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A Juan Pablo Viana Villa cuyos comentarios oportunos, tesis de maestŕıa y plataforma de
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Resumen

La descarbonización de la industria, los incentivos económicos y los cambios regulatorios que

se están presentando en el sector eléctrico facilitan la incorporación de Fuentes No Conven-

cionales de Enerǵıa Renovable (FNCER) en los Sistemas Eléctricos de Potencia (SEP). La

integración masiva de estos nuevos elementos representa un desaf́ıo en términos de operación

y control del sistema. En la revisión de la literatura se evidencia la necesidad de diseñar un

controlador capaz de afrontar diferentes tipos de incertidumbre con el fin de garantizar un

desempeño satisfactorio u óptimo en un ambiente de condiciones variables, propios de los

nuevos SEP.

El objetivo del presente trabajo es proponer un control secundario de frecuencia avanzado que

incorpore generadores convencionales y FNCER en un SEP. Por medio de una revisión de la

literatura se estudió el estado del arte y se encontró que un control secundario de frecuencia

predictivo basado en modelos (conocido por su término en inglés como MPC) presenta

mejores resultados comparados con los controles de frecuencia convencionales en sistemas

con FNCER debido a que incorpora pronósticos de generación y predice el comportamiento

dinámico del sistema en un horizonte de tiempo finito. Este controlador permite ser integrado

como un módulo adicional al control convencional Proporcional Integral (PI) actualmente

utilizado en el SEP colombiano sin que ello implique modificación alguna para este último.

El modelo del control secundario de frecuencia convencional utilizado actualmente en el SEP

colombiano, es obtenido a partir de la documentación de su fabricante y validado a través

de simulaciones dinámicas del SEP colombiano realizadas en PowerFactory DigSilent c©. Los

resultados fueron contrastados con registros históricos de eventos de frecuencia provenientes

de Unidades de Medición Sincrofasorial (conocido por su término en inglés como PMU)

correspondientes a los escenarios de operación y eventos simulados. Se identificaron bloques

de control, lógicas y filtros que no hacen parte de la documentación pública del fabricante

lo cual representa un aporte adicional del presente trabajo.

Por medio de simulaciones dinámicas se evaluó la eficacia en la regulación de frecuencia

del control convencional y el control propuesto ante diferentes condiciones operativas en un

sistema de prueba IEEE de 39 barras modificado. Por medio de indicadores cuantitativos se

evidencia que efectivamente el control propuesto presenta un mejor desempeño en la regula-

ción de frecuencia utilizando menos enerǵıa que el control convencional PI en un ambiente

de condiciones variantes, propios de un SEP que incorpora FNCER.

La propuesta planteada permite la integración del control MPC como un módulo adicional

ejecutándose en un servidor que env́ıa una señal al control PI implementado actualmente en
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el sistema eléctrico de potencia colombiano. Al no modificar el CSF utilizado en la operación

real del sistema facilitaŕıa su implementación y permitiŕıa un manejo eficiente de los recursos

de generación que prestan el servicio de regulación secundaria de frecuencia. Adicionalmente,

la regulación de frecuencia al requerir menos enerǵıa generaŕıa una reducción en los costos

de operación del SEP colombiano.

Palabras clave: Control de frecuencia, control automático de generación, enerǵıa re-

novable, control predictivo basado en modelos.
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Abstract

Secondary frequency control with participation
of non-conventional renewable energy sources
in an electrical power system.

Industry decarbonization, economic incentives, and undergoing regulatory changes in the

electricity sector promote the incorporation of Non-Conventional Sources of Renewable

Energy (FNCER) to Electric Power Systems (SEP). The massive integration of these new

element represents a challenge in terms of system operation and control. A literature re-

view revealed the need for a controller capable of dealing with different types of uncertainty

in order to guarantee a satisfactory or optimal performance in an environment of variable

conditions, typical of the new SEP.

The present work aims to propose an advanced secondary frequency control incorporating

conventional generators and FNCER in an SEP. Through a literature review, the state of

the art was studied and it was found that model predictive control (MPC) has a better

performance compared to conventional frequency controls in systems with FNCER as it

incorporates generation forecasts and is able to predict the dynamic behavior of the system

along a finite time horizon. This controller could be integrated as an additional module of

conventional Proportional Integral (PI) control currently used in the Colombian SEP without

implying any modification for the latter.

The mathematical model of the conventional secondary frequency control currently used in

the Colombian electrical power system has been obtained from the manufacturer’s documen-

tation and validated through dynamic simulations carried out in PowerFactory DigSilent c©.

The results were compared with historical records of frequency events from Synchrophase

Measurement Units (PMUs) corresponding to the simulated events and operation scenarios.

Control blocks, logics, and filters that are not part of the manufacturer’s public documenta-

tion were identified, this represents an additional contribution of this work.

Through dynamic simulations, the performance in frequency regulation of the conventional

control and the proposed control was evaluated under different operating conditions in a

modified IEEE 39-bar test system. Using quantitative indicators, it is evidenced that the

proposed control has a better performance in frequency regulation using less energy than

the conventional PI control in an environment of varying conditions, typical of an SEP that

incorporates FNCER.
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The proposed control could allow the integration of the MPC control as an additional mo-

dule running on a server that sends a signal to the PI control currently implemented in

the Colombian SEP. By not modifying the secondary frequency control used in the actual

operation of the system, it would ease its implementation and allow efficient management

of generation resources that provide secondary frequency regulation service. Additionally,

frequency regulation by requiring less energy would generate a reduction in operating costs

for the Colombian SEP.

Keywords: Frequency control, automatic generation control, renewable energy resour-

ces, model predictive control.
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A-2. Esquema de reguladores de máquinas śıncronas. . . . . . . . . . . . . . . . . 63
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A-7. Regulador automático de voltaje - Sistema de prueba IEEE 39 barras . . . . 64

B-1. Cargas - Sistema de prueba IEEE 39 barras modificado . . . . . . . . . . . . 66

B-2. Generadores sincrónicos - Sistema de prueba IEEE 39 barras modificado . . 67

B-3. Gobernador de turbina tipo II - Sistema de prueba IEEE 39 barras modificado 68
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ACE Error de Control de Área (por sus siglas en inglés).
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CND Centro Nacional de Despacho.

CREG Comisión de Regulación de Enerǵıa, Gas y Combustiblesl.

CSF Control Secundario de Frecuencia.
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VPP Plantas de Potencia Virtuales (por sus siglas en inglés).



1. Justificación

Debido al interés mundial por la des-carbonización de la industria, la necesidad de reducir el

impacto ambiental [1], incentivos económicos y cambios regulatorios en el sector energético,

se ha generado un incremento en la integración de FNCER en los sistemas eléctricos de

potencia tradicionales [2]. Entre ellas se encuentran fuentes intermitentes que representan

un desaf́ıo en términos de despacho económico [3], operación y control [4] [5].

Las Fuentes Distribuidas de Enerǵıa (DER) y las FNCER dificultan la regulación de fre-

cuencia [6] debido a que su incorporación implica una disminución en la inercia del sistema y

a que su contribución de potencia requerida por el sistema eléctrico de potencia ante eventos

de frecuencia está restringida. Esto último, debido a la intermitencia de algunas fuentes de

enerǵıa (por ejemplo, solar y eólica) y a su naturaleza dispersa y distribuida. También, se

debe a que su incorporación implica la disminución del uso de las masas rodantes de los gene-

radores convencionales [6]. Adicionalmente, debido a su aleatoriedad representa un desaf́ıo el

control de las FNCER y los métodos para su incorporación como fuente de enerǵıa confiable

en el sistema eléctrico [7].

La incorporación de estas fuentes aumenta la complejidad en la operación de la red e implica

la aparición de aleatoriedad, fluctuaciones y la implementación de controles rápidos basados

en inversores en la red eléctrica [2]. Esto genera nuevas dinámicas que requieren propuestas

alternativas debido a que las soluciones convencionales de regulación de frecuencia fueron

diseñadas para tiempos de análisis, puntos de operación y condiciones diferentes [8]. Con

base en lo anterior, se ha identificado la importancia de incorporar en el sistema eléctrico de

potencia nuevos conceptos como el de agregadores de DER, Plantas de Potencia Virtuales

(VPP por sus siglas en ingles) [9] [10], flujos de potencia óptimos en tiempo real y distribuido,

esquemas de coordinación y control sobre las DER, cargas y en general sobre los elementos

conectados a los sistemas eléctricos de potencia. Esto con el fin de afrontar la problemática

descrita y lograr una operación segura y confiable del sistema eléctrico de potencia [1],

incorporando las nuevas tecnoloǵıas de telecomunicaciones y de medición.



2. Marco teórico

La frecuencia en los sistemas eléctricos de potencia es dependiente del balance entre la carga

y generación, por esta razón estos sistemas cuentan con diferentes etapas de regulación de

frecuencia con el fin de modificar las consignas de generación de enerǵıa eléctrica de acuerdo

a las variaciones de la carga.

La inercia es una caracteŕıstica natural de los generadores convencionales que se encarga de

oponerse a los cambios de velocidad de sus turbinas (masas rodantes), la regulación primaria

de frecuencia es la encargada de modificar los gobernadores de los generadores con el fin de

corregir los desbalances instantáneos de carga y generación, la regulación secundaria de

frecuencia se encarga de llevar a cero las desviaciones de frecuencia a través de consignas

operativas a generadores que prestan este servicio una vez la regulación primaria de todos

los generadores del sistema hayan actuado.

De acuerdo con lo presentado en [11], el interés a nivel mundial en incorporar FNCER en

términos de cantidad y nivel de enerǵıa producida presenta nuevos desaf́ıos debido a su

naturaleza fluctuante y aleatoria. Adicionalmente, al disminuir la cantidad de generadores

convencionales hacen que la inercia total del sistema disminuya y el sistema se vuelva más

propenso a cambios que lo puedan llevar a una condición de inestabilidad.

Una de las cŕıticas realizadas en [11], es que estos nuevos desaf́ıos se han abordado desde

el punto de vista de las tecnoloǵıas tradicionales y no se ha explorado el uso de las nuevas

tecnoloǵıas de comunicaciones, computación y métodos de control. En [12], se hace referencia

a diferentes métodos de control para afrontar los desaf́ıos de los nuevos sistemas eléctricos

de potencia que incorporan FNCER, como por ejemplo:

Lógica difusa.

Controlador PI, PID.

Controlador PI – PID sintonizado con lógica difusa.

Redes neuronales.

Algoritmos genéticos.
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Control con Sistemas Multiagente (conocido por su término en inglés como MAS).

Combinaciones entre ellas.

La relación existente entre el deterioro de la estabilidad dinámica de los sistemas eléctricos

de potencia con las fluctuaciones de generación que incorporan FNCER ha sido evidenciada

en la revisión de la literatura técnica [11].



3. Planteamiento del problema

Las acciones de control de potencia activa en los generadores con el fin de regular la frecuen-

cia en el sistema eléctrico de potencia no son adecuadas para mitigar el impacto negativo

que genera la incorporación masiva de Fuentes Distribuidas de Enerǵıa (DER)1 como pane-

les solares, bateŕıas, veh́ıculos eléctricos y Fuentes No Convencionales de Enerǵıa Renovable

(FNCER) como generadores solares, eólicos y bateŕıas a gran escala 2. Diversos métodos se

han propuesto con el fin de integrar la optimización del despacho de los generadores y el

control secundario de frecuencia en los sistemas eléctricos de potencia y en las microrredes,

sin embargo, estas soluciones se han abordado de manera independiente. Los autores que

han abordado la propuesta de coordinar el sistema de potencia y las FNCER no han teni-

do en cuenta de manera integral el efecto de contingencias y restricciones en las redes de

comunicaciones, la disponibilidad de información requerida a ser transferida entre agentes

debido a poĺıticas de privacidad, la disponibilidad y fiabilidad de las mediciones requeridas

en sitio. Estos últimos aspectos son requisitos fundamentales para implementar un control

coordinado en un sistema eléctrico de potencia real que integre FNCER en su operación.

Las nuevas dinámicas del sistema se han abordado desde la perspectiva en la cual, los gene-

radores convencionales deben afrontarlas por medio de mejoras en los métodos de control.

Sin embargo, rompiendo este paradigma se podŕıa plantear nuevas estrategias en las cuales

la coordinación y control de las FNCER y los generadores convencionales permitan realizar

las acciones que mitiguen las nuevas dinámicas y mantengan la estabilidad de los sistemas

eléctricos de potencia [11].

Con base en lo anterior, se propone realizar control avanzado (PI, PID de los esquemas

tradicionales) con la capacidad de prestar el servicio de regulación secundaria de frecuencia

incorporando generadores convencionales y fuentes distribuidas de enerǵıa en un sistema

eléctrico de potencia. Aśı, se garantizaŕıa una operación segura y confiable del sistema ope-

rando con las nuevas fuentes de enerǵıa las cuales deben ser integradas con un papel activo

1Las Fuentes Distribuidas de Enerǵıa (DER) son los productores de enerǵıa eléctrica, cerca de los centros

de consumo, conectada a un Sistema de Distribución Local (SDL) de acuerdo con la Ley 1715 de 2014

de la Comisión de Regulación de Enerǵıa, Gas y Combustibles (CREG).
2Se considera que las Fuentes No Convencionales de Enerǵıa Renovable (FNCER) son de gran escala a

partir de 1 MW de acuerdo con el Decreto 2469 de 2014 y la Resolución CREG 024 de 2015
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en la matriz energética del sistema eléctrico de potencia.



