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Capítulo 1 

Introducción 

1.1. Motivación 

Durante los últimos años, los sistemas eléctricos de potencia (SEP) alrededor del mundo 
han experimentado un crecimiento constante de las energías renovables no convencionales 
(ERNC). Los números son claros, entre los años 2010 y 2021, la capacidad instalada de las 
ERNC a nivel global aumentó en un 150%, pasando de 1.2 TW el año 2010 a 3.0 TW al año 
2021. De hecho, solo en el año 2021 la capacidad instalada aumentó un 9.1% respecto al año 
anterior [1]. De particular importancia ha sido el crecimiento de las tecnologías de 
generación variable con convertidor (TGVCC) como la solar fotovoltaica y eólica de 
velocidad variable, cuya capacidad instalada respecto al año anterior aumentó en un 19% y 
13% respectivamente [1]. En Chile, el aumento de las TGVCC ha sido similar al resto del 
mundo. El país cuenta actualmente con 5,1 GW de capacidad instalada en centrales 
fotovoltaicas y 3,7 GW en generación eólica, que en conjunto representan un 30,0% de la 
capacidad instalada total de generación en el país [2].  

Si bien la incorporación de TGVCC ayuda en la mitigación de los efectos del cambio 
climático, su incorporación también implica importantes desafíos desde el punto de vista de 
estabilidad de los SEP [3]. Lo anterior, se debe principalmente a las diferencias 
fundamentales existentes entre los generadores sincrónicos (GS) convencionales y las 
TGVCC que afectan no solo la robustez de los SEP sino también su desempeño dinámico 
[3]–[5]. En este contexto, la robustez de los SEP típicamente se ha asegurado disponiendo 
de grandes cantidades de generadores síncronos distribuidos en la red. Durante 
contingencias, estas máquinas giratorias proporcionan altas corrientes de cortocircuito de 
manera natural, pudiendo llegar hasta 6 o 9 veces su corriente nominal [6], [7]. De esta 
forma, los GSs apoyan a la estabilidad de los SEP y su recuperación después de despejada 
una falla [7]–[11]. Por otro lado, la contribución de corrientes de cortocircuito de las TGVCC 
usualmente se limita a valores entre 1.0 y 1.5 veces su corriente nominal, debido a los límites 
térmicos de los dispositivos de electrónica de potencia [12], [13]. Dado que los GSs se 
encuentran entre las principales fuentes de contribución de corrientes de cortocircuito, su 
reemplazo por TGVCC necesariamente conduce a una reducción de la robustez de los SEP, 
al menos en la zona en que se reemplaza generación sincrónica por TGVCC. Sistemas 
eléctricos poco robustos representan sistemas eléctricos débiles, más difíciles de regular y 
más propensos a inestabilidad [14]. Los problemas de estabilidad en SEP débiles con bajos 
niveles de cortocircuito (SCL), pueden manifestarse de diferentes maneras. Entre las más 
comunes está la inestabilidad de tensión [15], [16], inestabilidad de señal pequeña [17], [18] 
y pérdida de sincronismo de  GS convencionales [19]. Adicionalmente, altos niveles de 
TGVCC también pueden llevar a que surjan nuevos problemas de estabilidad asociados a 
interacciones de control inestables, inestabilidad de resonancia, así como inestabilidad 
detonada por convertidores [20]–[24]. 
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Las soluciones para mitigar los problemas de estabilidad en redes débiles con altos 
niveles de TGVCC cubren un amplio espectro de alternativas que van desde refuerzos de red 
clásicos hasta cambios en el sistema de control de los convertidores [7]. Adicionalmente, la 
robustez en áreas débiles de una red se puede mejorar localmente mediante la incorporación 
de equipos basados en convertidores como SVC, STATCOM, BESS, etc.[7], [14], [25]–[28]. 
En este contexto, entre los dispositivos que más se han investigado en el último tiempo se 
encuentran los sistemas de almacenamiento de energía, en particular, las baterías (BESS). 
Diversos estudios y experiencias practicas han mostrado que los BESS son una buena 
alternativa para mejorar la estabilidad de los SEP debido a sus tiempos rápidos de respuesta 
y capacidad de inyectar potencia activa y reactiva de forma independiente. Entre las 
aplicaciones más estudiadas se encuentran la incorporación de lazos de control para que los 
BESS puedan aportar a la estabilidad de frecuencia y tensión en los SEP. En estos trabajos 
se destaca la incorporación de inercia virtual [29]–[33], control de reactivos [34]–[36], 
respuesta rápida de frecuencia [37]–[40], regulación de frecuencia [41]–[45] y regulación 
de tensión [43], [46]–[48].   

