. De esta manera se puede evidenciar de una manera
deterministica la manera en la que cada parametro afecta a cada variable de

estado.

o Después de identificar como se afectan las dinAmicas de interés ante diferentes
escenarios de incertidumbre paramétrica, se procede a plantear el escenario bajo

el cual las estrategias de control son sometidas.

e Unavez seleccionada la estrategia de control robusta, esta es formulada y ajustada
de forma tal que se acople a la aplicacién requerida. Un indice de desempefio es
seleccionado con el fin de someter las dinamicas aportadas por la estrategia de

control a el sistema eléctrico.

¢ Retomando los escenarios de operacion analizados en el andlisis de sensibilidad,
son puestos a prueba un esquema robusto de control y como punto de referencia,
un esquema clasico de control. Los resultados son documentados y se describen

los casos mas relevantes.

e Para el desarrollo de las simulaciones, se utilizé el software Matlab y su paquete

de sistemas de potencia en Simulink.

En este capitulo se hizo una introduccion bibliografica de las principales estrategias de
control que abordan una manera de asumir el mal desemperio de los controladores cuando
estan sujetos a cambios desconocidos en sus parametros. De igual manera se defini6 el

problema, los objetivos y la metodologia a seguir en el transcurso de este trabajo.
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2.Preliminares

Un sistema de energia eléctrica se compone de una cantidad de elementos individuales
conectados entre si para formar un sistema de gran dimensién, complejo dinamico, capaz
de generar, transmitir y distribuir energia eléctrica sobre una extensa area geogréfica.
Debido a esta interconexion de elementos, se presentan una variedad de interacciones
dindmicas, algunas de las cuales sdlo afectan a ciertos elementos, otros a fracciones del
sistema, mientras que otros pueden afectar la totalidad del sistema. Cada efecto dindmico
muestra caracteristicas Unicas, y para cada elemento del sistema hay una estrategia de
control acorde a su fenébmeno eléctrico. (Kawabe & Tanaka, 2015)

Cuando el sistema de energia eléctrico se ve sometido variaciones en la demanda de carga
y/o a perturbaciones, los sistemas de control entran en accién para restablecer una nueva
condicién de equilibrio. En todo este proceso intervienen diferentes componentes del
sistema, que van desde la fuente primaria de energia, hasta los grandes generadores en
donde se realiza la transformacién de energia mediante la accién de los controladores

asociados.

Los esquemas de control en general son implementados utilizando estrategias clasicas en
el dominio de la frecuencia, o estrategias de control modernas en el dominio del tiempo.
En los sistemas de potencia, la dinamica asociada a la frecuencia es una de las dinamicas
gue mas requiere cuidado, por su alta sensibilidad y por los margenes tan pequefios de
maniobrabilidad. (Wu et al., 2016)

2.1 Modelos de los componentes

En el proceso de generacion de energia eléctrica se identifican dos grandes lazos de
control. El control de voltaje (QV) cuya funcion es mantener la magnitud del voltaje en los
valores establecidos. Para ello continuamente se mide esta variable y se compara con un

voltaje de referencia, esta diferencia es utilizada por el sistema de excitacion del generador
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para modificar el voltaje del campo del generador y si actuar sobre la maquina y de esta

manera regula la magnitud del voltaje en terminales del generador.

El control de frecuencia (P,f) es el que regula la potencia de salida y la frecuencia del
generador. Este control es mas complejo que el control de voltaje. Hay una realimentacion
gue responde a la desviacion de la frecuencia en el generador, la cual es una medida
indirecta de uin desbalance de potencia, interviene en esta accion el gobernador de
velocidad y las valvulas de control de flujo de agua en las turbinas hidraulicas o el flujo de
vapor en las unidades térmicas. En la Figura 2 se presenta un diagrama de bloques de los

dos lazos de control.

( )  EEE—
Turbina <€ Valvulas
A
Y
r ~ D
Sistema de Devanado de
[ excitacion H campo ]_) Generador Gobernador
v - y

Control de
Frecuencia

Control de
Voltaje

AP

Curva QV ] [ Curva PF

Figura 2. Diagrama de bloques de los lazos de control de voltaje y de frecuencia.

Un lazo de control secundario mantiene la frecuencia en un valor nominal y entre sus
funciones tiene la tarea de controlar los flujos en los enlaces de interconexién. Entre los
lazos de control (Q, V) y (P, f) existe un cierto acoplamiento, sin embargo, la dinamica del
lazo (Q, V) es mas rapida y tiende a desaparecer antes que las acciones del lazo de control
(P,f) entren a actuar. Significativamente, este trabajo se centrara en el control de frecuencia
(P, f).

En esta seccion se presenta los modelos de los principales componentes asociados a los
sistema de control de frecuencia. Esta seccion de modelado de la maquina sincronica y

primo motor es tomado de (R. Correa, 2013).
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En ingenieria un sistema se entiende como un conjunto de elementos fisicos que
interactian y realizan una tarea en comun. El modelo matematico juega un papel
importante en el andlisis del problema y en la generacion de las estructuras de control.
Dichos modelos son desarrollados principalmente utilizando la estructura del sistema y las
leyes fisicas fundamentales que gobiernan los elementos del sistema. En el caso de
sistemas complejos, los modelos matematicos usualmente no tienen un caracter universal
pero si reflejan fendmenos de interés. Debido a la complejidad matemética que requiere
un modelo preciso, los modelos usualmente utilizados son un compromiso entre la
precision requerida y el grado de complejidad. (Saarinen, Norrlund, Lundin, & Westberg,
2014.)

Cuando se formula el modelo matematico de un fenémeno, los términos importantes son
los estados del sistema y sus respectivas variables de estado. Los estados del sistema
describen las condiciones de operacién del sistema mientras que las variables de estado
son el conjunto minimo de variables que describen una forma Gnica del estado completo.

El sistema de energia eléctrico es un sistema complejo que envuelve una gran cantidad
de componentes, cada uno con sus particularidades: Las barras como puntos de conexién
de los diferentes equipos de la red de transmision, las componentes de las lineas de
transmisién, equipos conectados a las barras tales como generadores, cargas y equipos
de compensacion estaticos de potencia reactiva. (Kakimoto, Sugumi, Makino, &
Tomiyama, 2006)

2.1.1 Modelo del generador

En la literatura se encuentran diversos modelos de la maquina sincrénica, dependiendo

cada uno de ellos del tipo de andlisis que se requiera realizar. Se encuentran modelos
complejos en coordenada naturales abc (R. E. Correa, 2006), fundamentado en el
comportamiento periédico de maquina sincrénica, que conserva los modos armoénicos
permitiendo hacer andlisis de estabilidad cuando se tienen cargas conmutadas, asi como
experimentar con diferentes modelos de carga, para analizar el comportamiento del

sistema de potencia a variaciones en el tipo y forma de las nuevas cargas encontrados en
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el mercado energético, vale la pena, resaltar que estos modelos son mas cercanos a la
realidad, pero mas complejos que los modelos empleados actualmente para hacer

simulaciones.

La herramienta esencial para modelar la maquina sincrénica tradicionalmente ha sido
utilizar la transformacién de Park. Esta transformacion consiste en reemplazar los
devanados a, b, c correspondientes a las tres fases del estator, por devanados ficticios

denominados d, q.

La principal ventaja de la transformacion de Park es que todos los devanados ficticios son
fijos unos con respecto a los otros y las inductancias propias y mutuas de los devanados
son constantes, esto hace que se pueda utilizar este modelo en la gran mayoria de
aplicaciones utilizadas en sistemas de potencia (Kim et al., 2016). Las ecuaciones de Park,

relativas a los voltajes en el estator, toman la forma

Vg = —Rqig — érlpq + lp’d
vy = —Raig— 6:g + 1,

vo = —Rgip+ Yy

1)

donde vd, vq son los voltajes en los devanados de eje directo y en cuadratura, id,iq son
las corrientes, yd, q son los flujos ligados, 8r es la velocidad angular en grados eléctricos
Y Ra es la resistencia de armadura. Los términos 0r,yd y 6r,q resultan de la rotacion del
campo, son llamados voltajes de velocidad, yd,q son referidos como voltajes de
transformador. Los circuitos del rotor no se ven afectados por la transformacion de Park y

estan descritos por las siguientes expresiones

Vra = Rrairag + ¥ra
0 = Rygizg + P1a
0= quilq + 1/)161

0= quizq + lpZQ

)
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donde Rfd es la resistencia del devanado de campo, yfd es el flujo ligado, similarmente

para los otros circuitos.

La maquina sincronica esta sometida a los siguientes transitorios:

» Transitorios en el estator: los cuales estdn asociados con los voltajes de
transformador. Tan pronto como el sistema, sufre un cambio, los voltajes de
transformador desaparecen y los voltajes de velocidad dominan la respuesta del
sistema. Esto sucede en fracciones muy cortas de tiempo, por lo que es usual no

considerar los voltajes de transformador, Y d, g en las ecuaciones del estator.

> Transitorios eléctricos en el rotor: asociados con los términos en las ecuaciones de

los devanados del rotor ¥ fd,1q, etc. Se pueden distinguir dos tipos de dinamicas.

- Dinamica subtransitoria: Asociada con los devanados amortiguadores y las

corrientes de Eddy.

- Dinamica transitoria: Asociada con el devanado de campo.

En (W. Sauer & Pai, 1997) se encuentra un analisis detallado del modelo reducido de la
maquina sincrénica. En la mayoria de los casos, el valor de - 6r es muy aproximado al
valor de la frecuencia angular nominal w0. Esto justifica la suposicion de frecuencia
nominal o cuasi-senosoidal, con la cual el sistema dindmico es visto como un régimen
senosoidal a frecuencia w0. Por lo tanto la velocidad del rotor se toma igual a la frecuencia

angular nominal w0.

Para hacer andlisis de estabilidad de un sistema eléctrico de potencia, lo recomendable es
referir la posicion del rotor a una referencia que rota sincronicamente. Se define el angulo
del rotor como el angulo en grados eléctricos que hay entre el eje en cuadratura de la

maquina y la referencia sincronica:

8 =06, —wyt-C ®)



26 Control de Frecuencia en Sistemas de Energia Eléctrica

donde C es una constante arbitraria. La ecuacion de movimiento del generador con la
turbina en unidades estandarizadas, por unidad, pu. y considerando el angulo & adquiere

la forma

_g:Tm_Te 4)

donde H es la contante de inercia, Tm es el par mecénico producido por la turbinay Te es
el par electromagnético del generador. La ecuacion (4) es conocida como la ecuacién

swing.

Otras simplificaciones que se hacen al modelo son: Las resistencias del estator son
consideradas tan pequefias, que se desprecian. Inicialmente el fenbmeno de saturacion
no es tenido en cuenta y se desprecian los devanados en el rotor, excepto el devanado de
campo, la desventaja principal de esta simplificacion es una subestimacién del
amortiguamiento de la oscilacién del rotor. Sin embargo, este efecto de amortiguamiento
no esta relacionado con la estabilidad de voltaje y se puede compensar introduciendo el

término D& en la ecuacion de movimiento.

Asumiendo velocidad constante w0 y despreciando las resistencias del estator, el par
electromagnético estandarizado en por unidad, pu es igual a la potencia activa P producida
por la maquina, mientras que el par mecénico es la potencia mecanica Pm. La ecuacion
(4) puede ser reescrita como

2H. D

~§+—=p,-P 5
g +a)0 m ®)

Donde D es el coeficiente de amortiguamiento en pu.