4. Objetivos de la tesis de maestŕıa

4.1. Objetivo general

Implementar un control secundario de frecuencia avanzado que incorpore generadores con-

vencionales y fuentes no convencionales de enerǵıa renovable en un Sistema Eléctrico de

Potencia.

4.2. Objetivos espećıficos

Definir la función objetivo, los parámetros, las restricciones, modelos, consideraciones

y estrategias de acuerdo con la caracteŕıstica de fuentes no convencionales de enerǵıa

renovable solar y eólica incorporadas en el control de frecuencia propuesto.

Implementar un control de frecuencia en un Sistema Eléctrico de Potencia coordinando

generadores convencionales y Fuentes No Convencionales de Enerǵıa Renovable.

Validar el desempeño del control propuesto con respecto a un control PI tradicional en

un sistema que incorpore Fuentes No Convencionales de Enerǵıa Renovable.



5. Metodoloǵıa

La metodoloǵıa principal del presente trabajo para cada uno de los objetivos es:

Objetivo 1 – Revisión de la literatura.

Objetivo 2 – Implementación del control en una herramienta de simulación.

Objetivo 3 – Validación de desempeño por medio de indicadores cuantitativos.

Por medio de un software de simulación dinámico se implementará un sistema eléctrico de

potencia con presencia de FNCER. Dicho sistema incorporará generadores convencionales,

FNCER solar y eólica cuyos modelos y consideraciones serán obtenidos de una previa revisión

de la literatura.

Con el fin de correr los modelos matemáticos de tal forma que representen de manera adecua-

da el comportamiento dinámico de las FNCER, puntualmente de las fuentes intermitentes

de enerǵıa como la solar y la eólica, se usarán registros históricos de diferentes escenarios

de generación de enerǵıa, radiación, velocidad del viento y parámetros necesarios según lo

hallado en la revisión de la literatura.

Se formulará matemáticamente el problema de control, su método de solución y las respecti-

vas consideraciones requeridas para realizar el control secundario de frecuencia en el Sistema

Eléctrico de Potencia simulado. La elección y formulación del método de control se realizará

basado en una revisión a la literatura y su implementación será realizada en una herramienta

de simulación dinámica.

Por medio de un conjunto definido de escenarios operativos con diferentes niveles de integra-

ción de FNCER (porcentaje de generación proveniente de FNCER respecto a la generación

total) y de eventos de salida/entrada de generación o demanda se podrá observar la respuesta

de los controles implementados en el sistema eléctrico de potencia simulado. Los escenarios

operativos y los eventos de frecuencia serán definidos por medio de casos de uso identificados

en la revisión bibliográfica.

Para evaluar el desempeño de la respuesta del control propuesto, se plantea compararlo con

el Control Secundario de Frecuencia tradicional (CSF) PI como caso base implementado en



8 5 Metodoloǵıa

un sistema eléctrico de potencia simulado. Dicha comparación se realizará de manera cuan-

titativa por medio del ı́ndice de desviación de la frecuencia medida respecto a la frecuencia

nominal [13] y del ı́ndice de la cantidad de potencia requerida para realizar la regulación de

frecuencia. Estos indicadores brindan información cuantitativa con la cual es posible realizar

la evaluación del desempeño de las estrategias de control a estudiar.



6. Alcance

A partir del momento en el que ocurre un evento, el CSF cumple con la función de eliminar

el error de estado estable de la frecuencia tras un periodo de tiempo parametrizable. Adi-

cionalmente, otra de sus funciones es realizar el balance entre la carga y la generación por

medio del control de potencia activa de los generadores que prestan el servicio de CSF, en

la literatura dicho servicio es también llamado Control Carga Generación (conocido por sus

siglas en inglés como LFC). El CSF también puede desempeñar la función de asegurar el

intercambio de potencia en un valor determinado de potencia entre áreas eléctricas o entre

sistemas eléctricos de potencia como el de Colombia y Ecuador.

La principal caracteŕıstica del CSF propuesto, es la capacidad de incorporar la incertidumbre

propia de las FNCER cuya dinámica de generación es fluctuante. El desempeño del sistema

de control propuesto será evaluado de acuerdo con indicadores cuantitativos previamente

definidos, haciendo énfasis en su eficacia en la eliminación del error de estado estable de

la frecuencia y en el balance entre la carga y la generación ante diferentes escenarios de

operación en un sistema eléctrico de potencia con alta incorporación de FNCER. En el

presente trabajo, no está dentro del alcance que el CSF propuesto tenga la capacidad de fijar

el intercambio de potencia en un valor determinado entre áreas eléctricas o entre sistemas

eléctricos de potencia.

El alcance de este trabajo es estudiar la implementación de un CSF avanzado orientado a

tener un mejor desempeño que un CSF convencional (usualmente un control Proporcional,

Integral y Derivativo), por medio de una herramienta de simulación dinámica de tiempo real

que permita integrar en el control la dinámica fluctuante de las FNCER principalmente solar

y eólica. Aśı mismo, se propone el desarrollo de un código propio en el cual se implemente

el método de solución al problema planteado de control de frecuencia. El lenguaje de pro-

gramación es definido acorde a las necesidades identificadas en la revisión de la literatura,

donde se identifica la formulación matemática aceptada y validada conducente a la solución

del problema de control planteado.



7. Estado del arte

Se realizó una revisión de la literatura con el objetivo de identificar el estado del arte de la

regulación secundaria de frecuencia con participación de FNCER en un sistema eléctrico de

potencia. Respecto al tema se ha identificado la problemática, los métodos de solución y las

arquitecturas de control propuestas en las referencias estudiadas.

7.1. Control secundario de frecuencia

La regulación secundaria de frecuencia se encarga de llevar a cero las desviaciones de fre-

cuencia a través de consignas operativas a generadores que prestan este servicio una vez

la regulación primaria de todos los generadores del sistema hayan actuado [11]. Según [12]

el control automático de generación (conocido por su término en inglés como AGC), es un

proceso de control que balancea de manera constante la generación y la demanda al mı́nimo

costo. El AGC es responsable del control de frecuencia, transferencia de potencia y despacho

económico. En la literatura se ha abordado este control desde diferentes puntos de vista

obteniendo aportes en los métodos de control, en su arquitectura, en la incorporación de

tecnoloǵıas de comunicación y en nuevos paradigmas para la prestación del servicio de re-

gulación secundaria de frecuencia en sistemas eléctricos de potencia que incorporen nuevas

tecnoloǵıas como las FNCER.

7.2. Antecedentes

Orientado al uso eficiente de los recursos energéticos y a la operación segura del sistema, el

control de microrredes y FNCER agrupadas requiere la implementación de nuevos conceptos

como las VPP [9] y de esquemas de control, tal como se presenta en [8]. En este, los autores

presentaron las diferentes definiciones relacionadas con las microrredes como: VPP, DER,

control local, control secundario, control terciario, control centralizado, control distribuido,

control jerárquico, control por modelos predictivos, control con MAS, sistema de adminis-

tración de enerǵıa, entre otras. Adoptar estos conceptos al nivel del sistema eléctrico de
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potencia permitiŕıa la implementación de servicios complementarios [9] que respondeŕıan de

manera más rápida comparado con los suministrados por las máquinas sincrónicas usadas

actualmente. En [6] por ejemplo, se propone la agrupación de las FNCER por medio de agre-

gadores o VPPs con el fin de proveerle al sistema el servicio de regulación de frecuencia y en

[14] se presenta una metodoloǵıa para el despacho horario, en un horizonte de una semana,

de una VPP compuesta de fuentes de enerǵıa intermitentes, sistemas de almacenamiento

y plantas de generación convencionales, adicionalmente propone que las VPP consideren la

implementación de contratos bilaterales con otras VPP con el fin de prestar el servicio re-

querido por el sistema de potencia al tiempo que maximiza las ganancias de las fuentes de

enerǵıa suscritas a ella [14].

Teniendo en cuenta las nuevas dinámicas del sistema impuestas por la incorporación de FN-

CER, en [3] se realizó un control distribuido en ĺınea el cual optimizó la referencia de la

potencia activa de los generadores por medio de un MAS considerando contingencias N-1 en

las telecomunicaciones. De igual forma, garantizó un despacho económico de las fuentes dis-

tribuidas de enerǵıa. La principal conclusión obtenida fue demostrar la efectividad y robustez

de la solución propuesta comparada con soluciones existentes y controles centralizados. Una

propuesta similar se presentó en [4], donde se presentó un método de control de frecuencia no

lineal por medio de modos deslizantes en un sistema multiárea garantizando robustez ante

perturbaciones e incertidumbres propias del sistema.

Tal como se sugiere en [1], los art́ıculos anteriores se enfocan en solucionar los problemas de

control, optimización, despacho y operación de manera descentralizada y a través de meca-

nismos de comunicación bidireccionales como controles coordinados o MAS. Estos últimos,

tienen el potencial de realizar tareas de optimización y coordinación de controles por medio

de agentes virtuales o f́ısicos. El MAS cuenta además con la capacidad de realizar tareas con

base en información local e información global relevante para el desempeño de sus funcio-

nalidades. Debido a que diferentes agentes comparten conocimiento a través de un MAS, es

posible redefinir el rol del agente de acuerdo con su funcionalidad, por ejemplo: Regulación

de frecuencia, optimización de despacho de fuentes convencionales, optimización de despa-

cho de fuentes intermitentes, control de sistemas de almacenamiento de enerǵıa, control de

la demanda, restauración del sistema y operación del sistema en tiempo real [1].

Las señales de control, puntos de operación, despacho y en general el intercambio de informa-

ción entre el operador del sistema, las FNCER, agentes, agregadores o VPP requieren de un

sistema de comunicaciones y protocolos, tal como se presenta en [9]. En este último, el enfo-

que se orientó en el desempeño de la red de comunicaciones y el protocolo IEC 60870-5-104.

Alĺı se concluyó que las VPP, como caso de estudio, pueden prestar servicios de regulación

de frecuencia en el sistema eléctrico por medio de DER de manera eficaz debido a que las

señales se reciben a tiempo y los requerimientos de ancho de banda son bajos (30 kbps para

el caso de uso presentado).
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El sistema eléctrico de potencia operando con FNCER presenta nuevas dinámicas cuyo im-

pacto debe ser mitigado por medio de nuevos métodos de control y arquitecturas alternativas

[8] o deben ser administrados por medio de métodos de optimización estocásticos [7][14][15].

Las soluciones propuestas por los autores presentados anteriormente resaltan la necesidad

de implementar infraestructuras descentralizadas y de diseñar controles jerárquicos que per-

mitan flexibilidad, controlabilidad y robustez ante las nuevas dinámicas, incertidumbres y

puntos de operación del sistema, con capacidad de responder de manera oportuna ante cam-

bios rápidos en el sistema eléctrico de potencia [1][3][5][6][8]. De igual forma se requiere

métodos que permitan la entrada y salida de elementos del sistema de manera arbitraria

sin que ello implique un ajuste o rediseño de las soluciones propuestas [1][7][8][15][16]. En la

literatura se propone la coordinación de diferentes controles de tal forma que cumplan con

sus requerimientos locales y los del sistema eléctrico de potencia [1].

La necesidad de plantear métodos de control robusto ante perturbaciones e incertidumbres

propias del sistema es abordado en [4], donde se presenta un método de control de frecuencia

no lineal por medio de modos deslizantes en un sistema multiárea. En [2], [3], [5], [6], [8]

y [16] se plantea la integración entre el control de frecuencia y el despacho de generadores

convencionales o VPP por medio de métodos de optimización, controles coordinados o MAS.

En [2] se indica que el despacho de potencia se debe realizar en tiempo real debido a la

incorporación de FNCER y a que los flujos de potencia optimizados convencionalmente son

lentos comparados con los tiempos de actuación requeridos por los nuevos sistemas eléctricos

de potencia. Sin embargo, no se tuvo en cuenta el efecto de las redes de comunicación, ni

errores en la medición, ni los tiempos de respuesta de la regulación primaria de frecuencia de

los generadores. Similarmente, en [3] y [4] no se plantea el efecto de la de FNCER agrupadas

y su capacidad para prestar el servicio de regulación de frecuencia al sistema eléctrico de

potencia.

En la revisión de la bibliograf́ıa se identificó que el enfoque de los autores se centró en el uso

de los métodos de control y administración de las microrredes, sus recursos y la coordinación

entre microrredes para un objetivo en espećıfico. Sin embargo, los conceptos y métodos

presentados anteriormente se podŕıan escalar e implementar para facilitar la optimización,

control o coordinación de FNCER en un sistema eléctrico de potencia, con el fin de mantener

la estabilidad de frecuencia del sistema y de diversificar los actores que participan en la

matriz energética como fuente de enerǵıa o como prestador de servicios complementarios.

La agrupación de los DER y el uso de las FNCER con el fin de prestar un servicio de

regulación de frecuencia, permite eliminar el vaćıo que hay entre el operador del sistema y

los propietarios de las dichas fuentes de enerǵıa viabilizando la participación de estos en el

mercado según lo presentado en [6].