 Si bien las diversas maneras en que los BESS pueden aportar a la estabilidad de los SEP 
han sido ampliamente investigadas durante los últimos años, la localización óptima de estos 
equipos en escenarios con altos niveles de TGVCC aún no ha sido muy investigada. 
Tradicionalmente, los trabajos en esta línea se centran en localizar los BESS considerando 
criterios económicos buscando, por ejemplo, minimizar los costos de un sistema en el marco 
de la operación[49], [50] o de la planificación[51]–[53]. Si bien este tipo de trabajos 
aprovechan las ventajas económicas que los BESS pueden entregar, no consideran sus 
posibles aportes a la estabilidad de los SEP. En el contexto anterior, en este trabajo se 
propone una metodología para determinar la localización óptima de BESS en sistemas 
eléctricos débiles con bajos SCL, considerando criterios de estabilidad. 
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1.2. Hipótesis 

La principal hipótesis de este trabajo es que una localización óptima de equipos BESS 
que considere criterios de robustez, puede mejorar el desempeño de los SEP tanto en 
términos económicos como de desempeño dinámico. En este contexto, las hipótesis 
específicas son: 

• Los mecanismos por los cuales los sistemas eléctricos dominados por TGVCC 
pueden caer en situaciones inestables están profundamente relacionados con la 
robustez, cuya medida en términos de los niveles de cortocircuito. 

• La ubicación óptima de BESS puede mejorar de manera costo-eficiente los 
problemas de estabilidad de los sistemas de potencia débiles dominados por 
TGVCC. 

1.3. Objetivos 
1.3.1. Objetivo general 

El objetivo general de esta tesis es desarrollar una metodología que permita la 
localización óptima de equipos de almacenamiento, considerando criterios de robustez. 

1.3.2. Objetivos específicos 

Los objetivos específicos son: 

• Determinar el estado del arte en relación a la importancia de los niveles de 
cortocircuito en los SEP y su influencia en la robustez de la red. 

• Proponer un indicador para cuantificar la robustez de un sistema en términos de 
niveles de cortocircuito de la red tomando en consideración las interacciones 
entre los controladores de las TGVCC. 

• Desarrollar e implementar un modelo de optimización para la planificación 
óptima de BESS considerando criterios de robustez. 

• Evaluar la expansión óptima del Sistema Eléctrico Nacional considerando 
criterios de robustez e identificar y cuantificar los beneficios, en particular en 
cuanto a mejora en la robustez. 

1.4. Contribuciones  

Las principales contribuciones de este trabajo son: 

• Proponer un indicador novedoso para cuantificar la robustez de SEP en términos 
de niveles de cortocircuito de la red, tomando en consideración las interacciones 
entre los controladores de las TGVCC. El indicador debe ser apto para su uso en 
el marco de modelos de planificación de la transmisión.  

• Proponer un modelo de optimización que permita determinar la planificación 
óptima de SEP considerando criterios de robustez. El modelo de optimización 
debe ser apto para resolver el problema de optimización en un modelo del SEN 
con un nivel de detalle similar al utilizado en el marco del proceso de 
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planificación de la transmisión en Chile (alrededor de 286 barras) con recursos 
computacionales razonables (<64 GB de memoria RAM). 

• Presentar los resultados de la planificación óptima del SEN, considerando 
criterios de robustez, utilizando para ello un modelo con un nivel de detalle 
similar al utilizado en el proceso de planificación de la transmisión en Chile.  
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Capítulo 2 

Marco teórico 

2.1. Robustez de los sistemas eléctricos 

En los sistemas eléctricos de potencia, el término “robustez” se usa típicamente para 
caracterizar el desempeño dinámico de un sistema bajo cualquier condición de operación 
[54]. Este concepto da una idea general de qué tan bien un sistema es capaz de soportar 
diferentes contingencias y mantener un comportamiento estable posterior a una 
perturbación. Una de las principales características que define la robustez de los SEP se 
relaciona con la cantidad de generadores síncronos que este tiene conectados. Mientras más 
de estas unidades estén en operación, entonces más robusto el sistema. Junto con esto, una 
red enmalla, con una gran cantidad de líneas de transmisión también contribuye a que los 
SEP sean más robustos [12]. Bajo este contexto, sistemas longitudinales como el chileno, 
que poseen un bajo nivel de enmallamiento, son sistemas poco robustos y, por lo tanto, más 
propensos a presentar una inestabilidad. 

Uno de los indicadores más comunes que se utiliza para cuantificar la robustez de los SEP 
es el nivel de cortocircuito (SCL). El SCL representa la rigidez de la tensión en una barra de 
la red [7], [26]. De esta forma, el SCL en una barra es un indicador local, que da cuenta de 
la robustez en dicha barra. Altos SCL indican un SEP robusto con voltajes rígidos, lo que 
significa que sus valores no se desviarán significativamente ante pequeñas perturbaciones 
en los flujos de potencia. Esto se debe a que la impedancia serie en los SEP robustos son 
relativamente bajas y, en consecuencia, la sensibilidad de las tensiones ante los cambios en 
los flujos de potencia también será baja [7]. El SCL también es un buen indicador del 
desempeño dinámico de los sistemas [55]. Durante contingencias, los sistemas con bajos 
SCL pueden experimentar voltajes extremadamente bajos en un área amplia de la red, lo 
que puede dificultar la recuperación de los voltajes después del despeje de una falla. En 
consecuencia, los sistemas débiles son más propensos a enfrentar inestabilidades de voltaje 
o colapso de tensión [12], [27], [47]. En la Figura 2.1.1 se presenta la respuesta transitoria 
de la tensión para un sistema débil y uno robusto. De esta figura se observa que el SEP débil 
presenta oscilaciones de mayor amplitud respecto a un sistema robusto para una misma 
perturbación.  
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Figura 2.1.1: Comparación de la respuesta transitoria de la tensión entre una red débil y 
robusta.  