Bajo estas suposiciones, las ecuaciones de voltaje en el estator pueden ser escritas como

Vg = _wolpq )

Uq: Wo
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Los flujos ligados estan relacionados con las corrientes por medio de las siguientes

expresiones

Yqg = —Lgig + laaisa
l/)q = _Lqiq (7

Yra = —Laala + lralra

donde Ld , Lqg son inductancias propias de los devanados ficticios d, g, Lfd inductancia
propia del devanado de campo, Lad inductancia mutua entre los devanados de campo y el

devanado d. Entonces vd y vq se pueden expresar

Vg = Xqiq
(8)
Uq = _Xdid + Eq

donde X; = wolq ¥ X4 = wolL, Son reactancias sincrénicas de los ejes directo y en
cuadratura 'y E, = woLqqirq. ES mas apropiado derivar las ecuaciones de la maquina en

términos de la fem proporcional al flujo del campo ligado, se definen las siguientes

relaciones

Lad

E, = Wo5—
q Lfd

Yra ©)

al igual que la reactancia transitoria de eje directo

L2
X'a=wol'qg=wg (Ld - Lad> (10)
fd

Consecuentemente, el voltaje en el eje en cuadratura se puede expresar
Uq = _X’did + E,q (11)

E'q es llamada la reactancia transitoria detras de la fem. La relacién entre Eq y E'q queda

determinada por
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Eq = (Xd _X,d)id + E,q (12)

La dinamica de E’ q tiene la siguiente forma

. Lag . Log . , Ef —E
E, = wOZL(pfd = Wy Lil/)fd(vfd — Rpqipq) = T 4 (13)
fd fd do
donde Ef = woii"’vfd es una fem proporcional al voltaje de campo y T' 4, = ii" la
fa fa
ecuacion dindmica (13) final queda
dao

la ecuacion (13) o (14) son referidas frecuentemente como la ecuacién del decaimiento del
flujo de campo. Finalmente el modelo mas general de la maquina sincrénica esta descrito

por

8=w
AL YOS
@ 20 Toptm (15)
0 —E'+ Ef — (Xg — X'a)-ig
1 T' 40
Representando (15) en variables de estado, se obtiene
J'Cl = x2
. D Wo d
o = —omxy o (U —dy) (16)
. X3t uy — (Xg —X'g).dy
x3 =

G
T a0

Donde el vector de estados se representa como [x; x, x3]7 = [§ @ Eq]T y el vector de
entrada se describe como [u; u, dy d,]" = [Py Ef P ig]”



Preliminares 29

2.1.2 Modelo del primo-motor

Los tipos de turbinas y gobernadores que son utilizados varian mucho entre los fabricantes.
Las turbinas pueden tener dos o tres etapas de presion. La etapa de presibn mas baja a
veces se divide en dos turbinas paralelas, y puede o no ser recalentado entre estados. Por
lo general, todas las etapas estan en el mismo eje que mueve un generador Unico. Este
complejo es controlado por el regulador, que a su vez controla una valvula normalmente a
través de un servomotor hidraulico alimentado por un amplificador hidraulico (por lo general
de dos etapas).(Wang & Wang, 2011) El propio gobernador esta controlando la velocidad
de la turbina real (frecuencia) a un punto de referencia de entrada que se proporciona a
través del cambiador de velocidad del regulador por un control secundario como el control
de la generacion automatica (AGC) o un estabilizador de control de emergencia. La valvula
controlada del gobernador es la entrada de vapor en el extremo de alta presion de la
turbina. Por lo general, se compone de un banco de valvulas (cuatro a seis) que son
operados en secuencia. El flujo total de vapor en las turbinas representa, por supuesto, la
potencia de entrada de la turbina, la potencia en el eje sera "proporcional” a la del estado
estacionario. Cualquiera que sea el factor de proporcionalidad, el rendimiento de la turbina
es una funcion no lineal de la temperatura del vapor y la presion, asi como el nivel de

potencia. Un disefio tipico se muestra en la Figura 3.

Todo esto se suma en un sistema dinamico complejo. No seria préctico tratar de incorporar
todas estas complejidades en estudios dinamicos del sistema, y de hecho su efecto sobre
el rendimiento general del sistema no justifica un analisis a escala completa de esos
detalles, especialmente cuando la principal preocupacion es la potencia reactiva, como lo

es en este contexto. Sin embargo, los efectos no deben ser siempre despreciados

Cuatro modelos basicos estan representados en la referencia (IEEE committee Report,
1973). Estos son

o Sistema regulador de velocidad para turbinas de vapor
o Sistema de turbina de vapor
o Sistema regulador de velocidad para hidroturbinas

o Sistema hidroturbina
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Figura 3. Diagrama de bloques del sistema Primo-Motor. Elaboracion propia a partir de (IEEE PSDP, 2013)

Donde w representa la velocidad de la turbina, g “gate” representa la apertura de flujo
propulsor por parte de un grupo de servomotores que operan la accién de control
proveniente del controlador, pr es la presion con la que llega el fluido propulsor, g
representa el caudal del fluido propulsor y finalmente el par T, y T, representan el torque

mecanico y el torque eléctrico respectivamente.

Con base en esta informacién, a continuacion se describira un modelo simple para el
mecanismo regulador de una turbina de vapor. Cabe mencionar que existen dos tipos

basicos de mecanismos reguladores (Cui & Kavasseri, 2015)

a) Un sistema regulador de velocidad hidraulico-mecanico tipico consta de un
regulador de velocidad, un amplificador hidraulico, un servo motor hidrahulico y
valvulas reguladoras controladas

b) Un mecanismo regulador de velocidad electrohidraulico que proporciona flexibilidad

mediante el uso de circuitos electronicos en lugar de componentes

El modelo general del regulador de velocidad de la Figura 3 se puede ser usado para
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representar ya sea un sistema mecanico-hidraulico o un sistema electrohidraulico por
medio de una seleccién adecuada de los parametros. Este modelo muestra la referencia
de carga que es la entrada desde el control secundario. Este valor de referencia es
combinado con el incremento debido a la desviacion de velocidad para obtener la potencia
total en la valvula reguladora del gobernador, PGV sujeta a la constante de tiempo T3,

introducida por el mecanismo servomotor.

Pﬂ Pup Pmny

K(1L+sTy) ni N eull
1+ sT; T, s ”

Pdnwn Pmm

(@)

K(1+ sTy)
1+ sT)(1 + sT5)

(b) Pmin

Figura 4. Modelos de Gobernadores de velocidad. Elaboracion propia a partir de (IEEE PSDP, 2013)

Modelos universales son convenientes para el desarrollo de programa de computador y

como una base para los archivos de datos. Todas las configuraciones comunmente
encontradas de turbinas de vapor pueden ser representadas por el diagrama de bloques
de la Figura 4. En la referencia (llic, 2007), se presenta un buen resumen de los modelos
matematicos correspondientes a seis configuraciones comunes de sistema de vapor con
sus coeficientes, tablas relacionado los parametros de las diferentes configuraciones. Los

modelos para turbinas hidraulicas también se incluyen en la referencia (IEEE PSDP, 2013).
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2.2 Control Automatico de Generacion (AGC)

La descripcion del control automatico de generacién mostrada a continuacién es tomada
de (R. Correa, 2013). En ella se muestra la definicion de cada uno de los elementos mas

importantes en la estructura de control.

Normalmente las perturbaciones del sistema eléctrico son causadas por fendmenos como
corto circuitos en las lineas de transmisién los cuales son hormalmente despejados sin la
necesidad de manipular la cantidad de potencia a generar. Sin embargo, si una carga
considerable es conectada o desconectada del sistema, o si una unidad generadora es
desconectada o deja de aportar energia de manera repentina, se generara entonces un
desbalance de potencia entre la energia producida y la energia consumida (Ding, Feng,
Fang, & Liu, 2016). Este desbalance es inicialmente cubierto por la inercia en las turbinas
de las unidades generadoras, comunmente llamado “reserva rodante” la cual no permite
un cambio abrupto en la dindmica de la frecuencia y permite al control automatico de
generacion (AGC) tener un espacio de tiempo para operar y reestablecer el balance
energético. Los objetivos del AGC son principalmente (Machowski, Bialek, & Bumby, 2008)

e Conservar la frecuencia en el valor nominal

e Mantener los intercambios de potencia con las areas vecinas en sus valores
nominales.

e Asignar la potencia en todas las unidades segin las necesidades del mercado

eléctrico.
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Figura 5. Estructura del control automatico de generacion

2.2.1 Pendiente de generacion

En estado estacionario, la curva de potencia vs velocidad de una unidad de generacion

esta dada por la siguiente ecuacion.

Aw AP

on TP

(17

Ya que la velocidad de rotacion es proporcional a la frecuencia, y extendiendo la notacion
a la i-ésima unidad de un sistema de potencia, podemos reescribir (17) de la siguiente
forma.

Af AP, AP, Af

—=—-p— 0 —=-K— (18)
fn Pn,: Pn,: fn
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En estado estable todas las unidades de generacion operan de forma sincrona a la misma
frecuencia, cuando se presenta un cambio generalizado en la potencia total del sistema

AP, esta puede ser calculada como la suma de todos los cambios de los generadores.

Ng Ng Ng
_ _Af _ K;P;
APy = Y AP; = —— ) K;P, = —Af (19)
i=1 Ju i=1 i=1 fa

Donde N, representa el nimero de unidades generadoras del sistema. La Figura 6 muestra
como las pendientes individuales de cada unidad de generacién pueden ser sumadas de
acuerdo a la ecuacion (19) para obtener la pendiente global del sistema.

f f f
'jf'%_'_'_'_:_ 'I'_'" + jjf"%.‘h&',l{" =
: E Pm 1 E i Pml
_-_|_!_-_ —————
ARy ARy

Figura 6. Pendiente de potencia vs frecuencia como la suma de las unidades de generacion. Tomado de
(Machowski et al., 2008)

Esta pendiente define la habilidad del sistema para compensar un desbalance de potencia
mediante la medicion de la frecuencia. Para un sistema de potencia con un gran nimero
de unidades generadoras la pendiente es casi horizontal, lo que implica que el desbalance
de potencia resulta en una pequefia desviacion de frecuencia. Este es uno de los

beneficios adquiridos de interconectar unidades de generaciéon en un mismo sistema.

Para obtener la pendiente equivalente de generacion se asume que la caida de velocidad
de cada turbina es lineal respecto a la potencia alrededor del punto de operacién nominal.
En la practica la salida de potencia de cada turbina es limitada por sus parametros técnicos
y en general, operan en un nivel de potencia mas bajo debido a la necesidad de mantener
la estabilidad del sistema. Si una turbina se encuentra operando en su potencia limite (en
saturacion), y ocurriera una caida de frecuencia, la turbina no podria contribuir a el

restablecimiento del balance de potencia y dependera de la reserva rodante del sistema.
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La asignacion de la reserva rodante es un factor importante en la operacion del sistema de
potencia, ya que determina la forma de la pendiente de generacion. La Figura 7 muestra
un caso simple de dos unidades generadoras, en el caso a) la reserva rodante se divide
proporcionalmente entre ambas unidades de modo que ambas alcanzan sus limites de
potencia superior a la misma frecuencia f;. En este caso, la pendiente equivalente es lineal
hasta que se alcanza el limite de potencia superior. En el caso b) la misma cantidad de
reserva rodante estd disponible, pero se asigna Unicamente a la segunda unidad
generadora con la primera unidad operando a plena carga. La pendiente de generacién es
ahora no lineal y se compone de dos secciones con diferentes pendientes.

(a)

(b)

2P

P = Pyaxi Pvax

Figura 7. Influencia de la potencia limite superior de la turbina y la asignacién de la reserva rodante. Tomado
de (Machowski et al., 2008)

Del mismo modo, la pendiente de generacion de un sistema de potencia real es no lineal
y se compone de muchas secciones cortas de pendiente a medida que mas unidades de
generacion alcanzan sus limites de funcionamiento hasta cubrir el desbalance de potencia.
Dado el caso que no hubiera reserva rodante disponible, la pendiente de generacion seria
entonces infinita. (R. Correa, 2013)

Ya que los sistemas de generacion actuales cuentan con un numero considerable de
unidades de generacion y ademas asumiendo que se encuentran operando por debajo de
su capacidad nominal, este trabajo asume entonces una pendiente lineal y suave en cada

uno de sus tramos con la cual se calcule el déficit de potencia global del sistema.
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2.2.2 Control Primario de Frecuencia

Es la primera accién de control realizada automaticamente desde los generadores para
atender el desbalance carga generacion, su funcién principal es conservar la velocidad en
el valor nominal y mantener el intercambio de potencia por el establecido por el operador
de red. Esta estructura de control es la base en la jerarquia de control y puede recibir
cambios o no de los valores de sus consignas segun la disposicién y costo del potencial
de generacion. Fuentes de generacion tales como la edlica o la fotovoltaica que no pueden
disponer de su recurso de generacion no cuentan con un lazo adicional en su estructura
de control y poseen un enfoque de control netamente primario (Engell, 2007). En la Figura
8 se muestra el lazo de control primario de un sistema de potencia, donde el lazo de color

rojo representa la accion de control opcional proveniente del control secundario.