La investigación en el control secundario de frecuencia en un sistema eléctrico de potencia in-

tegrando fuentes distribuidas de enerǵıa debe estar orientada a ser económicamente eficiente
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en comparación con el esquema convencional, donde se tenga en cuenta los desaf́ıos presen-

tados anteriormente con el objetivo de recuperar la frecuencia a un estado normal mientras

minimiza la cantidad de información a trasferir entre actores y el costo de los generadores

utilizados teniendo en cuenta sus restricciones [17].

7.3. Problemática

Un sistema eléctrico de potencia tiene la habilidad de responder ante cambios súbitos de

generación o demanda con el fin de mantener el balance entre ambos [18]. El AGC es el control

usado para mantener el balance entre la carga y la generación, cuyo resultado se ve reflejado

en la regulación de la frecuencia del sistema, esta tarea se ha convertido incrementalmente

más dif́ıcil [5] al aumentar la cantidad de inversores que implican una reducción de la inercia

del sistema [19][6][20][21][22]. En la Figura 7-1 se observa que para el mismo evento, la cáıda

de la frecuencia aumenta si se disminuye la inercia del sistema. Esta tecnoloǵıa se encuentra

presente en la Corriente Continua de Alta Tensión (conocido por sus siglas en inglés como

HVDC ), bateŕıas, FNCER por ejemplo. En diversas fuentes como [20], [2], [21], [22], [23] y

en [22], se refuerza el argumento afirmando que las fluctuaciones de potencia de las FNCER

imponen desbalances adicionales al sistema de potencia que podŕıan afectar negativamente el

desempeño de la regulación de frecuencia. Gráficamente se puede observar en la Figura 7-2,

la evidencia que al aumentar la cantidad de FNCER en determinado sistema las variaciones

máximas de frecuencia aumentan.

Figura 7-1.: Evento de frecuencia en dos escenarios con diferente inercia. Tomado de [23]



14 7 Estado del arte

Figura 7-2.: Variaciones máximas de frecuencia con respecto a la incorporación de FNCER.

Tomado de [23]

Para responder de manera adecuada a un evento de baja frecuencia se requiere la inercia, el

control primario de los generadores y tras un periodo de tiempo, del control secundario de

frecuencia. Las fuentes de enerǵıa con tecnoloǵıa de inversores de pequeña escala responden

de manera limitada a grandes eventos de frecuencia debido a su capacidad (por lo general

están despachados al máximo y no cuentan con margen de potencia disponible para ser

entregada al sistema en caso de ocurrir un evento) y a su naturaleza distribuida y dispersa

[6]. Por los motivos presentados, las FNCER en una operación normal no pueden participar

con otros generadores convencionales en la prestación del servicio de regulación secundaria

de frecuencia [23].

La relación existente entre el deterioro de la estabilidad dinámica de los sistemas eléctricos de

potencia con las fluctuaciones de generación que incorporan las FNCER ha sido evidenciada

en la revisión de la literatura técnica [11].

T́ıpicamente el AGC incorpora un control PI cuyos parámetros son ajustados de manera

manual, este hecho hace que el AGC sea ŕıgido y su rendimiento sea lento para mantener

el margen de estabilidad alto [19]. Una de las cŕıticas realizadas en [11] es que estos nuevos

desaf́ıos se han abordado desde el punto de vista de las tecnoloǵıas tradicionales y no se

ha explorado el uso de las nuevas tecnoloǵıas de comunicación, computación y métodos de

control.

En [19] se presenta un resumen de diferentes estrategias de control para afrontar la pro-

blemática mencionada, resaltando que muchas de las aproximaciones carecen de aspectos

necesarios para su implementación en un sistema real.

Una barrera que debe ser eliminada es la cantidad mı́nima de potencia a ser ofertada para la

prestación del servicio de regulación de frecuencia. Incorporar de manera coordinada diver-

sas fuentes de enerǵıa como plantas menores, FNCER, VPP o incluso agregadores podŕıan
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minimizar riesgos y mejorar el mercado de servicios complementarios [18]. El argumento

anterior se basa en el hecho que éstos sistemas de generación aumentan su confiabilidad en

la prestación de servicios al SEP al ser agrupados [24].

Se evidencia la necesidad de realizar cambios en la prestación de servicios complementarios y

crear nuevos productos (desde el punto de vista del operador del sistema) para la de nuevas

tecnoloǵıas que presten servicios complementarios [18]. Incorporar nuevas tecnoloǵıas puede

ofrecer una nueva fuente de flexibilidad para el sistema eléctrico de potencia [18].

7.4. Estrategias de solución

Según lo presentado en [12], la acción orientada al control secundario de frecuencia de un

sistema eléctrico de potencia se puede realizar con diferentes técnicas:

Lineales o No-lineales.

Óptimas o robustas.

Adaptativas.

Inteligentes (redes neuronales, lógica difusa, algoritmos genéticos, sistemas expertos,

métodos evolutivos, MAS, técnicas de optimización evolutivas y heuŕısticas).

Los SEP con nuevas dinámicas causadas por FNCER son complejos, no lineales, adicional-

mente podŕıan no contar con suficiente información debido a limitaciones en la medición o

carencia de la misma, por lo tanto requieren metodoloǵıas más flexibles e inteligentes con el

fin de garantizar el balance de potencia entre la carga y la generación [12]. Con base en lo

anterior, es necesario la implementación de técnicas inteligentes como:

Control óptimo en problemas multiobjetivo [12].

Control sub-óptimo (Debido a restricciones técnicas para el uso de todas las variables

de estado) [12].

Control Predictivo por Modelo (MPC) el cual anticipa comportamientos futuros del

modelo y toma acciones de control consecuentemente para un horizonte de tiempo

futuro relativamente corto (finito). En este tipo de control existen implementaciones

descentralizadas para descomponer el problema en pequeños problemas de control o

implementaciones robustas del MPC cuando existe incertidumbre en parámetros del

modelo [21][12].
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Sistemas de estructura variable (Sliding Modes). Mejora la robustez el AGC ante cam-

bios en los parámetros del sistema [4][12].

Control robusto (ante incertidumbres y perturbaciones): Control H∞, Desigualdad Li-

neal Matricial (conocido por su término en inglés como LMIs), ecuaciones de Riccati,

teorema de Kharitonov, teoŕıa de valores singurales estructurados (µ), teoŕıa de retro-

alimentación cuantitativa, teoŕıa de estabilidad de Lyapunov, técnica de ubicación de

polos y Parameterization Q [4][12].

En [20] y en [24] se propone un control PI inteligente basado en lógica difusa para la mi-

nimización de la desviación de la frecuencia del sistema y cambios en los intercambios de

potencia entre áreas, ya sea controlando fuentes de generación o cargas, los parámetros del

controlador son determinados en tiempo real por medio del método de optimización heuŕısti-

co Optimización de Enjambre de part́ıculas (conocido por su término en inglés como PSO).

En [25] se implementa un método de optimización heuŕıstico con el fin de incorporar FN-

CERs como recurso del AGC. Los controles que utilicen un método de control heuŕıstico no

garantizan un óptimo global.

Autores como [6], proponen un método llamado programación dinámica y estrategias de

control (DSCS por sus siglas en inglés) que consiste en bloques de pronostico y regulación

de frecuencia para programar la cantidad apropiada de generación de las FNCER en tiempo

real. La eficacia del DSCS es probada por medio de simulaciones y se evidencia una me-

jora en el desempeño de la regulación de frecuencia bajo condiciones cambiantes del clima

y fluctuaciones de la demanda. Los errores en los pronósticos son inevitables y los errores

individuales de los generadores pueden ser a veces grandes, sin embargo, se puede afrontar

esta situación agregando múltiples fuentes de enerǵıa, especialmente si se cuenta con un

sistema de almacenamiento de enerǵıa. De alĺı se concluye que si las FNCERs no son agre-

gadas es poco probables que se tenga la capacidad de suministrar servicios de regulación de

frecuencia.

En la literatura se proponen otras técnicas como el Control de Frecuencia-Carga Directo

(conocido por su término en inglés como DLFC ) con el fin de eliminar controles tradicionales

como el PI del AGC debido a que son ŕıgidos y requieren un ajuste cuidadoso, lo que los

hace insostenibles ante un ambiente dinámico [21]. Con el fin de abordar estas deficiencias, el

DLFC presenta un control de Frecuencia-Carga rápido sin necesidad de ajuste de parámetros

por medio de la moderna supervisión de la generación y la demanda. Esto permite un balance

rápido de la red realizando acciones de control por áreas, desacoplando las dinámicas del

sistema. En este método los recursos primarios son activamente involucrados en la regulación

de frecuencia por medio de ajustes sistémicos en la frecuencia de referencia.

El DLFC asume una razonable alta observabilidad del sistema y trata la frecuencia como una
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cantidad local [21]. Para la implementación en un ambiente real del método la infraestructura

de comunicaciones, las tecnoloǵıas de la información son un factor clave que ya deben estar

integradas en el sistema. Los detalles del DLFC y sus pruebas de estabilidad a través de

criterios de Lyapunov se puede encontrar en [21].

7.5. Estructuras de control

La configuración implementada en la literatura técnica se puede resumir en cuatro estruc-

turas de control generalizadas, tres de ellas son presentadas en la Figura 7-3, donde en (a)

incorpora un controlador que actúa directamente sobre la planta (unidades participantes en

el AGC y el sistema) [12], (b) incorpora técnicas inteligentes “N” con el fin de ajustar los

parámetros de controladores de estructura fija como I, PI, PID, etc. [12], (c) técnicas inteli-

gentes “N” como un control adicional en paralelo con un controlador convencional existente

[12].

Figura 7-3.: Estructuras generalizadas de control para el AGC. Adaptado de [12]

La cuarta estructura de control agrupa todas aquellas alternativas que no se encuentran

en la Figura 7-3 como las presentadas en [21], [8], [6] y [5]. Alĺı se abarca desde el despa-
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cho económico distribuido, controles descentralizados hasta controles cooperativos como los

MAS.

7.6. Otras propuestas relevantes

En [26] se propone la participación de plantas solares en el AGC que opera en CAISO

(Operador del sistema de California, Estados Unidos), con el fin de demostrar la viabilidad

de la propuesta se realizó una prueba que consist́ıa en el control de una planta solar de 300

MW suministrando el servicio de AGC en tres escenarios diferentes de generación durante

20 minutos en cada uno de ellos. La prueba consistió en enviar una señal de referencia cada

4 segundos al controlador de planta PPC (Power Plant Controller) para seguir las consignas

de aumento o disminución de potencia al punto de tener una reducción total en caso de ser

necesario por el AGC. Con el fin de tener un rango de potencia para seguir las consignas

de subir enviadas por el AGC, el PPC de la planta solar opera a 30 MW menos del pico de

potencia estimado, este valor es parametrizable y en este caso equivale al 10 % de la potencia

nominal de la planta. En la Figura 7-4 se observa el seguimiento de la señal del AGC en el

rango de operación declarado por la planta solar.

Figura 7-4.: Planta solar prestando servicio de AGC. Tomado de [26]

En [18] los autores proponen cambios que puede tener la prestación de servicios complemen-

tarios. Dichos servicios son actualmente adquiridos de los generadores convencionales por el

operador del sistema. Teniendo en cuenta que las nuevas tecnoloǵıas pueden ofrecer una nue-

va fuente de flexibilidad en PJM (operador transmisión regional del este de Estados Unidos)

se propone ofrecer dos subproductos de regulación secundaria de frecuencia por medio de un

AGC que suministre dos señales de referencia diferentes, tal como se presenta la Figura 7-5,

donde “Reg A”(señal azul) es la consigna del AGC enviada a generadores convencionales
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y “Reg D”(señal verde) es un nuevo producto destinado para fuentes de generación de res-

puesta rápida como son las FNCER. La suma de las dos señales comprende la regulación

total requerida por el sistema eléctrico de potencia. Los autores proponen que la enerǵıa neta

requerida por “Reg D”sea cero y este orientada al uso de bateŕıas, aunque no es exclusivo

para este tipo de tecnoloǵıas.

Figura 7-5.: Señales de regulación para dos productos que prestan el servicio de regulación

de frecuencia en PJM. Tomado de [18]

Las conclusiones más importantes de [18] son:

Se tiene la necesidad de crear nuevos productos desde el punto de vista del operador

del sistema, para la de nuevas tecnoloǵıas que presten servicios complementarios.

Se presenta el agregador como una opción para proveer de manera flexible servicios

complementarios.

La prestación de regulación de frecuencia puede ser fácilmente separado en aporte de

enerǵıa y reducción de enerǵıa (ejemplo: Solar y eólica reduciendo enerǵıa), de igual

forma se podŕıa considerar la respuesta de la demanda como prestador del servicio de

aumento de la enerǵıa.