A partir de esta sección, es posible afirmar que el nivel de cortocircuito es un buen 
indicador de la robustez en los SEP. Si bien el SCL permite establecer una medida de las 
sensibilidades de tensión, también puede caracterizar el desempeño dinámico en los SEP. 
Sin embargo, con el desplazamiento de la generación convencional por TGVCC implica 
nuevos desafíos y efectos en los sistemas eléctricos actuales. Según lo mencionado en esta 
sección, los GSs son la principal característica que define los niveles de cortocircuito, por lo 
que su desplazamiento conlleva a una disminución en la robustez de los SEP. 

2.2. Efectos de las TGVCC en la robustez de los 
sistemas eléctricos 

Considerando que la robustez está intrínsecamente relacionada con la corriente de falla 
que pueden aportar los GSs, el desplazamiento de estas máquinas por TGVCC conduce a 
una reducción general en la robustez de los SEP [7], [56]. Esto se debe principalmente a la 
diferencia en el aporte de corrientes de cortocircuito entre los GSs y las TGVCC. En efecto, 
mientras los GSs pueden proporcionar corrientes de falla hasta 6 o 9 veces su corriente 
nominal [6], [7],  la contribución de corrientes de cortocircuito que las TGVCC pueden 
aportar se limita a valores entre 1,0 y 1,5 veces su corriente nominal [25]. La contribución 
exacta de corrientes de falla que pueden aportar las TGVCC varía dependiendo de la 
estrategia de control implementada en el conversor, sus parámetros y el fabricante[57]. Esta 
es una de las principales diferencias con los GS convencionales, en los que la corriente de 
falla depende, casi exclusivamente, de las características eléctricas y físicas de la máquina 
[7], [25]. Bajo este contexto, varios trabajos han demostrado que el comportamiento 
dinámico de las TGVCC puede ser particularmente desafiante en condiciones de red débil. 
Desafortunadamente, muchas TGVCC suelen estar ubicadas en áreas débiles de los SEP 
donde los niveles de robustez ya son bajos [7], [25]. Esto se debe a que los potenciales eólicos 
y solares atractivos muchas veces se encuentran en áreas remotas de la red, lejos de los 
centros de generación y con escasa capacidad de transmisión [25]. 
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En la Figura 2.2.1, se muestra el efecto en la respuesta transitoria de la tensión en un SEP 
a medida que aumenta la penetración de las TGVCC. A medida que aumentan las TGVCC y, 
por ende, bajan los SCL, el desempeño de la tensión empeora. Este ejemplo muestra 
claramente que el aumento de las TGVCC vuelve los SEP más débiles ante contingencias, 
haciéndolos más propensos a presentar inestabilidad [7].  

 

Figura 2.2.1: Respuesta transitoria de la tensión ante diferentes niveles de TGVCC [58]. 

Si bien los problemas de estabilidad más comunes en los SEP con bajos SCL son aquellos 
relacionados con la tensión, también es probable que surjan nuevos problemas de 
estabilidad asociados a la interacción de los lazos de control de las TGVCC con la red [20], 
[59]. Tradicionalmente, la dinámica de los sistemas de potencia convencionales ha estado 
dominada por fenómenos electromecánicos lentos, típicos de los GS y sus sistemas de 
control. Los transitorios electromagnéticos rápidos, como los relacionados con la red, los 
transitorios del estator de los GSs y los convertidores de potencia, decaen muy rápidamente, 
por lo que prácticamente no afectan la estabilidad de los sistemas [60]. No obstante, con el 
uso creciente de TGVCC, la respuesta dinámica de los SEP comienza a depender cada vez 
más de convertidores de potencia de respuesta rápida [7], [20], [61]. De esta forma, a 
medida que los niveles de TGVCC aumentan, pueden surgir interacciones dinámicas rápidas 
debido a acoplamientos entre convertidores y la red o entre convertidores, fenómenos que 
a menudo muestran comportamientos inestables [20], [59], [62]. En consecuencia, la 
adición de las dinámicas rápidas de convertidores de potencia, lleva a que los SEP se vuelvan 
más rápidos, más complejos y por ende, más difíciles de controlar [7], [60].  

La gran mayoría de las TGVCC existentes en el mundo operan en modo grid-following 
con la red. El principio básico de este modo de operación es sincronizarse con la red e 
inyectar potencia activa y reactiva según un valor predefinido. Para inyectar la energía, las 
TGVCC deben sincronizarse con la red mediante un control de seguimiento de fase (PLL). 
Este lazo de control se encarga de estimar la tensión y su ángulo en el PCC (punto de 
conexión común) de manera que el control del convertidor se realice de manera 
sincronizada con la red. En la Figura 2.2.2 se presenta un diagrama típico de convertidor 
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grid-following. En este esquema se resaltan los distintos lazos de control que posee 
internamente el convertidor. En verde el lazo de control del PLL, en rojo el lazo interno de 
corriente y en azul el control de tensión o potencia. 