Pref >
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Controlde | ¥ | Unidad de
Wreof Frecuencia Generacion
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J

Figura 8. Lazo de control primario en un sistema de energia eléctrica. Elaboracion propia a partir de
(Machowski et al., 2008)

En el plano P — f, la interseccion entre la pendiente de generacion y de carga define el
punto de equilibrio del sistema. Un cambio en la demanda de energia total AP, corresponde
a un desplazamiento de la pendiente de carga como lo muestra la Figura 9 de modo que

el punto de equilibrio se desplaza desde el punto 1 al punto 2.
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» ﬂpdemand _

Figura 9. Desplazamiento del punto de equilibrio por el aumento de una carga. Tomado de (Machowski et
al., 2008)

El incremento de la carga del sistema se compensa de dos maneras: en primer lugar, las
turbinas aumentan la generacion APy, y en segundo lugar, el sistema de cargas reduce la
demanda en AP, de la exigida en el punto 3 a la requerida en el punto 2. De una forma

deterministica se tiene que

Af Af
APgemanda = AP — AP, = _(KT + KL)PL _f = —KfPL f_
n n

El nuevo punto de operacion del sistema corresponde a una nueva demanda y una nueva

(20)

frecuencia. El nuevo valor de la frecuencia del sistema f, es menor que el valor anterior f;.
La ecuaciéon (19) representa la respuesta de frecuencia del sistema mientras que el
coeficiente Ky = Ky + K, se conoce como la rigidez, donde APy >> APy

Una reduccién de la demanda por AP, puede deberse a la sensibilidad de la frecuencia de
la demanda. Un aumento de la generacion de AP; se debe a los gobernadores de las
turbinas. La accion de los gobernadores de la turbina debido a los cambios de frecuencia
cuando los valores de referencia de los reguladores se mantienen constantes se conoce
como Control Primario de Frecuencia.(R. Correa, 2013)

La falla de uno o més elementos de la red, o la conexidn subita de una carga se refleja en
la sobrecarga de algunos equipos en regiones aledafas lo cual podria derivar en una

cadena de eventos producido por la actuacion de los elementos de proteccién, es por esto
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gue un sistema interconectado requiere de la coordinacion. Es debido a esto que los
requerimientos relativos al control primario son normalmente objeto de acuerdos entre
socios que cooperan en una determinada red interconectada. Para los fines del control de
frecuencia primaria, cada subsistema en el sistema tiene que asegurar una reserva rodante
suficientemente proporcional a la participacion de un subsistema dado en la produccion
total de energia.

2.2.3 Control Secundario de Frecuencia

Después de un cambio en la demanda total de potencia, el esquema primario de control
no es capaz de retornar a la frecuencia nominal, esto se debe a que las consignas de sus
lazos de control aparte de mantener la frecuencia nominal, también controlan el
intercambio de potencia; razon por la cual es imposible mantener una velocidad constante
si hay un déficit de potencia en el sistema. Con el fin de volver a la frecuencia establecida,
la pendiente de generacion debe ser desplazada a la posicion mostrada por la linea
discontinua de acuerdo con la Figura 9. Este desplazamiento se puede efectuar haciendo
un cambio en el valor de referencia de potencia, preferiblemente en el sistema gobernador
turbina. Como se puede apreciar en la Figura 10, los cambios en Pref(1), Pref(2) y
Pref(3) obligan al correspondiente cambio en Pm(1), Pm(2) y Pm(3) en la pendiente.
Aumentar la Pref de los gobernadores individuales producira una leve inclinacién horizontal
en la pendiente de generacion total del sistema. Eventualmente esto conducird a la
restauracion de la frecuencia al valor nominal, pero con el aumento del valor requerido de
la demanda de energia (Zhong et al., 2015). Tal accion de control en los gobernadores de
las turbinas individuales se conoce como el control secundario. El control secundario es el
conjunto de acciones subsiguientes a un evento de desbalance de carga — generacion que
se puede hacer de forma manual o automatica con variacién de la potencia mecénica y su
efecto en la generacién eléctrica, inyectando o tomando potencia adicional al sistema lo

gue se refleja en movimientos de frecuencia hasta lograr el valor nominal.
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Figura 10. Pendientes de generacion para distintos ajustes de P,.s. Tomado de (Machowski et al., 2008)

En un sistema de energia aislado, el control automatico secundario puede ser
implementado como una funcién de control descentralizado mediante la adicion de un lazo
de control suplementario para el sistema de gobernador — turbina. Esto afiade a la
estructura de control del regulador de la turbina el diagrama de bloques mostrado en la
Figura 11 donde Pref y Pm se expresan como una fraccion de la potencia nominal Pn.
Este lazo de control suplementario mostrado por la linea discontinua consta de un
elemento integrador que afiade una sefial de control AP,, que es proporcional a la integral
del error de velocidad o de la frecuencia. Esta sefial modifica el valor de la referencia en la
estructura lazo primario cambiando asi la pendiente de generaciébn como se vio

anteriormente en la Figura 10.
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Figura 11. Estructura de control complementario de frecuencia. Tomado de (Machowski et al., 2008)

No todas las unidades de generacion en un sistema que implementen el control
descentralizado necesitan estar equipados con lazos complementarios y participar en el
control secundario. Generalmente las unidades medianas se utilizan para la regulacion de
frecuencia mientras que las unidades grandes de carga base son independientes y se
ponen a funcionar a un nivel de generacion preestablecido. En las plantas de energia de
ciclo combinado, el control complementario puede afectar Unicamente a la turbina de gas

0 puede afectar ambas turbinas.

En un sistema interconectado que consiste en distintas areas de control, el control
secundario no puede ser descentralizado debido a que los lazos de control
complementarios no cuentan con informacion del lugar donde se produce el desbalance
de energia, de modo que un cambio en la demanda de energia en un area daria lugar a la
accion del regulador en todas las demas otras areas. Esta accion de control
descentralizada podria causar cambios indeseables en los flujos de energia en las lineas
de transmisibn que conectan los diferentes sistemas, con el consecuente del
incumplimiento de los acuerdos de cooperacién entre sistemas. Para evitar esto, se utiliza

el control secundario centralizado. (Machowski et al., 2008)

En los sistemas eléctricos interconectados, el AGC es implementado de tal manera que
cada area o subsistema tenga su propio control central tal y como se observa en la Figura

12. Para cada zona, su sistema esta en equilibrio.
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Figura 12. Areas de control en un sistema de potencia. Tomado de (R. Correa, 2013)

El objetivo de cada regulador de area es mantener la frecuencia en el nivel programado y
mantener los intercambios en las lineas de enlace de la zona en los valores nominales. Si
hay una perturbacién en el balance de energia en uno de los subsistemas, causada por
ejemplo por la salida de una unidad de generacion, entonces los reguladores en cada zona
deben intentar restaurar la frecuencia y los intercambios de linea de enlace. Esto se logra
cuando el controlador del area donde se origin6 el desequilibrio fuerza un aumento de la
generacion igual al déficit de potencia. En otras palabras, cada regulador de area debe
forzar un incremento en la generacion que cubra su propio desbalance de potencia de area
y mantenga los intercambios en las lineas de enlace programados. (F. Liu, Song, Ma, Mei,
& Lu, 2003)

La regulaciéon secundaria tiene como fin modificar la potencia de salida de las turbinas en
la zona a traves de los lazos P, ubicados en sus sistemas primarios de control, en cuanto
a la frecuencia, esta se mide en la red de bajo voltaje local y se compara con la frecuencia
de referencia para producir una sefial que es proporcional a la desviacion de la frecuencia
Af. La informacion de los flujos de energia en las lineas de enlace se envia a través de
lineas de telecomunicaciones para que el regulador central compare el valor de referencia

y asi producir una sefial proporcional al error de area AP;,;. En cuanto a la regulacién de
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potencia, se debe establecer la desviacion de frecuencia (ver pendiente de generacion) la

cual es definida mediante un factor A, el cual es llamado factor de sesgo de frecuencia.

APy = ApAf (21)

Esto representa un cambio en la generacion de energia que debe ser forzada sobre el area
controlada con el fin de compensar la desviacién de frecuencia como resultado del
desequilibrio de potencia en esta zona. La Figura 13 muestra el diagrama de bloques de

la estructura secundaria del control de frecuencia.

. _{ + API‘C f1
Jref — Af AP..
=-{ Y ___ ref2
L AP

Pie ref — /= 1 ;| reli

- \)13/ I .
| p.. i i
tie -(»f;; ‘API‘CIH

Figura 13. Estructura completa del control secundario de frecuencia.

Donde la sefial APy indica el deficit de potencia del sistema la cual es sumada a la variable

AP, que representa el intercambio entre areas y en conjunto representan el error de

control de area (ACE) el cual se puede definir de la Figura 13 como

Cada subsistema debe poder cubrir un desequilibrio propio de potencia y tratar de
mantener los intercambios de energia planificados. Si la frecuencia disminuye después de
un déficit de generacion se debe aplicar que Pg,,, = —(K¢P,/fy)Af, de esta manera el
regulador central envia el incremento de generacion definido por la Ecuacién (20), para asi
cubrir el deficit, es decir, APy = APy, por lo tanto AgAf = (K¢P,,/f,)Af 0lo que es lo mismo:
Ag = Ky 23)

fn
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Asi como en el regulador descentralizado que se muestra en la Figura 11 existe una
funcion integral, el regulador central debe tener una funcion integral del error la cual en la

mayor parte de los casos es un controlador Pl el cual tiene la siguiente forma
t
APyo; = K,(ACE) + K; f ACE dt (24)
0
Donde K, y K; son los parametros del regulador. Por lo general, la participacion del

elemento proporcional de un regulador es pequenio.

El término ACE corresponde a la generacion de potencia total de area la cual debe ser
intercambiada con el fin de mantener la frecuencia. Al ser procesado por la estrategia de

control, el ACE genera una accion de control AP,..; la cual se multiplican por las constantes

aq,ay, ..., Ayg. las cuales son llamadas Coeficientes de participacion, los cuales definen la
contribucién de las unidades individuales de generacion para el control de la frecuencia
total. Al igual que con el control descentralizado, no es necesario que todas las unidades
de generacion participen en el control de generacion. El control secundario de frecuencia

es mucho mas lento que el primario.

En este capitulo se realiz6 una descripcidon deterministica y una descripcién escrita del
funcionamiento de un sistema convencional de energia eléctrica junto con sus principales
componentes, entre los cuales se encuentran elementos fisicos tales como generadores y
elementos virtuales tales como los controladores y su sistema jerarquico. Ya que el
propdsito de esta investigacion es la de llevar a cabo una estrategia de control robusto, el
proximo capitulo contiene las formulaciones generales de las estructuras de control

pertinentes a este trabajo.
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3.Estrategias de control

Las estrategias de control clasicas son todas aquellas que se encuentran en el dominio de
la frecuencia. Su principal ventaja se encuentra en la rapidez de procesamiento y la
capacidad de contar con herramientas de andlisis sencillas. Por otro lado, también se
puede decir que son estrategias sensibles a cambios de los puntos de operacion, lo cual
para un sistema eléctrico real se traduce en un desempefio variable segun la condicion
operativa del sistema (GAO, 2012). A continuacion, se describen dos de las estrategias de

control clasico mas implementadas en los sistemas de potencia.

3.1 Control proporcional integral derivativo (PID)

Es la estructura de control mayormente implementada en los sistemas de potencia. Como
su nombre lo indica, este se divide en tres partes, cada uno con un objetivo de operacién

y elemento de ponderacion diferente.

t

d
u= kpe(t) +k; f e(t)dt + kdae(t) (25)
0

El primero de ellos es la componente proporcional cuyo ponderador se define como k,, y
tiene como objetivo variar de forma lineal la accion de control acorde a la magnitud de la
sefal de error (ajuste grueso). En segundo lugar se encuentra la accion integral k;, la cual
realiza un ajuste mas fino de control, es decir, elimina el error de estado estable y lo hace
de una forma suave acorde a su naturaleza acumulativa. Y finalmente se encuentra la
componente derivativa k; la cual también elimina la componente de estado estable y

cuenta con una mayor sensibilidad. Su dinamica es netamente transitoria.

Este tipo de control cuenta con la ventaja de poder operar de manera modular, siendo la
combinacion proporcional integral, la estructura mayormente empleada para el control de
los elementos asociados a la frecuencia. La componente derivativa es comunmente

desechada debido a su alta sensibilidad transitoria la cual podria llevar el sistema a la
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inestabilidad, sin embargo en procesos donde las dinamicas son muy lentas esta estructura

derivativa cuenta con un rol importante.

3.2 Control predictivo basado en modelo

En los sistemas de generacion, uno de los principales objetivos del sistema de control es
regular la frecuencia alrededor de un estrecho margen de operacion estipulado por el
operador de red. La mayoria de algoritmos de control cominmente empleados en los
sistemas de potencia consideran Unicamente la medicién del error y no consideran otros
factores tales como las restricciones del sistema, los errores de modelado y medicién, y
las saturaciones; lo que conlleva a dinamicas indeseadas por parte de las estrategias de
control. Por su parte, el control predictivo basado en modelo si lo hace, pero a cambio
presenta un elevado coste computacional, un nivel mas alto de comprension en teoria de
control y adicionalmente su analisis de estabilidad no es tan cédmodo como el que presenta
las estrategias de control tradicionales.