La representación generalizada del control de frecuencia en un sistema eléctrico de potencia

con incorporación de FNCER propuesta en [22] es presentada en la Figura 7-6, alĺı se mues-

tra la relación entre el modelo del sistema, las fuentes de enerǵıa renovables, la regulación

primaria realizada por los generadores, el control secundario y terciario con sus respecti-

vas caracteŕısticas. Un aspecto destacado por los autores es la relación entre el despacho

económico de las plantas de generación y las diferentes instancias de control de frecuencia en
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el sistema, aśı como los rangos de tiempo de actuación de cada uno de ellos. Adicionalmente,

en [22] se presenta las FNCER como perturbaciones en el sistema, estas perturbaciones son

afrontadas por medio del control terciario al incorporarle como entrada a su algoritmo los

pronósticos de carga y de generación de estas fuentes de enerǵıa. La Figura 7-6 fue modi-

ficada respecto a la presentada originalmente en [22] con fines ilustrativos, basándose en la

literatura técnica, es posible proponer técnicas modernas de control secundario de frecuencia

que incorpore el pronóstico de las FNCER con el propósito de obtener una mejor respuesta

del sistema e incluso se podŕıa enviar consignas de control a dichas plantas de generación

para que participen en la prestación de servicios complementarios y contribuyan de manera

conveniente a la estabilidad del sistema eléctrico de potencia.

Figura 7-6.: Control de frecuencia en un sistema eléctrico de potencia con FNCER. Adap-

tado de [22]

Una propuesta adicional que integra el pronóstico de generación de FNCER y el control

secundario de frecuencia tradicional es presentada en [27], donde el principal objetivo fue

implementar un control anticipatorio con las siguientes caracteŕısticas:

Incorporación de pronósticos de generación de FNCER (o perturbaciones).

Controlador diseñado como módulo adicional al controlador convencional.

Permite una operación “plug− and− play” tanto del control como de las unidades de

generación participantes.

El objetivo fue logrado en [27] implementando un control MPC el cual ajusta la referencia

de frecuencia del sistema como un controlador externo al AGC existente. En la Figura 7-
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7 se presenta el diagrama de bloques de un sistema secundario de control integrando un

AGC convencional y un control MPC propuesto por los autores, alĺı se observa las señales

por medio de las cuales se integran ambos controles y la información adicional de entrada

necesaria como los pronósticos de generación proveniente de FNCER.

Figura 7-7.: Diagrama de bloques de un sistema de control integrando un AGC convencional

y un control MPC. Tomado de [27]

7.7. Requisitos de participación en el mercado de

regulación secundaria de frecuencia

Usualmente en los sistemas hay un número limitado de generadores que pueden prestar el

servicio de regulación secundaria de frecuencia, es decir un número limitado de oferentes que

da como resultado un mercado poco competitivo.

Diferentes operadores de sistemas eléctricos de potencia se han planteado el reto de identifi-

car las barreras y los requisitos necesarios para la incorporación de nuevos participantes en

el mercado de regulación secundaria de frecuencia, como FNCERs, sistemas de almacena-

miento, agregación de plantas menores o respuesta de la demanda.

Al permitir el acceso a nuevos oferentes en el mercado es posible incrementar la confiabilidad

de la prestación del servicio y disminuir su costo al aumentar la competitividad de las ofertas

en el mercado o incluso se podŕıa introducir el concepto de generación libre de emisiones de

carbono.

Para el caso Colombiano es necesario realizar un estudio que permita estimar el volumen de

los nuevos actores que puedan participar en el mercado de servicios complementarios. Este

estudio está fuera del alcance del presente trabajo.
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Con el fin de viabilizar la incorporación de nuevos participantes en el mercado de servicios

complementarios, es necesario avanzar en los siguientes aspectos:

Aumentar el tiempo requerido para la entrega de potencia máxima.

Disminuir la cantidad mı́nima para ofertar en el mercado de servicios complementarios.

Permitir ofertas de potencia no simétricas.

Un ambiente regulatorio que permita una competición justa entre los nuevos actores y

los convencionales.

Con la finalidad de permitir la participación de la demanda en la prestación de servicios

complementarios es necesario:

Autorizar la participación de la demanda por medio de agregadores.

Permitir la participación de los agregadores como un responsable adicional para la

prestación de servicios complementarios.

7.7.1. Colombia

Con base en la información publicada en la web por XM S.A E.S.P, los precios son ofertados

por los agentes generadores para la bolsa de enerǵıa, las generaciones para AGC ofertadas y

las disponibilidades declaradas por planta y/o unidad. Luego, el operador del sistema realiza

la optimización del AGC y posteriormente se hace el proceso de optimización de despacho

de enerǵıa para un periodo de 24 horas. El operador del mercado define una holgura (Banda

de potencia) horaria la cual determina el margen de aumento o disminución de los recursos

de generación que prestan el servicio de generación. Esta holgura programada es simétrica,

es decir que la cantidad de potencia necesaria para subir es la misma para bajar.

Los parámetros y los requisitos establecidos en el sistema eléctrico de potencia colombiano

son resumidos en la Tabla 7-1.

7.7.2. Cálculo de la holgura para el AGC en Colombia

La holgura para el AGC tiene como objetivo reservar un margen de potencia con el cual se

permita cubrir las variaciones de la demanda a lo largo del d́ıa y las contingencias que se

presenten en la operación del sistema eléctrico de potencia.
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Tabla 7-1.: Parámetros y requerimientos principales del mercado de control secundario de

frecuencia en Colombia

Requisito Colombia

Oferta mı́nima en el mercado 6 MW Unidad

+/- 23 MW Planta

Mı́nimo de unidades 5

Reserva de regulación t́ıpica (-273/+400) MW

Restricción por velocidad 23 MW/min

Agregación de generadores es permitida Si

Agregación de respuesta de la demanda es permitida Si

Periodicidad de la oferta D-1

Es necesario presentar una oferta simétrica Si

A que resolución es producida la capacidad ofertada 24 h

Ĺımite de tolerancia permitido 3 %

La metodoloǵıa para realizar el cálculo de la holgura se presenta en la Figura 7-8, esta

considera el registro histórico de la diferencia de la demanda real con respecto a los valores

programados por periodo horario. De igual forma, se considera un análisis estad́ıstico con

medidas de tendencia central y dispersión teniendo como entradas la generación programada

y la demanda real de contadores registrada por las empresas. Se asume que el error de

valores de demanda tiene una distribución estad́ıstica de tipo normal considerando un nivel

de confianza.

La metodoloǵıa que incorpora el Centro Nacional de Despacho (CND) incluye:

Desviaciones normales en los pronósticos de demanda.

Ampliación de holgura en inflexiones en la curva de demanda.

Ampliación/reducción de holgura en periodos con cambios grandes del programa de

generación.

Cubrir el disparo de la unidad de generación más grande del Sistema Interconectado

Nacional (SIN) estando en ĺınea o no.

Cubrir el disparo de transformadores de carga del SIN.

Debido a una mayor variación de las cargas, desviación en los pronóstico de generación de

las FNCER y la necesidad de mejorar los mecanismos de recuperación de las reservas de

potencia, se debe proponer para el sistema una nueva metodoloǵıa que incluya información
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de pronósticos de generación y el cálculo de la reserva de manera asimétrica.

Figura 7-8.: Metodoloǵıa para el cálculo de reserva para el AGC. Se asume que la unidad

más grande que en el momento se encuentra operando es de 273 MW.

7.7.3. Europa

ENTSO-E (European Network of Transmission System Operators for Electricity) establece

que tras un evento de frecuencia el sistema debe recuperar el valor nominal de la frecuencia

entre los 30 segundos y los 15 minutos después de haber ocurrido el evento.

Los parámetros y requerimientos principales del mercado de control secundario de frecuencia

en Austria, Eslovenia, Hungŕıa y Rumania son resumidos en la Tabla 7-2.
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Tabla 7-2.: Parámetros y requerimientos principales del control secundario de frecuencia en

Austria, Eslovenia, Hungŕıa y Rumania. Tomado de [28]

Requisito Austria Eslovenia Hungŕıa Romania

Oferta mı́nima en el mercado 5 MW 1 MW 1 MW 10 MW

Agregación de generadores es permitida Si Si Si No

Agregación de respuesta de la demanda es permitida Si Si No No

Periodicidad de la oferta Semanal Anual D-1 D-1

¿Es necesario presentar una oferta simétrica? No Si Si No

A qué resolución es producida la capacidad ofertada 12h/semana

48h/fin de semana

1 años/Oferta

1h/activación

1 hora/Oferta

15 min/activación

1h

Tiempo de activación solicitado 5 min - 15 min

2 MW/min

15 min

2 MW/min

Ĺımite de tolerancia permitido 3 % - mı́nimo (1 %, 2MW) 1 %

7.7.4. Estados Unidos

Los parámetros y requerimientos principales del control secundario de frecuencia en Estados

Unidos son resumidos en la Tabla 7-3.
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7.8. Comentarios sobre el estado del arte

Se requiere diseñar un controlador capaz de afrontar diferentes tipos de incertidumbres para

garantizar un desempeño satisfactorio u óptimo en un ambiente de condiciones variantes,

propios del sistema eléctrico de potencia que incorpora FNCER.

Para diseñar dicho controlador, se ha evidenciado la necesidad de profundizar los siguientes

retos:

Mejorar el modelado del SEP y las herramientas de análisis.

Proponer métodos para incorporar los FNCERs en los servicios complementarios.

Coordinar por medio de un control las FNCERs y los generadores convencionales.

Mejorar en técnicas de computación y tecnoloǵıas de medición.

Implementar comunicaciones avanzadas y tecnoloǵıas de la información en los sistemas

de control.

Revisar y modificar estándares y códigos vigentes en el sector eléctrico.

Incorporar la contribución activa de las cargas en los servicios complementarios.

Flexibilizar el servicio de regulación de frecuencia (tanto en nuevos actores como en

separar las caracteŕısticas de los servicios complementarios).

Incrementar robustez en el desempeño del control secundario de frecuencia con relación

al desempeño de cada una de las unidades de generación participantes.

Robustez ante cambio o imprecisión en la estimación de parámetros y medidas.

Se ha evidenciado que la inercia del sistema es un factor determinante para el ajuste de los

parámetros del control secundario de frecuencia, sin embargo, en ninguno de los art́ıculos

estudiados por el autor habla de una estimación de la inercia en tiempo real. De igual forma,

es necesario coordinar el despacho económico de generación intra-horario con el control

secundario de frecuencia, definiendo claramente los tiempos de operación de cada uno de

ellos.

La agrupación de las FNCER con el fin de prestar un servicio de regulación de frecuencia,

permite eliminar el vaćıo que hay entre el operador del sistema y los propietarios de di-

chas fuentes de enerǵıa viabilizando la participación de este último en el mercado según lo

presentado en [9].



8. Estrategias generales de control

Con base en la revisión de la literatura, se identificó de manera general las ventajas y des-

ventajas de diferentes estrategias de control, el resultado es presentado en la Tabla 8-1.

Con el objetivo de seleccionar el método de control a utilizar en el presente trabajo, es

necesario realizar un análisis detallado identificando las referencias en las cuales se apliquen

las estrategias de control presentados en la Tabla 8-1 orientadas al CSF en un sistema

eléctrico de potencia.

En la Tabla 8-2 se presenta la comparación de diferentes estudios de control secundario

de frecuencia en los cuales se incorporan FNCER o incertidumbres. Para cada una de las

referencias consultadas se identificó el tipo de modelo utilizado, la estrategia de control, la

estructura de control, la arquitectura implementada, la técnica para la estimación de estados

o parámetros en caso de utilizarse y la fuente de incertidumbre en el sistema eléctrico imple-

mentado. Finalmente, la tabla cuenta con una columna que resume el aspecto diferenciador

o más importante de cada uno de los estudios consultados.
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8.1. Selección de la estrategia de control

Con base en el referenciamiento realizado y la información presentada en las Tablas 8-1 y

8-2 es posible contar con los criterios suficientes para realizar la selección de la estrategia de

control a implementar en el presente trabajo.

La arquitectura seleccionada es basada en la propuesta por David Ganger en [27], el cual

ajusta la referencia de frecuencia del sistema por medio de un controlador MPC externo al

AGC convencional, este controlador permite incorporar pronósticos de generación de FNCER

y puede ser implementado bajo el paradigma “plug − and − play” al integrarlo al AGC

convencional como un módulo adicional sin afectar la parametrización de éste.

En la Figura 9-3 se presenta el diagrama de bloques simplificado del control secundario de

frecuencia implementado actualmente en el sistema eléctrico de potencia colombiano, éste

cuenta con una señal de entrada proveniente de una acción de control remota que pudiera ser

utilizado para integrar la señal de control de un MPC que integre información de pronósticos.

De esta forma el AGC permite recibir señales de incremento o disminución de generación

de acuerdo a un comportamiento futuro esperado del sistema y aśı optimizar la potencia

necesaria para mantener el balance de demanda-generación del sistema.

La estrategia de control seleccionada cuenta con las siguientes caracteŕısticas:

Estrategia de control: MPC, debido a que permite la incorporación de pronósticos de

perturbaciones y predice el comportamiento dinámico del sistema en un horizonte de

tiempo finito.

Estructura de control: Mixta, permite la incorporación del control MPC como un módu-

lo adicional del AGC convencional. Se aprovechaŕıa la capacidad del AGC convencional

para integrar una señal de control remota.

Arquitectura: Centralizada, debido a que es la naturaleza del control secundario de

frecuencia implementado actualmente en el sistema eléctrico de potencia colombiano.

Con esta propuesta es posible realizar un control que puede ser integrado en mediano plazo

al SEP colombiano sin necesidad de realizar modificaciones a su estructura de control o a

sus parámetros actuales.