 

Figura 2.2.2: Diagrama de control de un convertidor grid-following [63]. 

Diversos estudios han mostrado que el desempeño de las TGVCC pueden verse 
fuertemente afectados en zonas con bajos SCL [64]–[67]. Entre los fenómenos que pueden 
surgir se encuentran inestabilidades de control como en el lazo interno de corriente [15], 
[25], en el control de tensión [25], [55], [68], o en el PLL [7], [25], [26], [68]–[72]. Si bien 
son varios los fenómenos que pueden surgir, la inestabilidad del PLL a menudo se encuentra 
entre los principales impulsores de inestabilidad en las TGVCC, especialmente en 
condiciones de red débil [7], [25], [26], [68]–[72]. En efecto, a medida que los SCL en los 
SEP disminuyen, la referencia de tensión se vuelve menos estable, lo que implica que la 
función del PLL de seguir la fase de la tensión se vuelve aún más compleja en SEP débiles. 
De hecho, varias experiencias practicas han mostrado que cuando las TGVCC se conectan a 
SEP débiles, son más propensas a que el PLL pierda sincronismo. Bajo este contexto, el 
soporte de tensión que las TGVCC pueden aportar mediante inyección de corriente reactiva 
durante fallas, se vuelve más desafiante en los SEP con bajos SCL [7], [17], [25], [62], [73], 
[74]. En la Figura 2.2.3 se muestra el límite de estabilidad del PLL en función de su ancho 
de banda para diferentes niveles de cortocircuito. De la imagen se observa que, mientras 
menor sea el SCR en el punto de conexión de la TGVCC, menor ancho de banda debe tener 
el PLL para ser asegurar su estabilidad. Un ancho de banda grande permite seguir con mayor 
rapidez los cambios en la fase de la tensión en el PCC, lo que implica una mejor capacidad 
de sincronización de la central con la red. 
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Figura 2.2.3: Límite de estabilidad con respecto al SCR y el ancho de banda del PLL de un 
convertidor de un sistema [75]. 

 Los efectos de bajos niveles de SCL en el PLL se ven principalmente reflejados durante 
contingencias. Durante los cortocircuitos, el cálculo inexacto del ángulo de fase por parte 
del PLL da como resultado un control inexacto de la potencia activa y reactiva por parte de 
los convertidores de las TGVCC, lo que a su vez puede provocar una incorrecta inyección 
de corriente en el PCC. Adicionalmente, una vez despejada la falla, el PLL debe recuperar 
rápidamente el sincronismo para volver a controlar la potencia reactiva y reactiva 
inyectadas a la red según su valor de referencia. En un período corto después de la falla (1-
2 ciclos), esta función crítica del PLL se vuelve aún más difícil en sistemas débiles, ya que 
el ángulo de fase puede haber cambiado drásticamente y los voltajes posteriores a la falla 
pueden ser especialmente ruidosos llevando a una desincronización de la TGVCC con la red 
[7]. En [76], el autor muestra los efectos que tiene aumentar el nivel de TGVCC hasta 100% 
en el desempeño dinámico de los SEP. El trabajo utiliza como caso de estudio un sistema 
de dos áreas con diferentes escenarios en términos del nivel de TGVCC en la red. El primer 
escenario consta de un 100% de generación en base a TGVCC, el segundo de un 50 % de 
TGVCC y el tercer escenario un 10 % de generación TGVCC. Al sistema se le aplica un 
cortocircuito trifásico en la línea que conecta ambas áreas para los distintos escenarios 
mencionados. En la Figura 2.2.4 se muestran los resultados de la respuesta transitoria de 
la tensión en el PCC de una TGVCC ante la falla. Los resultados son claros, mientras 
mayores niveles de TGVCC haya en la red, más difícil se vuelve mantener la estabilidad del 
sistema. Lo anterior queda reflejado en el desempeño del escenario uno, caracterizado por 
100% de TGVCC. De la figura se observa que la inestabilidad se debe al desempeño del PLL 
después de despejada la falla, cuyo error llega a valores tan altos que este simplemente no 
es capaz de volver a su estado inicial. 
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a) b) 

Figura 2.2.4: Respuesta transitoria de la tensión ante diferentes niveles de TGVCC, a) tensión 
en la barra de una TGVCC, b) frecuencia del PLL de una TGVCC [76]. 

En conclusión, la alta penetración de las TGVCC provoca que los niveles de 
cortocircuito, y, por ende, la robustez de los SEP disminuya. Si bien los bajos SCL afectan 
principalmente a la estabilidad de tensión de los SEP, también pueden provocar otros tipos 
de problemas como oscilaciones no deseadas en los modos de control y pérdida de 
sincronismo del PLL.  