Como su nombre lo indica, el MPC (Control predictivo basado en modelo) esta basado en
un modelo del proceso a controlar, el cual es empleado para predecir la evolucién futura
del estado o de las salidas. El modelo del proceso es conocido como modelo de prediccion,
el intervalo de tiempo (expresado en instantes de muestreo es conocido como horizonte
de prediccion(Chen, Member, Wang, & Member, 2016). Por lo tanto, si el horizonte de
prediccién es N, empleando el modelo de prediccién se calculara la siguiente secuencia

de predicciones de las salidas:

Y +116),y(t + 2[t), -+, §(t + N|t) (26)
Para el calculo de esta secuencia se emplea la informacion de la evolucién del proceso

hasta el instante ¢, es decir:

» Valores pasados de las entradas o actuaciones del proceso

= Valores presentes y pasados de las salidas del proceso
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También se emplea una secuencia de actuaciones o sefiales de control futuras:

u(t|t), u(t + 1|t), -, u(t + N — 1|t) (27)

Usualmente se suele considerar un horizonte de control N,, < N, de manera que para los
instantes futuros mas alla del horizonte de control se supone que la sefial de control es
constante. Estos conceptos se ilustran en la Figura 14.

Pasado Futuro

Referencia

. . M
Salidas predichas Y (t+il t)

Variable manipulada Uft+ilt)

— L—
— | | | |
t+1 - - - N SR t+N

Horizonte de control I
Horizonte de prediccion |

Figura 14. Estrategia del control predictivo basado en modelo

La secuencia de actuaciones futuras condiciona en gran medida la evolucién futura del
proceso. Para medir la bondad del control obtenido se puede formular un criterio o indice
de comportamiento, de manera que se puede obtener mediante técnicas de optimizaciéon
la secuencia de actuaciones Optima. Esta sera la que, de acuerdo con el criterio elegido,
proporcione el mejor control. El calculo de la sefial de control obtenido a través de la
minimizaciéon de un indice de comportamiento o funcién objetivo, es otra de las ideas
comunes a las técnicas de control predictivo. La forma de la funcion objetivo varia de un
tipo de control a otro. Una de las formas mas populares es la de un criterio cuadratico en

el que se calcula la suma de los errores predichos al cuadrado a lo largo del horizonte de
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prediccion (Hansen, Roche, Suryanarayanan, Maciejewski, & Siegel, 2015). Es habitual
también considerar algun tipo de ponderacion del esfuerzo de control, por lo que la forma

del criterio seria:

N N
Jw) = Z(fz(t + k|t) —w(t + k))? +AZ u(t + k — 10?2 ut|t), u(t + 11t), -, u(t + N — 1|t) (28)
k=1 k=1

Donde u es la secuencia de actuaciones futuras, w(t + k) es el valor de la trayectoria de
referencia y 4 es un parametro que pondera la importancia que tiene en la optimizacién el
término del esfuerzo de control. En vista de lo anterior, el objetivo de un controlador
predictivo seria obtener en cada instante de muestreo la secuencia de actuaciones u* que

hace minimo el indice de funcionamiento, es decir:

u' =argmin/(u) (29)

Donde U es el conjunto de secuencias de actuaciones admisibles. Este conjunto vendra
definido por restricciones sobre las entradas y salidas de la planta. La aplicacion de la
sefal de control se realiza mediante una estrategia llamada horizonte deslizante, la cual
consiste en aplicar solo la primera de las componentes de la secuencia de actuaciones
calculada, es decir u*(t|t) descartandose el resto. En el instante t + 1 se repite el proceso
de calcular la secuencia obtenida, es decir u*(t + 1|t + 1) y descartandose las demas.
Nétese que en general, debido a que el modelo no describe perfectamente la dinamica del

proceso, u*(t + 1|t) #u*(t + 1|t + 1).

La estructura general empleada para la implementacién de controladores predictivos se

puede ver en la Figura 15.
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Figura 15. Estructura general de un MPC. Elaboracion propia a partir de (Bevrani, 2009)

3.2.1 Método de prediccion

Sistema de Prediccion

Continuando con la representacion discreta en variables de estados de un sistema de

generacion mostrado en el capitulo anterior, se podria realizar una propagacion hacia el

futuro en término de sus representaciones anteriores tal y como lo plantea (J. M.

Maciejowski, 2002)

2(k + 1]k) = Ax(k) + Ba(k|k)

X(k + 2|k) = A%(k + 1|k) + Bu(k + 1|k)
= A%x(k) + ABa(k|k) + Bi(k + 1|k)

2(k + Hylk) = Af(k + Hy, — 1|k) + Ba(k + H, — 1[k)
= AMrx(k) + A"»~1Ba(k|k) + - + Bi(k + H, — 1]k)

(30)
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Se emplea el término ti(k|k) en vez de u(k) debido a que se parte del hecho de que la
medicion en el instante k proviene de una accion de control realizada en el instante k — 1.
Para expresar de forma causal la accion de control se parte del hecho que Ati(k + i|k) =
a(k +ilk) —ta(k +i—1lk) y ya que es posible tener la medicién de u(k — 1) entonces

podemos expresar el vector de control como

a(klk) = Ad(k|k) +u(k —1)
a(k + 1|k) = Ati(k + 1|k) + At(k|k) + u(k — 1) (31)

a(k + H, — 1)k) = Aii(k + Hy, — 1]k) + -+ Ad(k|k) + u(k — 1)

Ahora, formulando el modelo de prediccion de la accién de control en términos del modelo

de prediccion y expresandolo de forma matricial se obtiene:

] . B 0
B AB+B .. 0
[ e Z”“'*Aig W
: : i ~
| £k + Hy k) | A ' -~ i=0 G Zi:o AB .. B [ A (k|k) ]
o = X wo u(k — Hy :
|x(k +Ht 1”‘)| Attt AB Z AB ..  AB+B |laaCk+H, —1]k) (32)
. . . i=0
[ 2k +H, k) | L 4 | Wb ; ; ;
Z P AB Hp=1 Hp—Hy
Ly 27 Z AB .. Z AB
Liai=o i=0 -

Pasado
Futuro

La cual se puede representar como un sistema de ecuaciones matriciales de la forma

X (k) = Wx(k) + Yu(k — 1) + 0AU(k) (33)

3.2.2 Ley de control

Considere el sistema lineal discreto variante en el tiempo presentado a continuacion

x(k +1) = A(k)x(k) + B(k)x(k)

y(k +1) = Cx(k) (34)

En el cual la notacién A(k) indica que las matrices del modelo cambian en cada instante

de tiempo. Esto no significa que su variacién pueda ser modelada y predecible (por estar
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en términos de k) ya que precisamente su variacidbn no es conocida. En cuanto a la

variacion del par A4, B, esta se puede representar como el sistema politopo

[A(k) B(k)] € Q (35)

Donde Q es la representacion de un conjunto convexo el cual se encuentra definido por
Sus vértices
Q= Co{[A]JB].]J [AZJBZ]l”'J[ALiBL]} (36)

Por lo que se supone que la dinAmica exacta del sistema de generacion estara descrito en

todo momento por una combinacién convexa de los vértices

L
[4,B] = 2 ¥il4;. Bj] 37)
i=1
En cuanto al funcional de costo, este se define como
p
Jp(k) = E{Ilf(k + il + Ak + i[k)IE} (38)

i=0

Cuando p - o la funcién de costo conduce a leyes de control con estabilidad nominal
garantizada. La robustez de esta estrategia consiste en calcular la accién de control que

resuelva el siguiente problema:

Jp (k) (39)

_min . Imax )
u(k + ilk), i=0,1,m[A(k+i) B(k+D)]€Q, i=0

El problema de optimizacion visto en (39) se puede reescribir de forma tal que el término
de maximizacién se pueda interpretar como un término de minimizacion. Para ello, el
sistema en cuestién debe contar con una cota superior de atraccién la cual debe ser
definida para posteriormente ser minimizada, es decir, cambiar un punto de maximizacion,

por una regiéon en minimizacion.

El primer paso para lograr este objetivo es definir la desigualdad de Lyapunov y la

desigualdad de Riccati, las cuales respectivamente son representadas por (40) y (41):
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ATP+PA+Q<0; P=PleR™ (40)
ATP +PA+PBBTP+Q <0 ; p =pPT e R™" (41)

Cada una de ellas representa una parte de la minimizacién, y reescribiendo en forma
matricial se obtiene (37)

ATP+PA+Q PB <

0 42
BTP 1 @)

Donde el término desconocido a encontrar es la matriz simétrica P. Existen tres formas
genéricas que describen la forma del problema de una desigualdad de matrices (LMI)
i. Forma de factibilidad
Encontrar x € R? tal que L(x) <0
ii. Factibilidad con restricciones
Minimizar ¢ x sujeto a L(x) < 0
iii. Minimizacion generalizada de valores propios bajo restricciones

Cx)>0
Minimizar A sujeto a B(x)>0
A(x) < 1B(x)

Para este trabajo se empleara la forma de factibilidad con restricciones.

La maximizaciéon sobre el conjunto (, correspondiente al segundo problema de
minimizacion, consiste en escoger cual planta variante en el tiempo, [A(k + i) B(k +i)] €
Q,i >0, puede ser usada como “modelo” para prediccion y representar el mas grande

“peor caso” para el funcional objetivo J, (k) a lo largo de todo el politopo Q. Este peor caso
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es entonces minimizado mediante la accion de control u(k +ilk) a lo largo de la
propagacion de la prediccién. Para ello es necesario definir la ecuacion de energia a

minimizar la cual genéricamente se encuentra definida como (43)
V(x) = xTPx (43)

Ya que el propdsito del control predictivo es encontrar una accién de control 6ptima para
cada iteracion, la ecuacion mostrada en (43) se puede describir como una propagacién

hacia el futuro tal y como lo muestra (44), en términos de la funcién objetivo a minimizar.
V(x(k +i+11k) = V(x(k +ilk)) < J, (44)

El término J,, es escogido a criterio del disefiador, y debe ser una funcion convexa. Una

vez seleccionada dicha funcion, se debe despejar la ecuacion en términos de las acciones

de control para quedar finalmente de la forma
all alz a13 a14
a1 [2%Y) a23 A4
az1 d3zz 0433 U3y
Qg1 Qg2 Q43 Qg4

>0 (45)

Donde almenos uno de los a;; términos debe contener la variable de control K, a encontrar.

De esta manera la accion de control predictiva robusta se escribe de la forma

u(k) = Kk.xk_1 (46)

Donde el anterior procedimiento consiste en el calculo de la ganancia K;, con fines 6ptimos

y robustos.

3.2.3 Médulo optimizador

El método empleado para resolver el problema de optimizacion planteado en 57 se
denomina como “programacion cuadratica lineal”, y es particularmente aplicado en el

paquete de simulacién Matlab — Simulink a partir de (Coleman & Li, 1996) el cual plantea
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un método iterativo llamado Newton reflectivo que permite encontrar un minimo a partir de

una funcion objetivo de la siguiente forma:

min

.1 r
x {q(x)“‘:e‘c x+5x Hx : leSu} (47)

El método garantiza convergencia si se cumplen los siguientes enunciados:

e El conjunto de soluciones del problema de optimizacién debe ser convexo
(incluyendo las restricciones)
¢ El punto inicial de optimizacion debe ser parte del conjunto solucién

e Lafuncién a optimizar debe ser diferenciable en todo punto

Este método a su vez, consta de 5 sub-algoritmos los cuales se definen como

Algoritmo de método interno, local y cuadratico de Newton.
Algoritmo de determinacion de la trayectoria reflectiva lineal.
Algoritmo de satisfaccién de condiciones para los elementos de frontera.

Algortimo de biseccién lineal por partes.

a b~ N

Algoritmo de trayectoria reflectivo funcional para condiciones de linea.

Una vez se cumplan los enunciados de convergencia descritos anteriormente, es muy

factible que el método de optimizacién converja.

En (Coleman & Li, 1996) se puede encontrar en mayor detalle el mecanismo de

optimizacion de la optimizacién cuadratica lineal.