9. Modelo de control secundario de

frecuencia convencional

El objetivo del control secundario frecuencia en un sistema eléctrico de potencia según [11], es

”Mantener el balance carga-generación y compensar el error de estado estable de la frecuencia

después del efecto de la inercia del sistema y la actuación de la regulación primaria de

frecuencia realizada por los generadores”. En la Figura 9-1 se observa la respuesta dinámica

de la frecuencia del sistema de potencia ante la acción del control primario, secundario y de

emergencia.

El proceso del control secundario inicia con la sumatoria del error de frecuencia e intercambios

con sus respectivas referencias, luego pasa por un filtro para acondicionar la señal del error,

posteriormente la señal continua hacia un limitador con el fin que el control no actúe ante

variaciones muy pequeñas o muy grandes. La señal continua hacia un control que genera una

consigna de potencia que es distribuida y escalada por medio de un factor de participación

a cada una de las unidades de generación que prestan el servicio de regulación secundaria

de frecuencia. La sumatoria de los factores de participación debe ser 1, equivalente al 100 %

de la potencia requerida por el controlador. Posterior al factor de participación, cada una se

las señales de potencia pasa a través de un limitador de tasa de cambio y un retardo cuyo

tiempo es parametrizable, asociado al efecto de las telecomunicaciones entre el sistema de

control y el gobernador del generador.

En la literatura cient́ıfica, un modelo t́ıpico del control secundario de frecuencia es presentado

en la Figura 9-2, alĺı se presenta los diferentes procesos previamente descritos que se requieren

para la realización del control secundario de frecuencia.

9.1. Desarrollo y validación del modelo

La implementación del modelo de control secundario de frecuencia inició con el desarrollo

y validación de un modelo simplificado del utilizado actualmente en el sistema eléctrico de

potencia colombiano. El modelo de control y el ajuste se realizó por medio de simulacio-
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nes dinámicas en PowerFactory DigSilent c© utilizando todo el sistema eléctrico de potencia

colombiano cuyos resultados fueron contrastados con registros históricos provenientes de

PMUs. Dichos registros históricos corresponden con el escenario de operación simulado y el

evento realizado.

Figura 9-1.: Respuesta dinámica de la frecuencia y los controles de un sistema de potencia

ante un evento de generación. Tomado de [12]

Figura 9-2.: Modelo general del Control secundario de frecuencia. Tomado de [12]

9.1.1. Escenario de simulación

El ajuste del control secundario de frecuencia se realizó bajo el siguiente escenario:

El 7 de agosto del 2019 a las 11:20 a.m se abrieron las 4 ĺıneas de transmisión hacia Ecuador

Jamondino-Pomasqui y ocasionaron un evento de baja frecuencia que llegó a 59.57 Hz.
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En ese momento las unidades de generación que estaban prestando el servicio de regulación

secundaria de frecuencia eran:

Chivor Unidad 2 con 27 MW

La Tasajera Unidad 2 con 51 MW

La Tasajera Unidad 3 con 51 MW

Sogamoso Unidad 1 con 72 MW

Sogamoso Unidad 2 con 72 MW

El modelo simplificado del control secundario de frecuencia desarrollado es presentado en

la Figura 9-3, el cual incorpora las señales de frecuencia medida, frecuencia de referencia,

el Bias del sistema, el valor del intercambio medido y el de referencia, la señal remota de

control, la lógica de retraso de la señal de control y el acondicionamiento de la señal previo

al control PI. El control finalmente genera una señal de potencia requerida para llevar el

error de estado estable de la frecuencia del sistema a cero.

Figura 9-3.: Modelo del Control secundario de frecuencia. Elaboración propia

9.1.2. Resultados

Con el fin de realizar una validación de los resultados obtenidos, se comparó el resultado

de las simulaciones en DIgSILENT c©habilitando y deshabilitando el control secundario de

frecuencia. Estas a su vez fueron comparadas con el registro histórico de frecuencia obtenido

por medio de medición sincrofasorial correspondiente al evento de estudio. En la Figura 9-4

se identifica las respuesta de los controles primarios, y resaltado por medio de un recuadro las

respuesta del control secundario simulado y el control implementado en el sistema eléctrico

de potencia colombiano.



9.2 Modelo del control secundario de frecuencia en el Simulador en
Tiempo Real 35

Figura 9-4.: Implementación de control secundario de frecuencia. Elaboración propia

9.2. Modelo del control secundario de frecuencia en el

Simulador en Tiempo Real

El SEP configurado en el Sistema de Simulación en Tiempo Real (SSTR) es presentado en

la Figura 9-5, las principales caracteŕısticas de este sistema es que permite la integración

de señales de potencia de FNCER (Power WG y Power SG), señales del control secundario

de frecuencia (AGC) y dos señales de disparo de eventos previamente configurados (Event-

Guajira y EventCCSC). El sistema suministra medidas de frecuencia (AGC fmesu), voltaje

y corriente (pmu1, pmu2, ..., pmun) y la potencia nominal de los generadores que prestan el

servicio de regulación secundaria de frecuencia.

Se desarrolló un control secundario de frecuencia en el SSTR como un módulo conectado a

la señal de control (AGC) del sistema de potencia. En la Figura 9-6 se puede observar el

módulo cuyas entradas están compuestas por:

Bandera de habilitación/deshabilitación del control

Señal de la frecuencia medida

Señal de referencia de la frecuencia

Señal de los intercambios medidos
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Señal de referencia de los intercambios

Señal de control externo (MPC)

La potencia nominal de los generadores que prestan el servicio de regulación secundaria

de frecuencia

Figura 9-5.: Sistema de potencia configurado en el SSTR. Elaboración propia

Figura 9-6.: Módulo de control secundario de frecuencia en el SSTR. Elaboración propia

Dentro del módulo presentado en la Figura 9-6 se encuentra el modelo de control secundario

de frecuencia descrito en la sección 9.1.1, cuya implementación en el SSTR se observa en la

Figura 9-7. Ésta estructura de control y sus parámetros son los mismos que fueron validados

a través de DigSilent c©.
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Figura 9-7.: Implementación de control secundario de frecuencia en el SSTR. Elaboración

propia

La integración de todos los elementos descritos anteriormente en un escenario del SSTR es

presentado en la Figura 9-8, alĺı se observa la conexión del sistema configurado con el módulo

de control secundario de frecuencia, los eventos de desconexión de generación programados,

las FNCER y los módulos de medición.

El escenario operativo que se programó en la simulación es el siguiente: - Periodo 20 del

d́ıa 11 de abril de 2019 - Eventos en la red en el área Caribe y Suroccidente del sistema

eléctrico de potencia colombiano - Evento 1: Desconexión de las dos unidades de generación

de Guajira, con una pérdida total de 150 MW - Evento 2: Desconexión de 200 MW en la

central Coca Codo Sinclair perteneciente al sistema eléctrico ecuatoriano.

En el escenario descrito, las unidades de generación que estaban prestando el servicio de

control secundario de frecuencia son las siguientes:

Las unidades 1, 2 y 3 de Sogamoso con un total de 144 MW

Las unidades 3 y 4 de San Carlos con un total de 104 MW

Las unidades 1 y 2 de Jaguas con un total de 70 MW

Se realizaron tres simulaciones diferentes ejecutando el evento 1. La primera simulación

se realizó deshabilitando el control secundario de frecuencia con el fin de validar que el

sistema por si solo no logra retornar la frecuencia del sistema al valor nominal, por tanto

se mantiene un error de estado estable en la frecuencia que concuerda con la teoŕıa. La

segunda simulación se realizó habilitando el control con los mismos parámetros del AGC

implementado en el sistema eléctrico de potencia colombiano, su resultado presenta una

respuesta oscilatoria debido a que el control suministra una consigna de potencia mayor a la

necesaria para que la frecuencia del sistema retorne a su valor nominal. La tercera simulación
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se realizó disminuyendo de 893 a 293 la ganancia del control por medio del bias obteniendo

una respuesta de frecuencia con un sobre-impulso inicial que posteriormente logró llegar

al valor nominal de 60 Hz, eliminando aśı el error de estado estable de la frecuencia. Los

resultados de la simulación dinámica son presentados en la Figura 9-9.

Figura 9-8.: Sistema configurado en el SSTR. Elaboración propia

Un segundo conjunto de simulaciones se realizaron ejecutando el evento 2 programado en

el sistema configurado. En la Figura 9-10 se presenta los resultados obtenidos de las 3

simulaciones en las que se habilita y deshabilita el control secundario de frecuencia y en la

cual se disminuye el valor del bias del control de 893 a 293 segundos.
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Figura 9-9.: Respuesta dinámica de frecuencia en el SSTR ante el evento 1. Elaboración

propia

Esta última simulación tiene la particularidad que al asignar el parámetro del bias en 893,

la simulación se interrumpe por errores en la convergencia de los modelos utilizados. Sin

embargo, los resultados obtenidos en el periodo de tiempo que se ejecutó la simulación se

puede observar que el comportamiento del control no es adecuado porque su respuesta es tan

agresiva que incluso genera otro evento de sobre-frecuencia en el sistema. Con el parámetro

del bias en 293 la simulación corre normalmente e incluso la frecuencia logra llegar a su valor

de referencia eliminando el error de estado estable de la frecuencia tras haber ocurrido el

evento.

Figura 9-10.: Respuesta dinámica de frecuencia en el SSTR ante el evento 2. Elaboración

propia
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modelos

La estrategia de control seleccionada es el control predictivo por modelos (MPC) tal como se

presentó en la Sección 8.1. Con el fin de desarrollar un control que pueda ser implementado en

campo, es necesario plantear una arquitectura centralizada y una estructura de control mixta

que aproveche el control secundario de frecuencia actualmente implementado en el sistema

eléctrico de potencia y su capacidad de recibir una señal de control remota. Con base en la

estructura de control planteada por [27], es posible usar la señal de control remota del control

tradicional como una entrada proveniente del control MPC, el cual permite optimizar las

acciones de control (uso de recursos de generación) en un horizonte de tiempo incorporando

datos provenientes de pronósticos.

Acorde con lo presentado en [27], la formulación matemática de la función objetivo del

control es la siguiente:

mı́n
fset1 ,..,fsetM

 =

(
P∑
i=1

Qf (∆fsys)
2 +Qpt

(
∆PM

pt

)2)

+

(
M∑
i=1

Rf (ACEremote)
2 + Sf

(
˙ACEremote

)2) (10-1)

s.t. Xi+1 = AXi +BUi

Yi = CXi +DUi

− 0,1 ≤ fset ≤ 0,1

Donde M y P son los horizontes de tiempo de optimización y control respectivamente,

Qf y Qpt son las matrices positivas de ponderación de la frecuencia y la potencia en las

interconexiones, ∆fsys es el cambio de la frecuencia del sistema, ∆PM
pt es el cambio de la

potencia en las interconexiones, Rf y Sf son las matrices positivas de ponderación de la
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señal de control y su tasa de cambio respectivamente, ACEremote es la señal de control y
˙ACEremote es la tasa de cambio de la señal de control que también se debe tener en cuenta

para asegurar que las consignas no generen rampas que no son permisibles en la realidad.

El paquete de optimización que se propone utilizar para la solución del problema de optimi-

zación convexo es el OSQP de Oxford, el cual resuelve ecuaciones cuadráticas convexas (QP

por sus siglas en inglés) de la forma:

mı́n
1

2
xTPx+ qTx

sujeto a l ≤ Ax ≤ u
(10-2)

Redactando de una manera matemática el modelo dinámico simplificado de un sistema

eléctrico de potencia que incorpora el control secundario de frecuencia de la Figura 9-3,

fuentes renovables de enerǵıa y una señal de control externa suministrada por el MPC se

podŕıa representar en espacio de estados de la siguiente forma:

Ḟfilt

Ṗout

Ḟm

 =


−1
Tf

0 1
Tf

Bias
Ti

0 0

0 1
2H

−D
2H


Ffilt

Pout

Fm

+

0 0 0

0 1
Tf

0

0 0 1
2H


 Fref

ACEremote

Pp

 (10-3)

[
Fm

]
=
[
0 0 1

] Ffilt

Pout

Fm

+
[
0 0 0

]  Fref

ACEremote

Pp

 (10-4)

Donde Ffilt representa la frecuencia filtrada, Pout representa la potencia total necesaria para

llevar a cero el error de estado estable, Fm representa la frecuencia medida, Fref es la frecuen-

cia de referenca, ACEremote es la señal de control externa proveniente de control predictivo

por modelos y Pp es la potencia de las FNCER tomada como una perturbación en el sistema

debido a su naturaleza estocástica.

Esta formulación matemática es la base que permitiŕıa llevar el sistema dinámico a un

problema de optimización que permita, según un escenario de predicciones de generación,

suministrar una señal de control óptima a un control secundario de frecuencia convencional

para que afronte las incertidumbre propias de las FNCER manteniendo la estabilidad de la

frecuencia en un horizonte de tiempo finito.
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con un control convencional

En el caṕıtulo 9 se presentó un modelo de control secundario de frecuencia convencional

obtenido a través de validaciones por medio de simulaciones y registros reales de PMU y

posteriormente fue implementado en un SSTR con capacidad de integrar señales de potencia

provenientes de FNCER y señales de control remota provenientes del MPC propuesto.