2.3. Medidas tradicionales para mejorar la robustez de 
los sistemas eléctricos 

En las secciones anteriores se presentaron los problemas y desafíos que 
experimentan los SEP ante la disminución de los niveles de cortocircuito producto del 
desplazamiento de GSs por TGVCC. En esta sección, se presentan algunas de las 
soluciones existentes que se pueden aplicar para minimizar los problemas de estabilidad 
que surgen debido a bajos SCL. Las mejores medidas dependerán tanto del SEP como 
del problema a solucionar. En este contexto, una medida que sirve de solución para un 
sistema eléctrico en particular podría no servir para un SEP diferente, aunque el 
problema de ambos sea el mismo. 

Las posibles medidas para aumentar localmente los SCL cubren un amplio espectro de 
alternativas, desde refuerzos de red clásicos, hasta cambios complejos en el sistema de 
control de los convertidores [7], [25]. El cambio de conductor en líneas de transmisión [77] 
y/o la incorporación de condensadores síncronos [78]–[80], son ejemplos de medidas 
correctivas que se pueden utilizar para aumentar localmente los niveles de cortocircuito y 
mejorar el comportamiento dinámico de los sistemas débiles [81]. En Australia, por 
ejemplo, se han instalado condensadores sincrónicos para mejorar los SCL debido al 
desplazamiento de generación convencional por centrales TGVCC [82]–[85]. En la Figura 
2.3.1 se muestra el efecto de incorporar un condensador sincrónico en una red. De la figura 
se observa que cuando se incorpora el condensador sincrónico (curva roja), la respuesta 
transitoria de la tensión mejora significativamente en comparación con el caso sin el equipo 
(curva negra). Una vez despejada la falla, la tensión se recupera más rápido en el caso con 
condensador síncrono, mientras que, sin su uso, la tensión demora más en alcanzar su valor 
de régimen permanente.  
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Figura 2.3.1: Respuesta transitoria de la tensión ante la incorporación de un condensador 
sincrónico [86]. 

Como se mencionó previamente, los cambios en el control de los convertidores también 
pueden contribuir a mejorar la robustez de los SEP. Estos cambios pueden consistir en 
modificar los parámetros y/o estructura del control. La ventaja de realizar estos cambios 
es que evita la necesidad de agregar equipos adicionales a los SEP. Sin embargo, los 
problemas de red débil no siempre se pueden abordar con cambios en el control de los 
convertidores. En algunos casos, los cambios requeridos pueden ser modificaciones 
significativas y/o poco prácticas de implementar, por lo que no resultan viables [69]. A 
modo ilustrativo, en la Figura 2.3.2 se presentan los valores propios de un sistema al variar 
el ancho de banda del PLL de una TGVCC en tres escenarios. En el primer escenario (curva 
roja, SC6), el ancho de banda del lazo interno de corriente es 490 Hz, en el segundo (curva 
verde, SC7), 380 Hz y en el tercero (curva azul, SC8), de 260 Hz. El ancho de banda del PLL 
se varía en todos los escenarios desde 1 Hz a 72 Hz. 

 

Figura 2.3.2: Trayectoria de los valores propios de un sistema para diferentes escenarios 
cuando el ancho de banda del PLL aumenta [62]. 
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De la figura se observa que al aumentar el ancho de banda del PLL, inicialmente los 
valores propios del sistema tienden a desplazarse hacia el semiplano izquierdo. Sin 
embargo, a partir de un cierto punto, seguir aumentando el ancho de banda del PLL 
comienza a desplazar los valores propios hacia el semi plano derecho, es decir, hacia la zona 
inestable. Otros trabajos que muestran la importancia de la sintonización de los parámetros 
de control de las TGVCC en redes débiles se encuentran en [67], [87]–[92]. 

Además de las medidas que se mencionaron con anterioridad, los problemas de red débil 
también se pueden abordar incorporando diferentes dispositivos basados en convertidores 
de potencia en áreas con bajos SCL [7], [93]. Por ejemplo, los dispositivos FACTS y los 
sistemas de almacenamiento de energía de batería (BESS), pueden ayudar a controlar las 
tensiones de los SEP a través del soporte rápido de potencia reactiva [7], [93] siempre que 
se incorpore un lazo de control especialmente diseñado para dicho propósito. Esto no solo 
puede ayudar a limitar las fluctuaciones de voltaje en régimen permanente sino también a 
mejorar la respuesta dinámica del sistema frente a fallas [72], [83], [94], [95]. En la Figura 
2.3.3 se muestra el efecto que tiene en la tensión de un SEP el incorporar un BESS o 
STATCOM con capacidad de inyección de reactivos durante fallas. En esta imagen se 
aprecia que, sin el uso del equipo (curva roja), la tensión del sistema colapsa y el sistema 
pierde estabilidad. Por otro lado, cuando se usa el BESS/STATCOM (curva azul), el sistema 
logra superar la falla y alcanzar un nuevo punto de equilibrio después de despejada la falla. 

 

Figura 2.3.3: Respuesta transitoria de la tensión con el uso de BESS/STATCOM [96]. 

 Las posibles soluciones para mejorar la robustez de los SEP cubren un amplio espectro 
de alternativas, cada una de ellas con sus ventajas y desventajas. La mejor alternativa no 
solo dependerá del SEP en estudio y el problema particular, sino también del costo 
involucrado. En este contexto, la tabla 2.3.1 se muestran los costos de incorporar alguna de 
las medidas presentadas en los SEP. 