En este capitulo se describe de una manera general los mecanismos de control que seran
llevados a cabo, los cuales corresponden a un controlador de la familia PID y un
controlador de la familia MPC. El siguiente capitulo, presenta la formulacion en la que

dichos algoritmos son formulados para posteriormente ser puestos a prueba.
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4.Ajuste y formulacion de controladores

4.1 Modelo de la planta

Ya que el objetivo de control es regular la frecuencia de un area en cuestion, el modelo a
tener en cuenta para llevar a cabo la prediccién debe tener como base la informacion de
todos los elementos que aportan a la inyeccion de potencia. Como se mostro anteriormente
en la ecuacion swing (seccion 2.1), un elemento de generacion se puede describir de la

forma

2HS+ b =P —P (48)
wo wo_ m e

Y dada la propiedad de escalabilidad que presenta, este sistema es cominmente utilizado
para describir la dinamica de un sistema completo con:

D amortiguamiento total del sistema de potencia

H Inercia total del sistema de potencia

P,, Potencia mecanica total del sistema (accion de control)

P, Potencia eléctrica consumida por el sistema de potencia (perturbacion)

5§ = @ = a Aceleracion total del sistema de potencia

La ecuacion presentada en (44) representa el conjunto de los elementos de generacion de
un sistema eléctrico y con ella se procede a ajustar las estrategias de control para el

esquema secundario de potencia.

Ya que el mecanismo de control a implementar es discreto, su respectivo modelo base
también debe serlo. Es por esto que se aplica el método de retencién de orden cero (ZOH)

el cual se presenta a continuacion

h(kT + 1) = ap" + ap_ 17" 1+ -+ a1 T+ aq (49)
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Con

kT <t < (k+ 1T (50)

como la base de la discretizacion. Es importante tener en cuenta que segun el teorema de
Parseval, la constante de tiempo de un sistema debe ser contenido al menos en 10

unidades de muestreo. De esta forma se obtiene una representacién discreta de la forma

x(k +1) = Ax(k) + Bu(k)
z(k) = C,x(k) (51)

4.2 Control PI

Existen en la literatura diversos métodos para la sintonia de un controlador de la familia
proporcional integral derivativo. Existen métodos empiricos tales como Ziegler — Nichols,
Cohen & - Coon, entre otros, y métodos deterministicos tales como Lugar geométrico de
raices y ubicacién de polos. El procedimiento con el cual se ajusto esta estrategia para la
jeraquia secundaria fue la ubicacion de polos. Se parte del lazo de control mostrado en la
Figura 16.

R(s) u(s)

C(s) Y(s)

G(s)

Figura 16. Diagrama de bloques controlador clasico
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Donde C(s) representa el controlador y G(s) el modelo visto anteriormente en la ecuacion
(48) en términos de LaPlace. Realizando algebra de bloques y expresando de forma
conjunta se obtiene

KpS + Ki
s2+ (0.1 4+ Kp)s + K;

H(s) = (52)

Posteriormente se procede a construir el polinomio desead el cual describe la dindmica
del sistema de potencia a lazo cerrado.

w'l’l
$2 + 20wy, s + wy,?

H(s) = (53)

Tomando un tiempo de estabilizacién T; = 10s, asumiendo una respuesta
sobreamortiguada ¢ = 1 e igualando (52) y (53), se obtienen las siguientes constantes
para el controlador:

K, = 0.8,K; = 0.016 (54)

4.3 Control Predictivo Robusto basado en Modelo
(RMPC)

El propdsito de la estrategia de control robusta es mantener el sistema estable a pesar de
las variaciones paramétricas que este pueda contener. Esto en términos de una estrategia
Optima tal como el RMPC, se traduce en llevar y mantener el sistema en un punto de
operacién con la minima acciéon de control ante una perturbacién que contiene una
variacion paramétrica no conocida. En este caso la estrategia de control robusta se basa
en la variacién de parametros tales como el amortiguamiento y la inercia, la cual en un
sistema de potencia real se ve como la salida y entrada no controlada y variable de los

elementos de generacion.

En la literatura existen diferentes formulaciones de control robusto éptimo para mejorar el
problema del desempefio de control ante la variacion paramétrica que afecta en gran
medida el desempefio de las estrategias de control. (Bevrani, 2009) presenta un

conglomerado de estrategias robustas de control, en gran parte basado en estrategias
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robustas H? y H®, y una variante de control predictivo robusto basado en modelo llamado
u— MPC en la cual se fundamenta el RMPC presentado a continuacion, sin embargo esta
no cuenta con la misma formulacion robusta y varia en la forma en la cual se estructura la

variacion de paradmetros.
4.4 Calculo de laley de control

Para resolver el problema de optimizacion mostrado en (39) mediante la técnica de
desigualdades matriciales LMI, Se parte de la existencia de una cota superior, como se
menciond en el capitulo anterior, también conocida como funcional de energia V(x) =
xTPx con P > 0 tal que para cualquier par £(k + i|k),7i(k + i|k) se corresponde el modelo
variante (56). Por lo tanto si se toma el siguiente funcional cuadrético

Jp = xTQx +u"Ru (55)

Propagando en el tiempo y reemplazando en la ecuacion (44), se obtiene:

V(x(k +i+11k)) = V(x(k +i|k))

. . . , (56)
< —(x(k +ilk)TQx(k + ilk) + u(k + i|k)TRu(k + i|k)

Para cadai = 0, se tiene que cada valor de la funcién de optimizacién, es una cota superior
para la funcion de costo V., (k). Lo que en otras palabras significa que si V,(k) < o
entonces k(eo|k) = 0 y por lo tanto también V(x(e|k)) = 0. Resolviendo (45) desde i = 0
hasta i = o

—V(x(klk)) < =V, (k) (57)

En resumen, de esta manera obtenemos una cota superior para el objetivo del desempefio
robusto. La cual para cada instante k, genera una accion de la forma u(k +ilk) =
Kx(k + ilk) que minimiza la funcion de energia V(x(k|k)). En este sentido el RMPC
formulado funciona de la misma forma que un MPC estandar, el cual solo utiliza la primera
accion de control del vector u(k|k). En el siguiente paso el estado x(k + 1) es medido y la

optimizacion es repetida para recalcular F y asi sucesivamente.
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La razén por la que (57) es relativamente un mejor problema de optimizacion es debido a
su naturaleza convexa, por otro lado (39) no lo es. Como se mencioné anteriormente, (57)

puede ser resuelto mediante la ayuda de las LMI's

klk
x(kQIk)T x(1| =0 (58)

Donde Q hace parte de los parametros de disefio mostrado en el caitulo posterior. Ahora
se asume que la sefial de la accion de control es determinada como una realimentacion
de estados u(k +ilk) = Kix(k + i|k) y se sustituye el término #i(k + i|k) en (45). Esto

resulta en

2k + i|K)T[{ACk + ) + B(k + DK }TP{ACk + ©) + B(k + DKy} — P + K" RK,

o . (59)
+Q]2(k +ilk) <0
La cual es cierta paratodo i = 0 si
{A(k + ) +B(k + DK, )"P{A(k + ) + B(k + DK} — P + K,"RK; + 0; <0 (60)

Esta desigualdad resulta ser otra LMI. Pre y post multiplicando por Q, con Q =0,

sustituyendo P = yQ~! y ademas definiendo Y = K, Q se obtiene,

YTRY
Q—-{A(k+)Q+Bk+DY}TQ YAk +i) + B(k + i)Y} — Q%Q - >0 (61)
Expresando de forma matricial
0 0 0 Ak+i)Q+B(k+0DY
1
0 yl 0 02Q
1 > 62
0 0 vyl R2Y =0 (62)
NT T T T T
_QA(k + l) +Y B(k + l) QQ12 YTR2 Q

Ya que el par A(k + i), B(k + i) pertenecen al politopo convexo Q, entonces se puede decir

que para cada vértice mencionado en (41) existe un par 4;, B; tal que



Ajuste y formulacién de controladores 59

0 0 0 A(k+iDQ+Bk+1i)Y
1
0 vyl 0 Q20
1 >0 63
0 0 vyl R2Y (63)
T
AT +YTB! o2 z
Q4 i QQ2 YTR2 Q
Donde finalmente la ley de control se define entonces como
u = K(k)x(k) (64)
Sujeto a la minimizacion:
min Sujeto a:
mimy J
Q x(klk)]
>
[x (k|k)T 1 1~ 0
r 0 0 0 Ak+DQ -1|- Bk +i)Y (65)
0 yl 0 Q2Q
0 1 >0
0 vyl R2Y
QAT +YTBT nz  yTpk
Rab J QQ;f Y'R2 Q

Donde el término a minimizar K, se encuentra contenido en las coordenadas matriciales
de la segunda LMI a4, a34 ¥ as3, cONY = K;.Q.

4.5 indice de maxima desviaciéon de frecuencia

Este indice y su definicibn es tomado de (Alvarez, Manuel, Schweickardt, Manuel, &
Alvarez, 2013).

También conocido por sus siglas en inglés como MFDI, el indice de maxima desviacion de
frecuencia es una clara representacion del efecto dindmico producido por las contingencias
en un sistema interconectado. Entre mas grande sea la magnitud del indice mas fuerte es
la magnitud de la contingencia. El indice presentado a continuacion es calculado como la

mayor desviacion de frecuencia de cada maquina Af; a4 relativo a una desviacion maxima
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admisible Afy,4xaam de todo el sistema de potencia. El rango de este indice varia desde
cero, el caso en que no se produce desviacion de frecuencia alguna, hasta la unidad, para
el caso en el cual el sistema alcanza su maximo admisible de desviacion de frecuencia
indicando asi un colapso del sistema. El MFDI se define como

(66)

. max |Afi max|
MFDI‘mm{i= 1...NG[

Af max,adm

Donde NG es el niUmero de generadores en operacion. El maximo valor admisible se refiere
tanto para sub-frecuencia como para sobre-frecuencia y es medido en los respectivos
elementos de generacion, siendo este indice una herramienta dinamica para la supervision

del estado de operacién de las maquinas sincronas.

A lo largo de este capitulo se formul6é una estrategia de control Pl mediante el método de
ubicacién de polos, en cuanto al controlador RMPC, se tuvo en cuenta la formulacién de
LMI con factibilidad de restricciones de una forma cuadratica la cual asegura convergencia.
Se realizaron los despejes necesarios y se lleg6 a la formulacién del controlador para el
caso de un sistema de potencia. El siguiente capitulo contiene informacion sobre como
afectan la variacion de los parametros a las variables de control, y mediante ello establecer

los escenarios de pruebas.

5.Analisis de sensibilidad

En ingenieria, es muy comun encontrar la implementacion de modelos mateméticos para
describir un fendbmeno en particular, en este caso se utilizan principalmente
representaciones de cargas y generadores. Sin embargo, la obtencién de un modelo surge
a partir de un marco de referencia, en el cual se especifican como constantes términos

tales como la inercia o el amortiguamiento del sistema, los cuales varian a medida que se
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conectan o se desconectan los elementos de la red. También es comun encontrar en los
métodos de modelamiento variables despreciadas, generalmente por aportar muy poco
detalle a la dindmica final del proceso; la acumulacion de esta falta de informacion se
convierte en puntos débiles para el andlisis ingenieril incluyendo el desarrollo y la sintonia

de las estrategias de control.

Trabajos tales como (Patino, 2017), (Patino et al., 2017) y (Huang & Li, 2013) realizan un
andlisis de sensibilidad el cual relaciona variables tales como la transferencia de potencia,
las acciones de control y parametros como el amortiguamiento. En base a esto, en esta
seccion se realiza un estudio de sensibilidad para los parametros de inercia y
amortiguamiento provenientes de la ecuacion swing mostrada en (4), teniendo en cuenta

una variacion dinamica alrededor de los parametros de inercia y amortiguamiento.

La metodologia implementada busca principalmente cuantificar la proporcién de variacion
proveniente del cambio de los parametros anteriormente mencionados. La manera mas
adecuada de realizar este andlisis es expresando los parametros variantes como la suma
de una variable constante y una variable dindmica, lo que traduce a la variacién del
parametro como una dindmica desconocida alrededor de un punto. (X. Liu, Zhang, & Lee,
2016)

5.1 Aceleracioén vs variacion de inercia

Se parte del fendbmeno descrito en la ecuacion (4) al cual se le agrega el término de

variacion de inercia, tal y como se presenta a continuacion:
2(H + ¢
ZHE ) 4 e = P,—P, (67)
Wo

Despejando la dinAmica asociada a la aceleracion se obtiene

wWo

w= 2(H+€H)

(P, — P, — Dw) (68)

Realizando la derivada parcial de la aceleracion respecto a la variacion de la inercia
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0 o= % ___p —P,—Dw) (69)
dey T ey \2(H + g e T Y

Desarrollando la derivada del cociente

dw Wy
dey  2(H + y)?

(P, — P, — Dw) (70)
Estableciendo el término P,, — P, — Dw = AP entonces queda

dw Wy

_ 71
dey 2(H+£H)2AP ()

Se dice entonces que una variacion en la inercia del sistema afecta inversamente a la
variaciéon de la velocidad en una cantidad equivalente al cuadrado de la incertidumbre de
inercia y adicionalmente se pondera por el desbalance de potencia, lo que para una accién
de control convencional basada en modelo significa dinamicas mas rapidas o mas lentas

de lo normal.