En este caṕıtulo se presentará las caracteŕısticas de los SEP en estudio, las consideraciones

que se tuvieron en cuenta para la implementación de las FNCER, los parámetros del control

PI convencional y del MPC propuesto, aśı como los resultados obtenidos.

El objetivo principal es verificar por medio de un conjunto de simulaciones y escenarios ope-

rativos, si por medio de datos de predicción de generación proveniente de FNCER, una señal

de control óptima suministrada por un MPC a un control secundario de frecuencia conven-

cional el sistema es capaz de afrontar las incertidumbres propias de las FNCER manteniendo

la estabilidad de la frecuencia en un horizonte de tiempo.

11.1. Caso de estudio

El Sistema IEEE de 39 barras de New England presentado en [38] mostrado en la Figu-

ra A-1 es implementado en la plataforma de simulación dinámica de sistemas de potencia

desarrollada en [39], basada en la arquitectura propuesta por [40].

El sistema base simulado cuenta con una demanda total de 6140 MW, suplida por diez

generadores cuyas caracteŕısticas son presentadas en las Tablas A-4 y B-2. Los parámetros

de cada uno de los elementos del SEP simulado son presentados en los apéndices A y B.

En el sistema IEEE de 39 barras de New England modificado, la generación proveniente

de la FNCER vaŕıa entre 508.46 MW a 545.61 MW, lo cual representa entre el 8.23 % y el

8.86 % del total de generación del sistema. El comportamiento de la generación proveniente

de la FNCER es suministrado por un proceso de pronóstico que proporciona una curva de
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generación en el tiempo.

Los modelos generales de los generadores eólicos y solares presentados en [41] tienen en

cuenta el modo de control de la planta y su comportamiento dinámico ante un conjunto de

eventos de frecuencia y tensión, éstos sin embargo no permiten obtener un pronóstico de la

generación que las FNCER podŕıan suministrar al sistema. Los modelos de generación de

fuentes eólicas y solares presentados en [42] se basan en la generación de valores aleatorios

correspondientes a una función de distribución de probabilidad, la cual permite calcular

la potencia generada en un intervalo de tiempo. Los modelos mencionados anteriormente

representan dos tipos de implementación de FNCER en un SEP, sin embargo no satisfacen

la necesidad del presente estudio debido a que no suministran un pronóstico de la generación

de las FNCER en un horizonte de tiempo. Éste pronóstico es necesario para ser integrado

como una señal de entrada al MPC propuesto, tal como se sugiere en [27].

La FNCER implementada en el sistema IEEE de 39 barras de New England modificado

presentado en el Apéndice B esta conectada a la barra 34 generando pb = 508 ∗ [1 + P (t)]

MW y qb = 156 MVAr, donde P (t) es el pronóstico obtenido de generación de las FNCER

en el tiempo. La curva pronosticada de generación proveniente de FNCER en la barra 34 es

presentada en la Figura 11-1.

Figura 11-1.: Pronóstico de generación de FNCER en la barra 34 del sistema.

Con el fin de garantizar la coherencia de ambos escenarios simulados, se comparó su flujo de

carga en las barras donde se conectan los generadores y se evidenció que a pesar de haber

agregado un FNCER suministrando la misma potencia que lo haćıa el generador sincrónico,

no hay diferencia en el estado estable para ambos escenarios. La comparación entre el caso

base y el modificado es presentado en la Tabla 11-1.
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Tabla 11-1.: Comparación flujo de carga - Generadores

Escenario Variable G1 G2 G3 G4 G5 G6 G7 G8 G9 G10

Base Q 0.19 4.80 0.89 0.90 1.57 1.90 0.89 -0.17 0.11 1.16

P 10.00 5.20 6.50 6.32 5.08 6.50 5.60 5.40 8.30 2.50

Modificado Q 0.19 4.80 0.89 0.90 - 1.90 0.89 -0.17 0.11 1.16

P 10.00 5.20 6.50 6.32 - 6.50 5.60 5.40 8.30 2.50

Error absoluto Q 0.00 0.00 0.00 0.00 - 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00

P 0.00 0.00 0.00 0.00 - 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00

En la simulación dinámica se realizó dos eventos simultáneos de carga a los 5 segundos de

ejecución. El primer evento corresponde al aumento de 25 MW de la carga conectada a la

barra 12 del sistema, el segundo evento corresponde al aumento de 24 MW de la carga conec-

tada a la barra 31. Este aumento genera un evento de frecuencia que debe ser afrontado por

los reguladores de los generadores y posteriormente por el control secundario de frecuencia.

El control secundario de frecuencia implementado en el sistema es presentado en la Figura 9-

3, este se ejecuta cada 250 ms y sus parámetros son dados en la Tabla 11-2. Donde el Bias es

la ganancia proporcional, Ti es el tiempo de integración, UMCR es la constante proporcional

del filtro de la frecuencia, LSG es la ganancia de la señal, SSG es la ganancia de pequeña

señal, ACEError es el error de control de área mı́nimo para la activación del control PI, OT ime

es el tiempo de retraso para la activación del control y STError es el mı́nimo error de estado

estable para la desactivación del control.

Tabla 11-2.: Parámetros - Control PI

Parámetro Valor

Bias 2.5

Ti 480

UMCR 1

LSG 1

SSG 1

OT ime 10

ACEError 0.0033

STError 1.E-07

La formulación del MPC es presentada en el caṕıtulo 10 y los parámetros utilizados para su

configuración son presentados en la Tabla 11-3. Donde u es la cantidad de entradas que el

MPC afecta, m es la cantidad de estados del sistema exceptuando los estados pertenecientes a

la velocidad angular de los generadores sincrónicos, n es la cantidad de estados pertenecientes
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a la velocidad angular de los generadores sincrónicos, qumax son los factores de ponderación

de las entradas, qx son los factores de ponderación de los estados durante el horizonte de

tiempo de predicción, qxω son los factores de ponderación de los estados pertenecientes a la

velocidad angular de los generadores sincrónicos durante el horizonte de tiempo de predicción,

Xmax es el ĺımite superior de los estados, Xmin es el ĺımite inferior de los estados, Xωmax

es el ĺımite superior de los estados pertenecientes a la velocidad angular de los generadores

sincrónicos, Xωmin es el ĺımite inferior de los estados pertenecientes a la velocidad angular

de los generadores sincrónicos, Umax es el ĺımite superior de las entradas que el MPC afecta,

Umin es el ĺımite inferior de las entradas que el MPC afecta, dUmax es la tasa de cambio

máxima que el MPC puede realizarle a las entradas, dUmin es la tasa de cambio mı́nima que

el MPC puede realizarle a las entradas, Te es el horizonte de tiempo de control, Gen son los

generadores que prestan el servicio de regulación secundaria de frecuencia, N es la cantidad

de en el horizonte de tiempo de optimización, ACEError es el error de control de área mı́nimo

para la activación del control PI y OT ime es el tiempo de retraso para la activación del control,

STError es el mı́nimo error de estado estable para la desactivación del control. Tanto para

el control convencional PI como para el MPC integrado con el PI se usaron los generadores

[G6, G8, G10] para la prestación del servicio de regulación secundaria de frecuencia con el

mismo factor de participación (0,33) para cada uno de ellos.

Con los parámetros presentados en la Tabla 11-3 es posible formular el problema de opti-

mización convexa presentado en la sección 10-2. En el presente estudio no se controlará la

transferencia a través de una ĺınea o áreas del SEP, por lo tanto el termino Qpt

(
∆PM

pt

)2
es cero en la ecuación 10-1. El tiempo de ejecución Te y horizonte de predicción N , fueron

modificados con el fin de conocer el desempeño del control ante la modificación de estos

parámetros. Los resultados de dicho análisis de sensibilidad son presentados en el Anexo C.

11.2. Resultados

La respuesta dinámica de frecuencia en el sistema sin perturbaciones provenientes de FN-

CER es presentada en la Figura 11-2, donde la respuesta del control propuesto es denotada

como PI −MPC, la respuesta del control convencional es PIM y la del sistema sin control

es NC. En estos tres escenarios el sistema cuenta con una FNCER cuya generación entre-

ga potencia de manera constante. La respuesta del control convencional en un sistema de

potencia integrado solo por generadores convencionales es denotado por PIB. En todos los

escenarios ocurrió el mismo evento de aumento carga a los 5 segundos de simulación.

Del resultado obtenido se aprecia que al comparar la respuesta dinámica de frecuencia de

PIB y PIM concuerda con lo presentado en [23] al indicar que para un mismo evento, el

cambio en la frecuencia es mayor en el sistema que integra FNCER que en el compuesto solo
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Tabla 11-3.: Parámetros - MPC

Parámetro Valor

u 3

m 64

n 9

qumax [0.5, 0.5, . . . , 0.5]u
qx [0, 0, . . . , 0]m
qxω [10, 10, . . . , 10]m
Xmax [0, 0, . . . , 0]m
Xmin [0, 0, . . . , 0]m
Xωmax [0.003, 0.003, . . . , 0.003]n
Xωmin [-0.003, -0.003, . . . , -0.003]n
Umax [0.3, 0.3, . . . , 0.3]m
Umin [-0.3, -0.3, . . . , -0.3]m
dUmax [0.003, 0.003, . . . , 0.003]m
dUmin [-0.003, -0.003, . . . , -0.003]m
Te 1

Gen [G6, G8, G10]

N 50

OT ime 10

ACEError 0.0033

STError 1.E-07

por generadores convencionales. El sistema NC no logra regresar a la frecuencia nominal si

no cuenta con un CSF que elimine el error de estado estable. El sistema que cuenta con el

control integrado propuesto PI −MPC logra eliminar el error de estado estable y evita el

sobre impulso que presenta la respuesta del control PI convencional.

Para los escenarios descritos anteriormente, en la Figura 11-3 se observa la respuesta dinámi-

ca de la potencia entregada por uno de los generadores que prestan el servicio de regulación

secundaria de frecuencia. Tras la ocurrencia del evento actúa la regulación primaria de los

generadores aumentando la entrega de potencia para disminuir la cáıda en frecuencia del sis-

tema, en el caso del sistema sin control NC la potencia entregada por el generador aumenta

hasta llegar a un valor en el que permanece constante. Una vez transcurrido el tiempo OT ime

actúa el control secundario de frecuencia aumentando aún más la entrega de potencia de los

generadores que prestan el servicio de CSF. El control integrado propuesto PI−MPC logra

establecerse en un valor de potencia tal que elimina el error de estado estable de la frecuencia

en un menor tiempo y con una menor cantidad de potencia requerida, por lo tanto con una

menor enerǵıa necesaria al ser comparada con el control convencional PIM .
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Figura 11-2.: Respuesta dinámica de la frecuencia en un sistema sin perturbaciones de

FNCER.
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Figura 11-3.: Respuesta dinámica de la potencia entregada por un generador ante un evento

de frecuencia en un sistema sin perturbaciones de FNCER.

Con el fin de realizar una evaluación cuantitativa del desempeño de los controles evaluados

ante los diferentes escenarios de simulación, se calcula el valor de los ı́ndices de desviación de

la frecuencia medida respecto a la frecuencia nominal [13] y del área bajo la curva normalizada

para la señal de potencia respectivamente, según las ecuaciones 11-1 y 11-3. En la ecuación 11-

1, ∆t es el paso de la simulación dinámica (250ms), T es el número de pasos de la simulación,

|fn − fprom|T es el valor absoluto de la desviación de frecuencia respecto a la nominal en el
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paso T , fn es la frecuencia nominal del sistema, fprom es la frecuencia promedio medida en los

n generadores sincrónicos del sistema calculada por medio de la ecuación 11-2. Aśı mismo,

en la ecuación 11-3 el término |Pm ∗∆t|T es valor absoluto de la enerǵıa utilizada por el

generador n en el paso T .

idxFreq =

Tf∑
T=1

1

∆t ∗ T
|fn − fprom|T (11-1)

fprom =
1

n

n∑
i=1

fi (11-2)

idxEner =

Tf∑
T=1

1

∆t ∗ T
|Pn ∗∆t|T (11-3)

En las Figuras 11-4 y 11-5 se presenta de manera gráfica el comportamiento de los indica-

dores de frecuencia y de potencia requerida por los generadores en el transcurso del tiempo

de simulación, adicionalmente en la Tabla 11-4 se presenta su valor al final de la simulación.

Entre más cercano a cero sea el valor del ı́ndice, menor será la desviación de la frecuencia y

menor será la cantidad de enerǵıa requerida por el generador en la prestación del servicio de

regulación secundaria de frecuencia. Es decir, mejor será el desempeño del control.
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Figura 11-4.: Índice de desviación de frecuencia en un sistema sin perturbaciones de FN-

CER.



11.2 Resultados 49

0 50 100 150 200 250 300
tiempo [s]

0.156

0.158

0.160

0.162

0.164

0.166
Ín

di
ce

 P
ot

en
cia

 G
en

NC PIB PIM PI-MPC

Figura 11-5.: Índice de enerǵıa requerida en un sistema sin perturbaciones de FNCER.