Medida Precio Unidad Ref. 

Condensador Síncrono 350-400 USD/kVar [97] 

Reforzar líneas de transmisión 382 -6720 USD/MVA/km [98] 

Batería ion-litio 145-480 USD/kW [99] 

FACTS (STATCOM) 80-120 USD/kVar [100] 
FACTS (SVC) 40-50 USD/kVar [100] 

Cambio del control de las 
TGVCC 

150-703 USD/Inversor [101] 

Tabla 2.3.1:Costos de incorporar medidas para el mejoramiento de la robustez en los sistemas. 
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2.4. Baterías para mejorar la estabilidad de los sistemas 
eléctricos 

2.4.1. Introducción  

En respuesta a los desafíos introducidos por los altos niveles de TGVCC en la estabilidad 
de los SEP, trabajos recientes han comenzado a evaluar el uso de BESS para mejorar la 
estabilidad como una alternativa a los enfoques más tradicionales [50], [93], [93], [102]–
[107]. Diversos estudios y experiencias practicas han mostrado que los BESS son una buena 
alternativa para mejorar la estabilidad de los SEP debido a sus tiempos rápidos de respuesta 
y capacidad de inyectar potencia activa y reactiva de forma independiente [108]. Entre las 
aplicaciones más estudiadas se encuentran la incorporación de lazos de control para que los 
BESS puedan aportar a la estabilidad de frecuencia mediante la incorporación de inercia 
virtual [29]–[33], control de reactivos [34]–[36], respuesta rápida de frecuencia [37]–[40], 
regulación de frecuencia [41]–[45] y regulación de tensión [43], [46]–[48]. Si bien menos 
explorado, algunos trabajos también utilizan BESS para mejorar la estabilidad de centrales 
TGVCC en condiciones de red débil [21], [108]–[111]. 

A continuación, se resumen algunos trabajos que muestran el aporte que pueden realizar 
los BESS a la estabilidad de los SEP. En el contexto de estabilidad transitoria de ángulo, en 
[112] se propone una metodología para la localización de BESS considerando criterios de 
estabilidad transitoria de ángulo. El trabajo implementa un algoritmo genético para 
localizar las baterías. Las baterías incorporan un lazo de control que permite a los BESS 
consumir potencia en caso de fallas de forma de disminuir la aceleración de GS cercanos. 
Como caso de estudio se utiliza el sistema IEEE-39 de 39 barras con diez módulos BESS de 
60 [MVA].  Para validar que la localización óptima mejora la estabilidad transitoria de 
ángulo, se llevan a cabo simulaciones dinámicas de fallas trifásicas de duración de 99 [ms]. 
Los resultados obtenidos para la respuesta dinámica de los ángulos de los generadores del 
sistema se muestran en la Figura 2.5.1. 

  

a) b) 

Figura 2.4.1: Respuesta transitoria del ángulo del rotor de las maquinas, a) sin el uso de BESS, b) 
con el uso de BESS [112]. 

En la figura anterior se observa que, sin el aporte del BESS (a)), el generador 09 pierde 
sincronismo con el resto de las máquinas del sistema (lo que implica una condición de 
inestabilidad), mientras que esto no ocurre cuando se incluyen BESS con capacidad de 
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aporte a la estabilidad (b)). Trabajos similares en que se usan equipos BESS para mejorar 
la estabilidad transitoria de ángulo se encuentran en [113]–[118].  

En [119] se realiza un análisis de la mejora de la estabilidad transitoria y de voltaje en 
un SEP mediante el uso de BESS. Para esto se implementan esquemas de control 
independientes para las inyecciones de potencia activa y reactiva de los BESS, en función 
de las mediciones de la velocidad de giro y tensión interna de todos los GS mediante PMUs. 
Como caso de estudio, se utiliza un sistema reducido del sistema eléctrico Japones, el cual 
consta de 10 GS, 27 barras y equipos BESS en las barras 2 a 8. El sistema de estudio se 
muestra en la Figura 2.5.3. 

 

Figura 2.4.2: Caso de estudio de 27 barras [119]. 

 En el trabajo se simulan cortocircuitos trifásicos para diferentes niveles de capacidad 
instalada de BESS respecto a la capacidad instalada de generación. En la Figura 2.5.3 se 
muestran los resultados de la tensión en algunas barras del sistema para los casos con y sin 
BESS. De la figura se observa que la conexión de BESS con esquemas de control 
independientes para la potencia activa y reactiva (figura b)), permite evitar un colapso de 
tensión en el sistema mientras que en el caso sin BESS (figura a)), el sistema pierde 
estabilidad.  

  
a) b) 

Figura 2.4.3: Respuesta transitoria de las tensiones en las barras del sistema, a) sin el uso 
BESS, b) con el uso de BESS [119]. 