5.2 Aceleracion vs variacion de amortiguamiento

De manera similar a la ecuaciéon (67), se adiciona el término de variacion de

amortiguamiento,

2H
o0 +(D+¢ep)w= P, —P, (72)
0

Despejando el término asociado a la aceleracién

Wo

= >H (Bpy—P,— (D +¢p)w) (73)

)

Realizando la derivada parcial de la aceleracion respecto a la variacion del

amortiguamiento

0 J [wyq

Ew = E(ﬁ (Pm - Pe - (D + eD)w)> (74)

Anulando términos constantes

0w  w.wed(D+¢ep) 75)
dep 2H dep
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Como se aclaré anteriormente, el término D es constante y su variacion es representada

por el término ¢p, de esta forma entonces queda

Jdw W. Wy
—_—=— (76)
dep 2H

En este caso, la variacidon de la aceleracion respecto a la variacion del amortiguamiento se
ve afectada de forma negativa por la relacion velocidad — inercia, implicando que una
disminucion de la inercia y un aumento en la velocidad aumentarian el déficit de

amortiguamiento.

5.3 Potencia mecanica vs variacion de inercia

Retomando el término de variacion de inercia y despejando la potencia mecanica, se
obtiene

_ 2(H +¢&p)

P,
m we

w+P + Dw (77)

Derivando parcialmente respecto a la variacion de la inercia

dP, d (2(H+
l:—(@(bﬂﬂﬁ Dw) (78)
dey Oey Wy
Anulando términos constantes
0P, _ 20 0(H + &y) 79)
dey wo Oey
Reemplazando (73) en (79)
P AP
OFm = (80)
dey HA+ ¢y

Como puede verse, la variacion de la inercia afecta a la accion de control
proporcionalmente al déficit de potencia, aumentando su variacion cuando la inercia baja

y aumentando el transitorio de potencia cuando dicho pardmetro disminuye.



64 Control de Frecuencia en Sistemas de Energia Eléctrica

5.4 Potencia mecanica vs variacion de amortiguamiento

Partiendo de la ecuacion (77) y derivando parcialmente respecto la variacion de la
amortiguacion
0P, 0

2H
- |—=—4 81
de, e (wo w+P,+(D+ sD)w) (81)

Anulando términos constantes

0P, (D +
= w ( £p) = w (82)
dep dep

De todas las sensibilidades anteriormente calculadas, esta podria considerarse como la
mas suave ya que solamente depende de la velocidad, la cual es muy constante y esta

Sujeta a variaciones suaves.

5.5 Analisis de sensibilidades

La Tabla 1 presentada a continuacion, resume el resultado de las funciones de sensibilidad

obtenidas anteriormente.

Tabla 1. Funciones de sensibilidad

P [0)
dp, AP dd AP
e T 4) ~ =0T ()
. dey a(H + sH) aeg . 2(H + €y)
&p B, D+ ¢p W w. W
= é —_— - D
dep @ dep w () dep 2H (D)

Se puede apreciar del conjunto de estas funciones de sensibilidad, que la inercia al estar
presente en el denominador de tres de las cuatro funciones (ver A, B y D), es el parametro
gue mas impacto tiene sobre las dinamicas asociadas a la frecuencia y por ende a sus
respectivas acciones de control. También se puede observar como la variacion en la inercia
afecta directamente el déficit de potencia (ver A y B), mientras que la variacion del

amortiguamiento, por su parte, afecta de forma directa la velocidad y por lo tanto la
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frecuencia (ver C y D). Se destacan las funciones de sensibilidad (B) y (C). La funcién de
sensibilidad B, es la Unica funcién con un término cuadratico, es decir, su desviacion
respecto a la inercia es mas fuerte que las demas; en cuanto a la funciéon de sensibilidad
C, esta es la Unica sin un coeficiente paramétrico en su denominador, y ya que la velocidad
es una variable que debe mantenerse operativamente fija, podria decirse que esta es la

funcion de sensibilidad menos variable.

En este capitulo se dedujeron de forma analitica 4 funciones de sensibilidad las cuales
muestran la forma en la que se comportara un sistema de potencia ante la variacion de
sus parametros. Se encontrd que el parAmetro mas influyente es el de la inercia, el cual
influye en la mayoria de las variables de interés. El proximo capitulo, muestra como los
controladores son afectados por dichas variaciones, realizando escenarios con variaciones

individuales y variaciones en conjunto, tanto de eventos de carga como de parametros.

6.Casos de aplicacién

Este capitulo contiene principalmente tres escenarios de operacion los cuales se soportan
en las deducciones analiticas encontradas en el capitulo anterior. Se plantea inicialmente
un escenario de pruebas con variaciones en la inercia, parametro con mayor impacto,
manteniendo la transferencia de potencia constante y de esta manera evidenciar como las
estrategias de control afectan la dinAmica de la frecuencia. En segundo lugar, un escenario
donde se perturba la estabilidad del sistema, modificando la demanda de potencia
mediante un aumento de carga en conjunto de las variaciones paramétricas anteriormente
analizadas. Y finalmente, una comparacion de ajustes de la estrategia de control robusta

evidenciando como los pardmetros de ajuste modifican el desempefio de control.
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Para realizar las pruebas de la estrategia de control previamente desarrollada se
emplearon dos sistemas de transmision: el IEEE 9, en el cual se evidencian de una manera
adecuada las dindmicas ocasionadas al sacar de operacion parte de la generacion. Y el
IEEE 39 en el cual se puede apreciar la dinamica de la accién de control en un sistema
mayormente enmallado. Para ambos sistemas se considera que la generacion es

hidraulica y la carga es Z constante.

Los parametros de ajuste del controlador proporcional integral presentado a continuacion
fueron sintonizados mediante el método de asignacion de polos teniendo como modelo la
ecuacion swing. Por practicidad, se agregaron a este capitulo las dinamicas de control mas

relevantes. Las simulaciones fueron llevadas a cabo en el paquete Matlab — Simulink.

6.1 WSCC - IEEE 9

El sistema de potencia utilizado en primera instancia para implementar la estrategia de
control anteriormente formulada fue el sistema de transmision IEEE 9, el cual es

ampliamente utilizado en el medio para el analisis dindmico.

Se encuentra compuesto por 3 maguinas sincrénicas, cada una de ellas con sistemas de
excitacion IEEE tipo 1 y sistemas primo motor IEEEGL1. 6 buses de transmision a 230 kV y
3 buses de generacion a 13.2 kV interconectados entre si por 6 lineas de transmision, 3
transformadores y 3 cargas de tipo Z constante. La demanda total del sistema en su

escenario de operacion tipico se encuentra en 320MW y 110MVAr.

Los parametros técnicos y escenario de operacion del sistema dinamico de transmision
IEEE 9 fueron tomados de (IEEE, 2017)

La estrategia de control anteriormente disefiada cuenta con los siguientes parametros de

sintonia:

Tabla 2. Parametros de control para caso WSCC

Variable Valor

Tiempo de muestreo del controlador T, = 0.1
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Peso de la accidn de control

R=01

Peso para el error de frecuencia

Q=1

Restriccion de la accion de control

Opu<P,<1lpu

Restriccion de la variable de control Aw < 0.035p.u
Perturbacion P, al 10% del valor nominal t=2s
Méaximo porcentaje de variacion paramétrica %0 = 30%
Horizonte de prediccion Hy, =150
Horizonte de control H,=5

A su vez, el sistema de potencia cuenta con las siguientes caracteristicas:

Tabla 3. Punto de operacién WSCC

Variable

Valor

Potencia maxima

[G, G, G5] = [247.5 192 128] MW

Punto de operacion

[G, G, G5] = [247.5 192 128] MW

Carga eléctrica del sistema

[Ly L, L] = [120 80.5 140] MW
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— > Load 1
T1 T2

Load 2 Load 3

T3

G3

Figura 17. Sistema de transmision de nueve barras

ESCENARIO 1

Se asume que el sistema se encuentra al 60% de su capacidad y se encuentra en el
equilibrio. Para este escenario se realiza un evento de carga y dos eventos paramétricos
de manera independiente, esto con el fin de analizar por separado la dinAmica de cada
perturbacion. Ent = 2s, se presenta un evento de carga equivalente al 10% de la
generacién total. En t = 30s y t = 50s se realiza una perturbacion paramétrica para la
inercia y el amortiguamiento respectivamente los cuales variaran desde 0% al 20%. Las
respectivas dindmicas se pueden apreciar desde la Figura 15 hasta la Figura 23. El objetivo
de este escenario es validar el desempefio de la estrategia robusta de control y apreciar
como se ve afectada por las perturbaciones anteriormente mencionadas, teniendo como

referencia una estrategia clasica de control tal como lo es el control PI. A continuacion se
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presentan los resultados y su respectiva descripcion para el escenario de operacion 1 en

sus tres casos de operacion para la dinamica de la frecuencia.

Frecuencia Generador 1
60.5 ‘

—PID 0%
—MPC 0%
- - Referencja

60— -----=-=

2
C{!

Frecuencia [Hz]

[4)]
F

58.5

58 L | L | L -
0 10 20 30 40 50 60

t[s]

Figura 18. Frecuencia. Aumento en la carga al 10% sin variacion paramétrica.

Este es el primero de los casos de operacion del escenario 1. En él no se presentan
variaciones paramétricas pero si se presenta un aumento de carga en t = 2s equivalente
al 10% de la demanda total, esto produce una disminucién de la frecuencia del sistema la
cual es compensada inicialmente por la reserva rodante para después ser compensada
por la respectiva accién de control. Se puede evidenciar como a la estrategia de control
clasica le toma cerca de 20 segundos en estabilizarse y presenta un sobrepico moderado.
Por su parte la accion de control robusta si bien no presenta sobrepicos, transitoriamente
tiene una dinamica oscilatoria. Esto se debe principalmente a que su accién de control no
se basa Unicamente de la medicion del error, sino también de la prediccion de sus estados.
Dicho esquema de control robusto lleva el sistema a su punto de operacion en

aproximadamente 10 segundos.
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Figura 19. Frecuencia. Aumento en la carga al 10%, variacion paramétrica al 10%.

En el segundo caso de operacién del escenario 1, se observa en t = 30s una variacion
paramétrica equivalente al 10% de la inercia del total de generacion. La variacion
paramétrica ocurrida fue una pérdida de inercia, la cual por razones electromecanicas
viene siendo un evento fuerte de operacion para este escenario. En esta figura puede verse
como la accién de control clasica presenta un sobrepico mayor a la de su primer transitorio
tardando aproximadamente 15 segundos para reponerse. Por su parte, la estrategia de
control robusta también se ve afectada por la variacion de la inercia aunque en un menor

nivel y tarda aproximadamente 5 segundos en recuperarse de la perturbacion.
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Figura 20. Frecuencia. Aumento en la carga al 10%, variacion paramétrica al 20%.

Con una variacion paramétrica equivalente al 20% de la inercia total, puede verse como la
estrategia de control clasica pasa de tener un sobrepico cercano del 60.4 Hz a uno de 60.7
Hz mientras que la estrategia de control robusta se mantiene alrededor de los 60.2 Hz para
ambos casos. Como es de esperarse, para ambas estrategias de control, el tiempo de
asentamiento aumentay para el caso de la estrategia de control robusta, se puede apreciar
mejor la dindmica oscilatoria que presenta en su transitorio inicial.

A continuacion se presentan los resultados y su respectiva descripcion para el escenario

de operacién 1 en sus tres casos de operacion para la accion de control.
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Figura 21. Accion de control. Aumento en la carga al 10% sin variacién paramétrica.

Para este caso no se presentan variaciones paramétricas pero si se presenta un aumento
de cargaent = 2s equivalente al 10% de la demanda total. Puede observarse como ambas
estrategias logran su objetivo y compensan la potencia faltante. Mientras que la estrategia

clasica tarda aproximadamente 20s, la estrategia robusta tarda 10s.
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Figura 22. Accion de control. Aumento en la carga al 10%, variacion paramétrica al 10%.