En el escenario en el cual el sistema no está expuesto a perturbaciones provenientes de

FNCER la menor desviación de la frecuencia se presentó en PIB debido a que no incorpora

FNCER y sus cambios en la frecuencia son menores, para los sistemas que si lo hacen el

mejor desempeño se obtuvo en el control propuesto PI − MPC con un valor de 0,0820

comparado con 0,0823 del control convencional PIM . El sistema NC que no cuenta con

sistema de control secundario presenta la mayor desviación con un valor de 0,1616.

De manera análoga, el ı́ndice de enerǵıa requerida por el generador en el sistema sin per-

turbaciones provenientes de FNCER, es menor en el control propuesto PI −MPC con un

valor de 0,1655 comparado con 0,1656 del control convencional PIM . La menor cantidad de

enerǵıa requerida se presentó en PIB por las razones presentadas anteriormente.

Tabla 11-4.: Índices de evaluación de desempeño del control secundario de frecuencia

Escenario Señal NC PIB PIM PI −MPC

Sin FNCER Freq 0.1994 0.0804 0.0823 0.0820

PM 0.1616 0.1653 0.1656 0.1655

Con FNCER Freq 0.1746 0.0853 0.0771 0.0705

PM 0.1608 0.1637 0.1642 0.1639

La respuesta dinámica de frecuencia en el sistema con perturbaciones provenientes de FN-

CER se presenta en la Figura 11-6, alĺı la respuesta del control propuesto PI −MPC es

comparada con la del control convencional PIM , la del sistema sin control NC y la del control
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convencional en el sistema de potencia integrado solo por generadores convencionales PIB.

En todos los escenarios se simuló el mismo evento de aumento de carga a los 5 segundos de

simulación, aśı como la perturbación constante ocasionada por una FNCER cuya potencia

vaŕıa de acuerdo al perfil de generación presentado en la Figura 11-1.
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Figura 11-6.: Respuesta dinámica de la frecuencia del sistema con FNCER.

Al comparar la respuesta dinámica de frecuencia de PIB y PIM se observa que se presenta

un mayor cambio de frecuencia ante las perturbaciones provenientes de FNCER que el oca-

sionado por un sistema compuesto por generadores convencionales. El sistema que cuenta

con el control integrado propuesto PI −MPC logra eliminar el error de estado estable, evi-

ta el sobre impulso que ocasionó el control PI convencional y logra mantener la frecuencia

cerca a su valor nominal entre 300 y 400 segundos, momento en el cual se presenta la mayor

perturbación generada por la FNCER. Para este mismo momento de simulación el control

convencional PIM se desv́ıa más de 0,1Hz y no logra mantener la frecuencia cerca a su valor

nominal.

Para los mismos escenarios descritos anteriormente, en la Figura 11-7 se presenta la res-

puesta dinámica de la potencia entregada por uno de los generadores que prestan el servicio

de regulación secundaria de frecuencia. Tras la ocurrencia del evento de carga, el control

integrado propuesto PI −MPC logra establecerse en un valor de potencia tal que elimina

el error de estado estable de la frecuencia en un menor tiempo y con una menor cantidad

de potencia requerida comparado con el control convencional PIM . Para la perturbación

ocurrida entre 300 y 400 segundos de simulación, se observa como el control se anticipa a la

perturbación y suministra la señal a los gobernadores del generador de disminuir su consigna

de potencia con el fin de evitar una desviación en la frecuencia respecto a su valor nominal.

Al comparar la respuesta dinámica de la potencia del control convencional PIM , se observa
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que éste tarda más en actuar respecto a PI −MPC y ocasiona la desviación de frecuencia

descrita anteriormente.
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Figura 11-7.: Respuesta dinámica de la potencia entregada por un generador ante un evento

de frecuencia del sistema con FNCER.

En las Figuras 11-8 y 11-9 se presenta el comportamiento de los indicadores en el sistema con

perturbaciones provenientes de FNCER en el transcurso del tiempo de simulación. En este

escenario la menor desviación de la frecuencia se presenta en el control propuesto PI−MPC

con un valor de 0,0705 comparado con 0,0771 del control convencional PIM . Cabe resaltar

que este valor es incluso menor que el obtenido en PIB compuesto solo por generadores

convencionales. El sistema NC que no cuenta con sistema de control secundario presenta

la mayor desviación con un valor de 0,1746. Similarmente, el ı́ndice de potencia requerida

por los generadores es menor en el control propuesto PI −MPC con un valor de 0,1639

comparado con 0,1642 del control convencional PIM .

Estos resultados evidencian que el control propuesto PI −MPC presentó un mejor desem-

peño en el control de frecuencia utilizando menor cantidad de enerǵıa requerida por el gene-

rador prestador del servicio de regulación secundaria de frecuencia comparado con el control

convencional PIM .
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Figura 11-8.: Índice de desviación de frecuencia en un sistema con perturbaciones de FN-

CER.
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Figura 11-9.: Índice de enerǵıa requerida en un sistema con perturbaciones de FNCER.



12. Conclusiones y Recomendaciones

12.1. Conclusiones

Con base en la revisión del estado del arte, se evidenció la necesidad de profundizar en

diferentes aspectos de la regulación secundaria de frecuencia presentados en la sección 7.8,

donde se resalta: Mejorar el modelo de los elementos del SEP, flexibilizar el servicio de re-

gulación de frecuencia incorporando nuevos servicios y actores como las FNCER, mejorar la

robustez de los controles ante el cambio o imprecisión en la estimación de los parámetros o

medidas. Por otro lado, con base en el estudio de las referencias consultadas se realizaron

comparaciones entre las diferentes estrategias de control resaltando sus caracteŕısticas prin-

cipales, permitiendo aśı brindar criterios suficientes para la selección de la estrategia de CSF

implementada en este estudio.

En el proceso de modelado del control secundario de frecuencia implementado en el SEP

colombiano, se identificó diferentes aspectos que requieren ser investigados con mayor pro-

fundidad debido a que difieren con lo publicado convencionalmente en la literatura y no están

documentados por el fabricante del control por ser información confidencial. Uno de estos

aspectos es la lógica de retraso de la señal de control respecto al momento en que ocurre

el evento, usualmente se presenta en la literatura como un retraso, sin embargo la lógica

usada en la implementación real utiliza temporizadores parametrizables que activan el CSF

ante determinados valores de error de la señal medida respecto a la referencia, comúnmente

llamada ACE dentro del CSF. Si el control actúa únicamente con la lógica de un retraso

como se presenta en la literatura, el control acumulaŕıa el valor del ACE durante la ac-

tuación de la regulación primaria de frecuencia haciendo que éste suministre una señal de

control sobredimensionada sobre un punto de operación más cŕıtico que ya ha sido abordado

previamente por la regulación primaria. Otro de los aspectos identificados es la presencia

de filtros y bloques de control cuya ubicación y parametrización no están disponibles en la

documentación del fabricante, estos fueron identificados a través de diferentes iteraciones

en el modelado del control en el sistema simulado y utilizando los parámetros del sistema

real, logrando obtener buenos resultados comparándolos con registros reales provenientes de

PMUs, el modelo del CSF obtenido es presentado en la Figura 9-3.
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Los resultados obtenidos en el SSTR no son exactamente los mismos a los presentados por

medio de DIgSILENT c© debido a diferentes factores como el modelo de los gobernadores

de los generadores y de las cargas. Los modelos de los generadores en DIgSILENT c© son

detallados debido a que existe una reglamentación y un proceso de validación de los modelos

que permiten su afinación con respecto a su comportamiento en la vida real. Los modelos

y los parámetros de los gobernadores en el SSTR son aproximaciones que pudieran afectar

la respuesta dinámica de la frecuencia y el bias del sistema. Por lo anterior, se explicaŕıa

que para el mismo conjunto de parámetros del control en DIgSILENT c© y en el SSTR, en

este último, la acción de control no sea la adecuada y el CSF requiera un cambio en sus

parámetros.

Se ha implementado en el SSTR un modelo del SEP colombiano con la capacidad de incor-

porar un CSF e inyecciones de potencia provenientes de FNCER. El CSF fue desarrollado

como un módulo adicional que puede ser implementado en un servidor independiente y

geográficamente distante que env́ıa las señales de control al SEP simulado en el SSTR. Este

desarrollo en el SSTR es fundamental para la realización de pruebas y estudios previos a la

implementación de la propuesta en el SEP colombiano real.

Se ha planteado desde una perspectiva matemática las bases para formular el control pre-

dictivo por modelos que incorpora en un horizonte de tiempo los pronósticos de generación

de las FNCER con el fin de suministrar señales de control complementarias al CSF conven-

cional. Este control también podŕıa ser implementado a futuro en un servidor independiente

como un módulo externo que se comunique directamente con el SSTR y posteriormente con

el CSF implementado actualmente en el SEP colombiano.

Por medio de un conjunto de simulaciones y escenarios, se evidenció que por medio de

datos de pronósticos de generación proveniente de FNCER, una señal de control óptima

suministrada por un MPC a un control secundario de frecuencia convencional, el sistema es

capaz de afrontar las incertidumbres propias de las FNCER manteniendo la estabilidad de la

frecuencia en el SEP. Adicionalmente, se evidencia que el control propuesto presentó un mejor

desempeño en el CSF convencional, utilizando menos enerǵıa requerida por los generadores

para la prestación del servicio de regulación secundaria de frecuencia. La propuesta planteada

permite la integración del control MPC como un módulo adicional al control PI implementado

actualmente en el SEP colombiano sin que ello implique modificación alguna para este último.

12.2. Recomendaciones

En los resultados obtenidos de la simulaciones en DIgSILENT c©, se logró obtener un com-

portamiento similar en los tiempos de respuesta del control secundario de frecuencia imple-
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mentado en el SEP colombiano. Sin embargo, al contrastar el resultado de la simulación y

los registros históricos se evidencia que hay una dinámica oscilatoria que no se observa en la

simulación. Por lo anterior, se propone profundizar en el estudio de los modelos que podŕıan

influir en la reproducción de dichas dinámicas en el sistema de simulación.

Con el objetivo de implementar la propuesta presentada en este trabajo en el SEP colom-

biano, es necesario realizar una investigación adicional con el objetivo de identificar si por

medio de un estimador de estados se puede obtener la matriz de estados del sistema, la cual

es fundamental para la implementación del MPC. Adicionalmente, es necesario estudiar el

efecto de los retrasos de los datos o la indisponibilidad de los sistemas de telecomunicaciones

con el fin de identificar su efecto en el desempeño del control propuesto.

Finalmente, es necesario continuar investigando el modelo del control PI convencional im-

plementado en el SEP real debido a que aún hay lógicas, estructuras o parámetros que no se

encuentran en la literatura y pertenecen al conocimiento propio del fabricante. Para ello se

sugiere que este modelo sea evaluado en más escenarios operativos, con el fin de continuar

con la identificación del modelo del sistema de control real que aún no se hayan identificado.
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A. Sistema IEEE de 39 barras de New

England

El Sistema IEEE de 39 barras de New England presentado en [38] mostrado en la Figu-

ra A-1 es implementado en la plataforma de simulación dinámica de sistemas de potencia

desarrollada en [39], basada en la arquitectura propuesta por [40]. Los parámetros del sis-

tema de potencia son dados en por unidad con una potencia base Sb = 100MVA y una

frecuencia nominal de fn = 60Hz, éstos son tomados del apéndice A.2 de [39] y presentados

a continuación:

Figura A-1.: Diagrama unifilar del Sistema IEEE de 39 barras de New England [38].
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Tabla A-1.: Cargas - Sistema de prueba IEEE 39 barras

Bus P (MW) Q (MVAr) α β

3 322 2.4 2 2

4 500 184 2 2

7 233.8 84 2 2

8 522 176 2 2

12 7.5 88 2 2

15 320 153 2 2

16 329.4 32.3 2 2

18 158 30 2 2

20 628 103 2 2

21 274 115 2 2

23 247.5 84.6 2 2

24 308.6 -92.2 2 2

25 224 47.2 2 2

26 139 17 2 2

27 281 75.5 2 2

28 206 27.6 2 2

29 283.5 26.9 2 2

31 9.2 4.6 2 2

39 1104.00 250.00 2 2
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Tabla A-2.: Barras - Sistema de prueba IEEE 39 barras

Id Vb (kV) V0 (p.u.) Type

1 1.00 1.04852 PQ

2 1.00 1.0516 PQ

3 1.00 1.03642 PQ

4 1.00 1.01685 PQ

5 1.00 1.014 PQ

6 1.00 1.0109 PQ

7 1.00 1.00194 PQ

8 1.00 1.0018 PQ

9 1.00 1.0306 PQ

10 1.00 1.02133 PQ

11 1.00 1.01661 PQ

12 1.00 1.00484 PQ

13 1.00 1.01954 PQ

14 1.00 1.01961 PQ

15 1.00 1.0203 PQ

16 1.00 1.03526 PQ

17 1.00 1.0376 PQ

18 1.00 1.03584 PQ

19 1.00 1.05098 PQ

20 1.00 0.99166 PQ

21 1.00 1.03436 PQ

22 1.00 1.05117 PQ

23 1.00 1.0463 PQ

24 1.00 1.04059 PQ

25 1.00 1.05966 PQ

26 1.00 1.05458 PQ

27 1.00 1.04097 PQ

28 1.00 1.05169 PQ

29 1.00 1.05118 PQ

30 1.00 1.048 PV

31 1.00 0.982 Slack

32 1.00 0.983 PV

33 1.00 0.997 PV

34 1.00 1.012 PV

35 1.00 1.049 PV

36 1.00 1.064 PV

37 1.00 1.028 PV

38 1.00 1.027 PV

39 1.00 1.03 PV
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Tabla A-3.: Ĺıneas de transmisión - Sistema de prueba IEEE 39 barras

bush busk r (p.u.) x (p.u.) b (p.u.)