20 

 

Otro trabajo que también muestra el aporte que pueden realizar los BESS a la estabilidad 
de tensión se presenta en [120]. En este trabajo emplean BESS con soporte de tensión y 
capacidad de Fault Ride Through (FRT) en el sistema eléctrico Chino [121]. Para evaluar el 
impacto del BESS en la estabilidad, se simula la desconexión de un enlace DC que 
interconecta dos áreas del sistema. La Figura 2.4.4 muestra que el resultado de la tensión 
en el caso con el uso del BESS mejora significativamente el desempeño dinámico del sistema 
(curva roja), mientras que sin el uso de la batería el sistema pierde estabilidad.  

 

Figura 2.4.4: Efecto en la respuesta transitoria de la tensión ante la incorporación de una 
batería [120]. 

Trabajos similares en que se usan equipos BESS para mejorar la estabilidad de 
tensión se encuentran en [16], [34]–[36], [107], [117], [122].  

En [123], los autores presentan una estrategia de control no lineal para un SEP multi 
máquina para mejorar la estabilidad transitoria y proporcionar soporte de tensión. El 
esquema de control se evalúa en el sistema de dos áreas de Kundur [124] mostrado en la 
Figura 2.5.4. 

 

Figura 2.4.5: Sistema de dos áreas con BESS [123]. 
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Para evaluar el desempeño dinámico del sistema ante la incorporación del BESS, se 
analizan dos escenarios: (1) cortocircuito trifásico en la barra 9, (2) desconexión de 50 % 
de la demanda total del sistema. Los resultados para las 2 fallas se muestran en la Figura 
2.5.5. La figura inferior muestra la respuesta transitoria de la tensión y la inferior la 
transferencia de potencia entre las áreas. Las curvas rojas indican los resultados en el caso 
en que se incluye el BESS. 

  
a) b) 

Figura 2.4.6: Resultados del caso de estudio, a) cortocircuito trifásico, b) desprendimiento de 
carga [123]. 

De los resultados se aprecia que el uso del BESS mejora significativamente el desempeño 
dinámico del sistema (curva roja continua) en ambos escenarios, tanto en términos de 
amortiguamiento de oscilaciones como en tiempo de establecimiento post falla. 

En el marco de estabilidad de centrales de TGVCC [7], [17], [20], [70], en [108] se 
utilizan BESS para mejorar la estabilidad del PLL en una red débil con bajos niveles de 
cortocircuito. Concretamente, se incorpora un lazo de control adicional a los BESS tal que 
estos aporten a la estabilidad de tensión mediante la inyección de corrientes reactivas 
durante fallas. El sistema de estudio que utilizan corresponde al sistema australiano NEM 
con un 50% de penetración de TGVCC. Para evaluar los efectos del BESS en la estabilidad, 
se simula una falla trifásica en una barra del sistema en 3 escenarios: caso base (sin BESS), 
caso i-BESS (BESS de 10 MVA sin soporte de tensión) y caso ii-BESS (BESS de 10 MVA con 
capacidad de soporte de tensión). La Figura 2.4.7-a muestra la tensión en bornes del BESS 
para los distintos casos, mientras que la Figura 2.4.7-b muestra la respuesta del PLL. 

  
a) b) 

 

Figura 2.4.7: Contribución de BESS en un sistema con bajos niveles de cortocircuito [108]. 
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De los resultados se observa que, si bien incorporar un BESS mejora el desempeño 
dinámico del sistema, esto no es suficiente para asegurar la estabilidad del PLL. En efecto, 
la figura muestra que si el BESS no aporta a la estabilidad (curva azul), el desempeño del 
voltaje durante la falla mejora, pero el sistema igual termina siendo inestable. Por otro lado, 
cuando el BESS incluye capacidad de soporte de tensión mediante inyección de corrientes 
reactivas (curva naranja), el PLL logra mantener sincronismo y el sistema encuentra un 
nuevo punto de equilibrio estable.  

Trabajos similares en que se usan equipos BESS para mejorar la estabilidad del PLL se 
encuentran en [109], [125], [126].  

En el contexto de estabilidad de frecuencia, durante los últimos años se han publicado 
muchos estudios en que se muestra las ventajas de incorporar equipos BESS con lazos de 
control que responden frente a variaciones de frecuencia [127]–[137]. En [137], los autores 
evalúan las mejoras en la estabilidad de frecuencia del sistema eléctrico de Sri Lanka al 
incorporar un BESS en términos de desprendimientos de carga. Para evaluar las mejoras en 
el desempeño del sistema mediante la incorporación del BESS de 50 MW, se realizan 
simulaciones dinámicas para dos casos: (1) desprendimiento de 275 MW de generación y 
(2) desprendimiento de 60 MW de generación. La Figura 2.4.8-a muestra la respuesta de la 
frecuencia del sistema para el caso 1, y la Figura 2.4.8-b en el caso 2. 

  
3.1  b) 

Figura 2.4.8: Respuesta en frecuencia con y sin el uso de BESS en el sistema de Sri Lanka, 
a) desprendimiento de 275 MW, b) desprendimiento de 60 MW [137]. 

Los resultados muestran que al instalar el BESS, el desempeño dinámico de la frecuencia 
mejora en ambos casos. En el caso de un desbalance de 275 MW, si bien no hay diferencia 
en la frecuencia mínima del sistema, su desempeño en régimen permanente mejora 
significativamente. En el caso del desprendimiento de carga de 60 MW, mejoran tanto la 
frecuencia mínima como el tiempo de asentamiento con el uso de BESS. 