En el segundo caso de operacién del escenario 1, se observa en t = 30s una variacion
paramétrica equivalente al 10% de la inercia del total de generacion. Debido a la pérdida
de inercia, la accién de control se torna mas rapida de lo habitual, causando presencias de
sobrepicos. Al momento del evento de inercia ambas estrategias se van al alza, sin

embargo la estrategia robusta logra acoplarse mas rapidamente y con menor sobrepico.
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Figura 23. Accion de control. Aumento en la carga al 10%, variacion paramétrica al 20%

Con una variacion paramétrica equivalente al 20% de la inercia total, puede verse como la
estrategia de control clasica pasa de tener una desviacion de 0.5 MW a 1.3 MW vy la
estrategia de control robusta pasa de 0.2 MW a los 0.4 MW. Ambas estrategias de control
presentan en sus acciones de control fendbmenos oscilatorios debido a la pérdida de la

inercia la cual afecta finalmente al amortiguamiento.

A continuacion se presentan los resultados y su respectiva descripcion para el escenario
de operacién 1 en sus tres casos de operacion para el indice de maxima desviaciéon de

frecuencia.
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Figura 24. MFDI. Aumento en la carga al 10% sin variacion paramétrica.

Para este caso no se presentan variaciones paramétricas pero si se presenta un aumento
de carga ent = 2s equivalente al 10% de la demanda total. Se puede apreciar en términos
de la desviacibn maxima, que ante una perturbacion, el control clasico lleva al sistema
eléctrico cerca de sus limites admisibles (0.75 aproximadamente), mientras que para el

mismo caso, la estrategia de control robusta llega hasta un nivel de aproximadamente 0.25.
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Figura 25. MFDI. MFDI. Aumento en la carga al 10%, variacién paramétrica al 10%.

En el segundo caso de operacién del escenario 1, se observa en t = 30s una variacion
paramétrica equivalente al 10% de la inercia del total de generacion. Para este caso de
estudio, el cual presenta de forma separada los eventos paramétricos y los eventos de
carga, una pérdida de inercia no representa peligro alguno en términos del indice de

desviacion en comparacién del evento de carga mostrado en t = 2s.
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Figura 26. MFDI. Aumento en la carga al 10%, variacion paramétrica al 20%.

En la realidad cuando se presenta una contingencia, todas las variables y parametros
cambian al tiempo, por lo que el escenario de prueba presentado a continuacion presenta
las perturbaciones presentadas anteriormente en el mismo instante de tiempo con una
variacion paramétrica equivalente al 20% de la inercia total, puede verse como ambas
estrategias de control duplican sus sobrepicos de indice, lo cual nos muestra que para este

caso de estudio, la variacion paramétrica es proporcional a la variacion de sus fenébmenos.

ESCENARIO 2

Se asume que el sistema se encuentra al 60% de su capacidad y se encuentra en el
equilibrio. Pasados 5 segundos se realiza un aumento de generacion equivalente al 10%
de la capacidad nominal. La dinamica de la frecuencia asociada a este evento en conjunto
con la variaciéon paramétrica se puede observar en conjunto en las Figuras de la 24 a la
35. El objetivo de este escenario es validar el desempefio de la estrategia robusta de
control y apreciar como se ve afectada por las perturbaciones anteriormente mencionadas,

teniendo como referencia una estrategia clasica de control tal como lo es el control PI.
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Figura 27. Frecuencia del generador 1 sin variaciones paramétricas.

Este es el primero de los casos de operacién del escenario 2 y pretende mostrar el
desempefio de la estrategia de control ante el cambio de referencia. En él no se presentan
variaciones paramétricas pero si se presenta un aumento en la referencia en t = 2s
simulando un intercambio inmediato equivalente al 10% de la demanda total, esto produce
un aumento de la frecuencia del sistema la cual no es tan fuerte como el evento de carga
mostrado anteriormente. Se puede evidenciar como a la estrategia de control clasica le
toma cerca de 20 segundos en estabilizarse y presenta un sobrepico moderado. Por su
parte la accion de control robusta si bien no presenta sobrepicos, transitoriamente tiene
una dinamica oscilatoria. Esto se debe principalmente a que su accion de control no se
basa Unicamente de la medicién del error, sino también de la prediccion de sus estados.
Dicho esquema de control robusto lleva el sistema a su punto de operacion en

aproximadamente 10 segundos.
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Figura 28. Potencia del generador 1 sin variaciones paramétricas

En cuanto a su accién de control, ambas estrategias llegan al nivel de potencia requerido
para mantener el sistema eléctrico en su punto de operacion nominal. De la estrategia de
control robusta, se observa que no presenta sobrepicos, caracteristica de una accion de
control proveniente de un optimizador. En cuanto a la estrategia de control clasica, esta

presenta un sobrepaso de alrededor de los 0.5 MW
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Figura 29. MFDI sin variacién paramétrica
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Se puede observar como ambas estrategias de control no presentan altas desviaciones en

sus frecuencias. Lo cual nos dice que las diferencias operativas entre una estrategia y otra

no son considerables para este caso base del escenario 2.

Variacion de parametros al 15%
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Figura 30. Frecuencia generador 1 con variacion paramétrica del 15%
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En el segundo caso de operacién del escenario 2, se realiza en conjunto un evento de

carga del 10% junto con una variacion parameétrica del 15%. El cambio respecto el cambio

anterior es notable: Al perder inercia el sistema, la variacion de la inyeccion de potencia

responde de una manera mas rapida, la accién de control clasica mejora su tiempo de

asentamiento respecto al caso anterior pero aumenta su sobrepaso mientras que el

controlador predictivo se mantiene aunque con una leve oscilacion.
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La pérdida de inercia muestra como el sobrepaso de la accién de control pasa de 0.8 MW

en el caso anterior a un valor de 1.6 MW en el caso 2, mientras que la accion de control

robusta permanece sin sobrepicos aunque presenta una leve oscilacion.
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Por su parte, el indice nos muestra que la desviacion del control Pl es aproximadamente 3
veces la desviacion del control robusto, presentando unos valores pico que van desde 0.75
para el control clasico y 0.25 para el control robusto.

Variacion de parametros al 30%

Frecuencia Generador 1

66 T T

—PID 30%
—MPC 30%
- - Referencia|_|

64

[}
N

/

Frecuencia [Hz]
(2]
o

C

56 -

54 1 1 1 L 1
0 5 10 15 20 25 30
t[s]

Figura 33. Frecuencia del generador 1 con variacion paramétrica del 30%

Los efectos encontrados en las estrategias de control conforme se aumenta la
incertidumbre paramétrica son principalmente aumento en el tiempo de asentamiento,
aumento en la amplitud de sobrepicos y aparicién de oscilaciones. Se puede observar que
la dinAmica oscilatoria es mas comun para la estrategia de control robusto, sin embargo
su amplitud de oscilacién y el tiempo de asentamiento son menores comparado con la
estrategia proporcional integral.
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Figura 34. Potencia del generador 1 con variacion parameétrica del 30%

Debido a la pérdida de inercia, en esta figura se puede apreciar como la rapidez del sistema
se convierte en términos de la estrategia de control, en una oscilaciéon con valores no

admisibles para una correcta operacion.
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Figura 35. MFDI sin variacion paramétrica
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Finalmente, se observa una desviacion maxima en el limite del control clasico, lo cual nos
indica que el sistema se encuentra operando en un punto muy lejano de su region de
estabilidad. En cuanto el control robusto, este presenta una cifra méxima del indice
alrededor de un valor de 0.45.

6.2 New England - IEEE 39

El sistema de potencia utilizado en segundo lugar para implementar la estrategia de control
anteriormente disefiada es el sistema de 39 barras New England, el cual es otro de los

sistemas de transmision ampliamente utilizado en el medio para el analisis dinAmico.

Se encuentra compuesto por 10 maquinas sincronicas, cada una de ellas con sistemas de
excitacion IEEE tipo 1y sistemas primo motor IEEEGL1. 28 buses de transmisién a 340 kV,
1 bus de transmision a 230 kV, 1 bus de transmision a 138 kV y 10 buses de generacién a
16.5 kV interconectados entre si por 34 lineas de transmision, 12 transformadores y 19
cargas de tipo Z constante. La demanda total del sistema en su escenario de operacion
tipico se encuentra en 6097.1 MW y 1408.9 MVAr.

Los parametros técnicos y escenario de operacion del sistema dindmico de transmision

IEEE 39 son tomados de (Center for Intelligent Systems & Networks, 2015)

Tabla 4. Parametros de control New England

Variable Valor
Tiempo de muestreo del controlador T, =0.1
Peso de la accién de control R =01

Peso para el error de frecuencia 0=1
Restriccion de la accion de control Opu<P,<l1lp.u
Restriccién de la variable de control Aw < 0.035p.u
Perturbacion P, al 10% del valor nominal t =2s
Maximo porcentaje de variacion paramétrica %0 = 30%
Horizonte de prediccion H, =150
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Horizonte de control

Tabla 5. Punto de operacién New England

Variable

Valor

Potencia Maxima

[G1 G, G Gy
[250 677 650 632 508 650 560 540 830 1000] MW

Gs] =

Punto de operacién

[G,°F G,°P G3P G,

=[150406390 379.2 304.8 390 336 324 498 600] MW

G5

Perturbacion al -10% en generacion en t = 2s con variacion paramétrica de 0%, 15%

y 30%
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Figura 36. Sistema de transmision de 39 barras New England

ESCENARIO 3

Se asume que el sistema se encuentra al 60% de su capacidad y se encuentra en el
equilibrio. Para este escenario se realiza un evento de carga y dos eventos paramétricos
de manera independiente, similar al escenario 1, esto con el fin de analizar por separado
la dinamica de cada perturbacion. En t = 2s, se presenta un evento de carga equivalente
al 10% de la generacion total. Ent = 30s y t = 50s se realiza una perturbacion paramétrica
para la inercia y el amortiguamiento respectivamente equivalente al 10%. Anteriormente
se evidencio la diferencia entre la estrategia de control robusta y la clasica. El objetivo de
este escenario es comparar el desempefio de la estrategia robusta contra ella misma ante

diferentes valores de ajuste.
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Figura 37. Accion de control. Aumento en la carga al 10%, variacion paramétrica al 10%.

Se puede apreciar como restandole participacion a la accion de control (R = 0.1), la accién
de control se torna mas suave, atenua las oscilaciones y se torna més lenta que la accion
de control con R = 1. A simple vista sus acciones son muy similares, sin embargo, en
términos de la frecuencia la diferencia es mas visible.
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Figura 38. Frecuencia. Aumento en la carga al 10%, variacion paramétrica al 10%.

Como se menciond anteriormente, quitarle ponderacién a la accién de control afecta el
desempefio de control, lo que causa una dinamica mas suave, pero a su vez mas lenta 'y
con menos sobrepico.
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Figura 39. MFDI. Aumento en la carga al 10%, variacion paramétrica al 10%.

Debido al efecto causado por reducir la ponderacion de la matriz R, se puede observar una
disminucion del sobrepico de frecuencia, y por ende de sus valores de desviacion. Se
puede observar una diferencia entre valores pico de aproximadamente 0.05.

6.3 Analisis de resultados

Al realizar pruebas a las dinamicas de la estrategia de control en comparacién a la

estrategia clasica Proporcional Integral, se evidenci6 lo siguiente:

e Se evidencié como la estrategia de control robusto logra rechazar perturbaciones
causadas tanto por eventos de carga como de variacion paramétrica. Si bien se
pueden apreciar transitorios ante los respectivos cambios paramétricos, su
desempefio es apropiado, esto se puede referenciar con la estrategia de control

clasica la cual no se encuentra disefiada para rechazar este tipo de perturbaciones.

e Entre las simulaciones realizadas, las que presentaron dinamicas mas sensibles

fueron aquellas que relacionaron una pérdida en la inercia del sistema, lo que
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conlleva a una pérdida de amortiguamiento y finalmente a errores por parte de las
estrategias de control. Aun asi, se evidencié que la estrategia de control robusta
logré rechazar las perturbaciones de carga y paramétricas llevando al sistema a su

punto de equilibrio nominal.

e Del estudio de sensibilidad, se pudo evidenciar que la variacion de la inercia afecta
todas las variables de un sistema de potencia incluyendo la amortiguacion. En
cuanto a esta Ultima, solo es apreciable en la dinamica del sistema cuando este no

se encuentra en su punto de equilibrio.

e En general, se puede decir que la estrategia de control presenta buen desempefio
ante pérdidas de generacion, rechazo a perturbaciones, y se comporta bien ante
las diferentes contingencias, sin embargo también es importante anotar que su
complejidad es mayor comparado a un control tradicional y adicionalmente su

andlisis de estabilidad es mas complejo.

o Para futuros estudios, se debe considerar factores tales como los retardos y ruidos
en la medicién y analizar el desempefio de la estrategia de control bajo estos

escenarios de operacion

La Tabla 6 presentada a continuacion, presenta el conjunto de los resultados obtenidos
para los escenarios de operacion 1y 2. Alli se mostrara de manera concisa los resultados
mas relevantes para cada uno de los escenarios de simulacion que comparan RMPC con

PI. A continuacién se nombran los tres escenarios de simulacion realizados.

e Escenario 1: Se simul6 el sistema de transmision WSCC. Inicialmente se simula un
evento de carga para evidenciar el rechazo a perturbaciones y posteriormente,
manteniendo constante el equilibrio consumo — generaciobn se realizaron

variaciones paramétricas en la inercia y amortiguamiento por separado.

e Escenario 2: Se simulo el sistema de transmision WSCC y en él, se varié de manera

simultanea el balance de potencia y los parametros de inercia y amortiguamiento.