1 2 0.0035 0.0411 0.6987

1 39 0.001 0.025 0.75

2 3 0.0013 0.0151 0.2572

2 25 0.007 0.0086 0.146

3 4 0.0013 0.0213 0.2214

3 18 0.0011 0.0133 0.2138

4 5 0.0008 0.0128 0.1342

4 14 0.0008 0.0129 0.1382

5 6 0.0002 0.0026 0.0434

5 8 0.0008 0.0112 0.1476

6 7 0.0006 0.0092 0.113

6 11 0.0007 0.0082 0.1389

7 8 0.0004 0.0046 0.078

8 9 0.0023 0.0363 0.3804

9 39 0.001 0.025 1.2

10 11 0.0004 0.0043 0.0729

10 13 0.0004 0.0043 0.0729

13 14 0.0009 0.0101 0.1723

14 15 0.0018 0.0217 0.366

15 16 0.0009 0.0094 0.171

16 17 0.0007 0.0089 0.1342

16 19 0.0016 0.0195 0.304

16 21 0.0008 0.0135 0.2548

16 24 0.0003 0.0059 0.068

17 18 0.0007 0.0082 0.1319

17 27 0.0013 0.0173 0.3216

21 22 0.0008 0.014 0.2565

22 23 0.0006 0.0096 0.1846

23 24 0.0022 0.035 0.361

25 26 0.0032 0.0323 0.513

26 27 0.0014 0.0147 0.2396

26 28 0.0043 0.0474 0.7802

26 29 0.0057 0.0625 1.029

28 29 0.00 0.0151 0.249
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Tabla A-5.: Transformadores bidevanados - Sistema de prueba IEEE 39 barras

bush busk r (p.u.) x (p.u.) b (p.u.) relación (p.u.)

2 30 0.0000 0.0181 0.0000 1.0250

31 6 0.0000 0.025 0.0000 0.8571

10 32 0.0000 0.02 0.0000 1.0700

12 11 0.0016 0.0435 0.0000 1.0060

12 13 0.0016 0.0435 0.0000 1.0060

19 20 0.0007 0.0138 0.0000 1.0600

19 33 0.0007 0.0142 0.0000 1.0700

20 34 0.0009 0.018 0.0000 1.0090

22 35 0.0000 0.0143 0.0000 1.0250

23 36 0.0005 0.0272 0.0000 1.0000

25 37 0.0006 0.0232 0.0000 1.0250

29 38 0.0008 0.0156 0.0000 1.0250

Tabla A-6.: Gobernador de turbina tipo II - Sistema de prueba IEEE 39 barras

Gen ωref0 R τmax τmin T2 T1

G1 1.0 0.05 10 0 0.1 0.3

G2 1.0 0.05 10 0 0.1 0.3

G5 1.0 0.05 10 0 0.1 0.3

G6 1.0 0.05 10 0 0.1 0.3

G8 1.0 0.05 10 0 0.1 0.3

G10 1.0 0.05 10 0 0.1 0.3
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Figura A-2.: Esquema de reguladores de máquinas śıncronas. Tomado de [40].

Figura A-3.: Regulador automático de voltaje Tipo I. Tomado de [40].

Figura A-4.: Gobernador de turbina tipo II. Tomado de [40].
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B. Sistema IEEE de 39 barras de New

England modificado

Con el fin de estudiar el comportamiento del control secundario de frecuencia ante un es-

cenario de simulación que incorpora las perturbaciones propias de las FNCER, el Sistema

IEEE de 39 barras de New England presentado en el apéndice A fue modificado tal como se

presenta en la Figura B-1. Alĺı se reemplazó un generador sincrónico convencional por una

FNCER en la barra 34 y es representada por las siglas RW .

Las tablas con los parámetros de los elementos del sistema que fueron modificados son

presentados a continuación:

Figura B-1.: Diagrama unifilar del Sistema IEEE de 39 barras de New England modificado.
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Tabla B-1.: Cargas - Sistema de prueba IEEE 39 barras modificado

Bus P (MW) Q (MVAr) α β

3 322 2.4 2 2

4 500 184 2 2

7 233.8 84 2 2

8 522 176 2 2

12 7.5 88 2 2

15 320 153 2 2

16 329.4 32.3 2 2

18 158 30 2 2

20 628 103 2 2

21 274 115 2 2

23 247.5 84.6 2 2

24 308.6 -92.2 2 2

25 224 47.2 2 2

26 139 17 2 2

27 281 75.5 2 2

28 206 27.6 2 2

29 283.5 26.9 2 2

31 9.2 4.6 2 2

39 1104.00 250.00 2 2

35 -[508.46, 545.61] -156 1 1
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Tabla B-3.: Gobernador de turbina tipo II - Sistema de prueba IEEE 39 barras modificado

Gen ωref0 R τmax τmin T2 T1

G1 1.0 0.05 10 0 0.1 0.3

G2 1.0 0.05 10 0 0.1 0.3

G6 1.0 0.05 10 0 0.1 0.3

G8 1.0 0.05 10 0 0.1 0.3

G10 1.0 0.05 10 0 0.1 0.3
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rá

m
e
tr

o
G

2
G

3
G

4
G

6
G

7
G

8
G

9
G

1
0

V
r
m
a
x

1
1

1
1

6.
5

1
10

.5
1

V
r
m
in

-1
-1

-1
-1

-6
.5

-1
-1

0.
5

-1

K
a

6.
2

5
5

5
40

5
40

5

T
a

0.
05

0.
06

0.
06

0.
02

0.
02

0.
02

0.
02

0.
06

K
f

0.
40

5
0.

5
0.

5
0.

47
1

0.
73

0.
52

8
1.

4
0.

25

K
e

-0
.6

33
-0

.0
19

8
-0

.0
52

5
-0

.0
41

9
1

-0
.0

47
1

-0
.0

48
5

T
f

0.
5

1
1

1.
24

6
1

1.
26

1
1

T
e

0.
40

5
0.

5
0.

5
0.

47
1

0.
73

0.
52

8
1.

4
0.

25

T
r

0.
01

0.
01

0.
01

0.
01

0.
01

0.
01

0.
01

0.
01

A
e

0.
27

84
38

0.
00

72
67

0.
00

13
23

0.
00

10
61

0.
19

47
19

0.
00

11
98

0.
24

06
08

0.
00

23
3

B
e

0.
28

42
3

1.
23

13
75

1.
43

02
65

1.
14

29
99

0.
35

73
94

1.
28

33
26

0.
22

23
64

0.
99

71
42



C. Análisis de sensibilidad de parámetros

del MPC

C.1. Tiempo de ejecución

En la Figura C-1 se presenta la respuesta dinámica de la frecuencia del sistema incorporando

el CSF propuesto ante la variación del tiempo de ejecución del MPC. Donde T1 indica el

comportamiento del control cuando este se ejecuta cada segundo, T5, T10, T20 representan

tiempos de ejecución cada 5, 10 y 20 segundos respectivamente. De manera análoga en la

Figura C-2, se presenta la respuesta dinámica de la potencia entregada por un generador

que presta el servicio de regulación secundaria de frecuencia.

0 50 100 150 200 250 300
tiempo [s]

59.750

59.800

59.850

59.900

59.950

60.000

60.050

Fr
ec

ue
nc

ia
 [H

z]

T1 T5 T10 T20

Figura C-1.: Sensibilidad tiempo de ejecución del control propuesto. Respuesta dinámica

de la frecuencia en un sistema sin perturbaciones de FNCER.

Los resultados sugieren que el tiempo de ejecución del control MPC es un parámetro relevante

que determina el efecto final sobre la respuesta dinámica del sistema. En las Figuras C-1 y

C-2 se observa que ante un mayor intervalo en el tiempo de ejecución menor es el efecto del
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controlador MPC, degradando el desempeño del CSF. El control presenta un sobreimpulso

debido a que entre mayor es el intervalo de tiempo de ejecución del MPC, mayor será el

error en la frecuencia que debe corregir. En el análisis de sensibilidad se consideraron las

mismas restricciones planteadas en el problema de optimización para todos lo escenarios,

éstas impiden que el controlador propuesto genere una señal de control sobredimensionada.
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Figura C-2.: Sensibilidad tiempo de ejecución del control propuesto. Respuesta dinámica

de la potencia entregada por un generador en un sistema sin perturbaciones

de FNCER.

Se realizó una serie de simulaciones en el sistema eléctrico de potencia que incorpora FNCER,

con el fin de analizar el efecto de la variación del tiempo de ejecución del MPC. Los resultados

son similares a los presentados anteriormente. Se encuentra que a medida que aumenta el

tiempo de ejecución del control disminuye su efecto en la regulación de la frecuencia, los

resultados de la simulación son presentados en las Figuras C-3 y C-4.

C.2. Horizonte de predicción

En la Figura C-5 se presenta la respuesta dinámica de la frecuencia del sistema incorporando

el control propuesto ante la variación del horizonte de tiempo de predicción del MPC. Donde

N10 indica el comportamiento del control con un horizonte de predicción de 10 iteraciones,

N30, N50, N100 representan 30, 50 y 100 iteraciones respectivamente y cada iteración es de

250ms. De manera análoga en la Figura C-6, se presenta la respuesta dinámica de la potencia

entregada por un generador que presta el servicio de regulación secundaria de frecuencia ante

la variación del horizonte de tiempo de predicción del MPC. En las Figuras C-5 y C-6 se
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identifica que, para una misma parametrización del MPC la actuación del control vaŕıa

considerablemente al modificar el horizonte de tiempo de predicción. Con un horizonte de

tiempo de 10 iteraciones el sistema logra alcanzar el estado estable en menor tiempo que con

50. Por el contrario, para valores de 30 y 100 iteraciones se observa que el control no logra

que el sistema llegue a eliminar el error de estado estable de la frecuencia.
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Figura C-3.: Sensibilidad tiempo de ejecución del control propuesto. Respuesta dinámica

de la frecuencia en un sistema con perturbaciones de FNCER.
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Figura C-4.: Sensibilidad tiempo de ejecución del control propuesto. Respuesta dinámica

de la potencia entregada por un generador en un sistema con perturbaciones

de FNCER.
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Figura C-5.: Sensibilidad del horizonte de predicción del control. Respuesta dinámica de la

frecuencia en un sistema sin perturbaciones de FNCER.
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Figura C-6.: Sensibilidad del horizonte de predicción del control. Respuesta dinámica de

la potencia entregada por un generador en un sistema sin perturbaciones de

FNCER.

En la Figura C-7 se presenta la respuesta dinámica de la frecuencia del sistema eléctrico

de potencia que incorpora el CSF propuesto con perturbaciones de FNCER. El análisis de

sensibilidad se realiza respecto a la variación del horizonte de tiempo de predicción del MPC.

En la Figura C-8 se presenta la respuesta dinámica de la potencia entregada por uno de los

generadores que presta el servicio de regulación secundaria de frecuencia en el escenario que
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se incorpora las perturbaciones provenientes de las FNCER. Los resultados sugieren que la

actuación del control vaŕıa considerablemente al modificar el horizonte de predicción.
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Figura C-7.: Sensibilidad del horizonte de predicción del control. Respuesta dinámica de la

frecuencia en un sistema con perturbaciones de FNCER.
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Figura C-8.: Sensibilidad del horizonte de predicción del control. Respuesta dinámica de

la potencia entregada por un generador en un sistema con perturbaciones de

FNCER.

En los resultados de las simulaciones presentados en las Figuras C-7 y C-8 se observa que

los horizontes de predicción de 30 y 100 iteraciones presentan un retraso al llegar al estado
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estable respecto a los horizontes de predicción de 10 y 50 iteraciones que lo lograron en un

menor tiempo.

Como caso particular se observa que para N10 después de la perturbación entre los 300 y 400

segundos proveniente de las FNCER, el control no logra eliminar el error en la frecuencia y

se desv́ıa alcanzando un valor aproximado de 59,86Hz. Esto se debe a que el horizonte de

tiempo es corto lo que ocasiona que éste no ejerza las acciones de control con la suficiente

anterioridad, desviándose considerablemente del objetivo de mantener los 60Hz del sistema.

Finalmente, cuando el control busca ejercer una acción de control lo suficientemente fuerte

para reducir el error de frecuencia, las restricciones de la función de optimización del MPC

no lo permiten.
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2020.

[40] F. Milano, Power system modelling and scripting, vol. 54. Springer, 2010.

[41] A. Ellis, P. Pourbeik, J. J. Sanchez-Gasca, J. Senthil, and J. Weber, “Generic wind

turbine generator models for WECC - A second status report,” IEEE Power and Energy

Society General Meeting, vol. 2015-September, pp. 1–5, 2015.

[42] T. Kerdphol, F. S. Rahman, Y. Mitani, K. Hongesombut, and S. Küfeoğlu, “Virtual
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