Casos de aplicacion 91

Escenario 3: Se simuld el sistema de transmision New England comparando la
estrategia de control propuesta contra ella misma bajo un diferente ajuste.
Inicialmente se simula un evento de carga para evidenciar el rechazo a
perturbaciones y posteriormente, manteniendo constante el equilibrio consumo —

generacion se realizaron variaciones parameétricas en la inercia.

Tabla 6. Descripcion resultados obtenidos para los escenarios de operacién 1y 2

Inercia (H)

Amortiguamiento (D)

Pl

Escenario 1

La dinamica de la frecuencia se ve
afectada de forma inmediata.
Durante el primer escenario de
variaciéon al 10% se logra evidenciar
como el sobrepico por variacion
paramétrica es mayor al sobrepico
por evento de carga.

Al momento de la variacion
paramétrica no hay cambios en el
balance de potencia, y sin embargo
se puede ver como al controlador le
toma poco mas de 10 segundos
restablecerse en el primer caso y
cerca de los 20 segundos en el
segundo caso.

En términos del MFDI, esta
estrategia de control presenta un
buen desempefio ya que en ningdn
caso se aproximo al limite maximo de
desviacion establecido.

Escenario 2

En cuanto a la frecuencia, la
dinamica del caso base presenta un
desempefio moderado. Sin embargo,
su desempefio disminuye
notablemente una vez las
variaciones paramétricas aumentan.
Hay que tener en cuenta que la

Escenario 1

Ya que la  variacion del
amortiguamiento solo tiene efecto
cuando el sistema se encuentra por
fuera de su punto de operacion. Esta
verificacién por separado no muestra
dinamica alguna, esto es acorde a lo
planteado en las funciones de
sensibilidad, donde se evidenci6 que
este parametro se encuentra sujeto a
la dindmica de la velocidad

Si bien en ninguna de las variables
presentadas se observé alguna
dinAmica aportada por la variacion
del amortiguamiento. Esta se valida
con mas detalle en el escenario 2 de
pruebas.

Escenario 2

El primer caso evidencia la magnitud
de la dindmica ante una variacion en
la carga sin cambios en los
pardmetros, obteniendo asi
sobrepicos con valores en el indice
de hasta 0.25; para el mismo caso
pero contando con una variacion
paramétrica, el valor del indice
aumenta hasta el 0.7 y finalmente en
la variacion final el indice llega a
obtener rapidamente un valor de 1.
Esto demuestra como el desempefio
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perturbacion equivale al 10% de la
carga.

Conforme aumenta la variacion de
inercia, las constantes de tiempo del
sistema eléctrico varian, lo que
ocasiona mal funcionamientos por
parte de la estrategia de control
clasica.

Como se evidencié de las funciones
de sensibilidad deducidas
anteriormente, la variacion de la
inercia afecta el amortiguamiento del
sistema, lo que explica el aumento de
la dinamica oscilatoria conforme
aumenta la incertidumbre
paramétrica

de esta estrategia de control se ve
afectada de manera inmediata ante
las variaciones paramétricas.

Se mostré en el Ultimo caso de este
escenario como el sistema de
potencia adquiere una dinamica
oscilatoria. Esto se evidencié de las
funciones de sensibilidad deducidas
anteriormente, la variacion de la
inercia afecta el amortiguamiento del
sistema, lo que explica el aumento de
la dinamica oscilatoria conforme
aumenta la incertidumbre
paramétrica.

RMPC

Escenario 1

Durante el primer escenario de
variacion al 10% se logra evidenciar
una dindmica oscilatoria la cual
persiste a lo largo de todas las
simulaciones. Cabe anotar que esta
accion de control no solo se basa en
la medicién, sino también en la
prediccion de sus variables. Si bien
el tiempo en llegar a la referencia es
menor comparado a la estrategia de
control clasica, su transitorio no es
tan “fino” como el del PI.

Al momento de la variacion
paramétrica no hay cambios en el
balance de potencia, y sin embargo
se puede ver como al controlador le
toma poco mas de 5 segundos
restablecerse en el primer caso y
cerca de los 8 segundos en el
segundo caso.

En términos del MFDI, esta
estrategia de control presenta un
buen desempefio ya que en ningun
caso se aproximé al limite méximo de
desviacion establecido.

Escenario 2

Escenario 1

Ya que la  variacion del
amortiguamiento solo tiene efecto
cuando el sistema se encuentra por
fuera de su punto de operacion. Esta
verificacion por separado no muestra
dindmica alguna, esto es acorde a lo
planteado en las funciones de
sensibilidad, donde se evidenci6 que
este parAmetro se encuentra sujeto a
la dinamica de la velocidad

Si bien en ninguna de las variables
presentadas se observdé alguna
dinamica aportada por la variacion
del amortiguamiento. Esta se valida
con mas detalle en el escenario 2 de
pruebas.

Escenario 2

El primer caso evidencia la magnitud
de la dindmica ante una variacion en
la carga sin cambios en los
parametros, obteniendo asi
sobrepicos con valores en el indice
de menos del 0.1; para el mismo caso
pero contando con una variacion
paramétrica, el valor del indice
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En cuanto a la frecuencia, la
dindmica del caso base presenta un
buen desempefio. Sin embargo,
presenta un aumento oscilatorio
durante su transitorio una vez las
variaciones parameétricas aumentan.
Hay que tener en cuenta que la
perturbacion equivale al 10% de la
carga.

Conforme aumenta la variacion de
inercia, las constantes de tiempo del
sistema eléctrico varian, esta
estrategia se acopla a esta variacion
la cual no se encuentra medida,
respondiendo de manera adecuada
tanto en términos del tiempo como de
sobrepicos.

Como se evidencio de las funciones
de sensibilidad deducidas
anteriormente, la variacion de la
inercia afecta el amortiguamiento del
sistema, lo que explica el aumento de
la dinamica oscilatoria conforme
aumenta la incertidumbre
paramétrica

aumenta hasta el 0.25 y finalmente
en la variacién final el indice llega a
obtener rpidamente un valor de
0.45. Puede notarse que el escalado
del indice no es tan pronunciado
como la estrategia de control
convencional, y en el maximo caso
de perturbacibn paramétrica se
mantuvo por debajo del 0.5 del
margen.

Se mostro en el Ultimo caso de este
escenario como el sistema de
potencia adquiere una dinamica mas
oscilatoria. Esto se evidencié de las
funciones de sensibilidad deducidas
anteriormente, la variacion de la
inercia afecta el amortiguamiento del
sistema, lo que explica el aumento de
la dinamica oscilatoria conforme
aumenta la incertidumbre
paramétrica.

La Tabla 7 presentada a continuacion, presenta el conjunto de los resultados obtenidos

para el escenario de operacion 3. Alli se mostrara de manera concisa los resultados mas

relevantes del escenario de comparacion de ajustes del RMPC.

Tabla 7. Descripicion de los resultados obtenidos en el escenario 3

RMPC

Inercia (H)

Escenario 3

La accién de control presenta un transitorio con pequefias variaciones y de

la misma manera el transitorio ocurrido por la variacion paramétrica.

En cuanto a la frecuencia, el tiempo de asentamiento para ambas
perturbaciones se encuentra alrededor de los 10 segundos presentando una
notable dindmica oscilatoria, la cual es comprensible dada la magnitud de la

variacion paramétrica en contraste a la variacion de frecuencia.
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En el caso del transitorio por un evento de carga se pudo observar un pico
maximo equivalente al 0.25 del indice de desviacién, y en el caso del evento
paramétrico se pudo apreciar un pico maximo de aproximadamente 0.05,
esto indica que ambos transitorios se encuentran dentro de los limites
aceptables de operacion.

R =0.1 | Escenario 3

El transitorio de ambos controladores son suaves. En comparacién con la
otra ponderacion, sus amplitudes son muy similares.

Puede verse como afecta en el desempefio de control esta variacion del
ajuste. El controlador pasa de tardar 10s en llegar al equilibrio a
aproximadamente 30s. De esta manera, se puede notar como mejorar el
transitorio de control se contrapone a su tiempo de estabilizacion.

El indice de maxima desviacion de frecuencia para esta estrategia muestra
un comportamiento muy similar para el transitorio de carga, sin embargo en
el segundo transitorio se puede observar todo lo contrario, esto se debe a
gue en el instante en el que se hace la pérdida de inercia, la frecuencia del
sistema se encuentra por encima de su valor nominal justo cuando el control
esta disminuyendo la cantidad de potencia inyectada, por lo que esta cae
drasticamente en vez de subir.

Durante este capitulo, se analizé los resultados obtenidos mediante la simulacion. Se
describieron los resultados en términos de su tiempo de estabilizacién, forma de
transitorios y sobrepicos; para las variables correspondientes a la frecuencia, accién de
control e indice de maxima desviacion de frecuencia. En el proximo capitulo se presenta

un conglomerado de conclusiones y trabajos futuros referentes a los resultados obtenidos.
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7.Conclusiones y trabajos futuros

Del desarrollo de la estrategia de control y sus resultados se puede concluir que

Hoy en dia la incertidumbre del modelo y la variacion de la carga no cuentan con
un prondstico que nos pueda decir con claridad la variacion que estas poseen. De
manera similar, ocurre con la variacion paramétrica de los elementos de generacion
gue presentan una inyeccién de potencia variable no controlada. Dichas
incertidumbres afectan el desempefio de las estrategias de control y es preciso

realizar un ajuste que contemple este tipo de variaciones.

La pieza fundamental de esta estrategia de control se encuentra en la precision de
los modelos. Si bien el modelo tomado solo contiene una parte de la informacién
contenida por los modelos no lineales mas completos, la respuesta fue satisfactoria
y se consiguieron resultados deseados.

De la respuesta por parte de la estrategia de control se encontr6 que esta se ve
afectada directamente por la magnitud de la variacién paramétrica, y por lo tanto
hay que considerar un equilibrio de disefio, de forma tal que responda de manera

adecuada a las perturbaciones pero sin perder desempefo de control.

Si bien la estrategia de control robusta presentd un mejor desempefio, los tiempos
de procesamiento son mucho mas altos en comparacion al controlador clasico.
Adicionalmente, en comparacion al controlador proporcional integral, la formulaciéon
matematica del controlador robusto es mas compleja lo que representa un
inconveniente para la implementacion de esta clase de estrategias de control en

sistemas reales de potencia.

De las funciones de sensibilidad se puede concluir que

El parametro mas influyente para el desempefio de las estrategias de control en

general fue la inercia. Se encontr6 que dicho pardmetro afecta inclusive el
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amortiguamiento del sistema causando oscilaciones no deseadas en ambas

estrategias de control.

e Si bien el amortiguamiento es una variable que no muestra grandes variaciones
cuando el sistema eléctrico se encuentra estable, en conjunto con las demas
variables si forma parte de los efectos nocivos para las estrategias de control. Por
medio de las funciones de sensibilidad se aclaré que dicha variacion se encuentra

asociada directamente a la velocidad de los elementos de generacién.

A continuacién, se presentan una serie de aspectos que pueden ser tenidos en cuenta
para la continuacién de este estudio:

e Formulacion y analisis del sistema robusto de control a partir de incertidumbres
asociadas a la medicion tales como ruido de medicion, retardos de comunicacion y
pérdida de datos en el muestreo.

o Emplear diferentes modelos de carga que representen en un mayor nivel un
sistema de potencia real.

e Implementar en las restricciones del sistema el limite maximo de transferencia de
potencia por las lineas, de esta forma la estrategia de control operaria de una
manera mas inteligente al tener en cuenta la cargabilidad de los elementos de la
red.

e Considerar otro tipo de perturbaciones como las arménicas o las oscilaciones de
baja frecuencia, las cuales también juegan un papel importante en la estabilidad de
los sistemas de potencia.

e Analizar el comportamiento de esta estrategia de control robusta ante elementos
de control comunmente encontrados en la transmisién, tales como los SVC,
STATCOM, etc

e Emplear un método mas moderno de prediccion, si bien es computacionalmente

mas complejo, su prediccién podria ser mas ajustada.
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