De acuerdo con la revisión realizada, es posible concluir que la mayoría de los trabajos 
que buscan mejorar la estabilidad de los SEP incorporando BESS, lo realizan en base a la 
implementación de lazos de control adicional. Los trabajos en esta línea aprovechan las 
principales características de estos equipos como son una respuesta rápida y la posibilidad 
de inyección de potencia activa y reactiva de forma independiente.  
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2.4.2. Contribución de los BESS durante cortocircuitos 

En la sección anterior se presentaron diversos trabajos que demuestran que los BESS 
pueden aportar a la estabilidad de los SEP. En esta sección se va a demostrar 
matemáticamente la contribución que los BESS pueden aportar durante cortocircuitos 
utilizando el circuito de la Figura 2.4.9. En esta figura se muestra un equipo BESS conectado 
al equivalente de Thévenin de una red. Un análisis similar se realizó en [73] con la diferencia 
que en ese trabajo utilizan un parque eólico en vez de BESS. 

 

Figura 2.4.9: Sistema equivalente con BESS para un cortocircuito trifásico [73]. 

A partir del circuito de la Figura 2.4.9, se plantean las siguientes ecuaciones utilizando 
las leyes de Kirchhoff: 

𝑽𝑔 − 𝑽𝑓 = 𝑰𝑔
 ⋅ 𝒁𝑡ℎ

  (2.6) 

𝑽𝑓 = 𝑰𝑓 ⋅ 𝒁𝑓 (2.7) 

𝑰𝑓 = 𝑰𝑔
 − 𝑰𝐵𝐸𝑆𝑆 (2.8) 

 Donde 𝑽g corresponde a la tensión de la red externa. 𝑽𝑓 a la tensión en el punto de 

falla. 𝒁𝑡ℎ
  la impedancia equivalente de la red externa. 𝒁𝑓 la impedancia de falla. 𝑰𝐵𝐸𝑆𝑆 la 

inyección de corriente por parte del BESS. 𝑰𝑔
  la corriente de falla suministrada por el 

sistema equivalente. 

Combinando las ecuaciones (2.7) y (2.8), se despeja la corriente de falla proveniente de 
la red externa obteniéndose:  

𝑰𝑔 =
𝑽𝑓

𝒁𝑓
+ 𝑰𝐵𝐸𝑆𝑆 

(2.9) 

Al reemplaza 𝑰𝑔
  en la ecuación (2.6), se obtiene: 
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𝑽𝑓 = 𝑽𝑔 ⋅
𝒁𝑓

𝒁𝑓 + 𝒁𝑡ℎ
 − 𝑰𝐵𝐸𝑆𝑆 ⋅ 𝒁𝑓 ⋅

𝒁𝑡ℎ
 

𝒁𝑓 + 𝒁𝑡ℎ
  

(2.10) 

En base a la expresión anterior, se define el coeficiente 𝜂 que representa el aumento de 
la tensión en el punto de falla debido al aporte del BESS respecto al caso base. En la 
ecuación (2.11) se muestra el cálculo de 𝜂. 

η =
𝑽𝑓

𝑽𝑓0
 

(2.11) 

Donde 𝑽𝑓0 corresponden a la tensión en el punto de falla sin la contribución del BESS, 

es decir, el valor de 𝑽𝑓 cuando 𝑰𝐵𝐸𝑆𝑆 = 0. 

Al combinar las ecuaciones (2.10) y (2.11), el coeficiente 𝜂 queda representado como: 

𝜂 = 1 −
𝑰𝐵𝐸𝑆𝑆

𝑰𝑔
 

 
(2.12) 

Considerando coordenadas polares, la representación fasorial de las variables queda de 
acuerdo con: 

𝑰𝐵𝐸𝑆𝑆 = 𝐼𝐵𝐸𝑆𝑆 ⋅ 𝑒𝑗ϕ  

𝒁𝑡ℎ
 = 𝑍𝑡ℎ

 ⋅ 𝑒𝑗θth   

𝑽𝑔 = 𝑉𝑔 ⋅ 𝑒𝑗θ0   

En base a la representación fasorial, la ecuación (2.12) en coordenadas polares queda de 
la siguiente forma: 

η = 1 −
𝐼𝐵𝐸𝑆𝑆

𝐼𝑔
 

⋅ 𝑒   
𝑗(ϕ+θth−θ0)  

(2.13) 

Donde 𝑆𝐵𝐸𝑆𝑆 corresponde a la potencia nominal de la batería y 𝑆𝑔
  la potencia de 

cortocircuito del sistema equivalente.  

En el caso particular que la impedancia de falla y la impedancia equivalente de la red 

tengan la misma fase, es posible asumir que 𝜃0 = 0, lo cual permite expresar la ecuación 
(2.13) de la siguiente forma: 

η = 1 −
𝐼𝐵𝐸𝑆𝑆

𝐼𝑔
 

⋅ 𝑒   
𝑗(ϕ+θth)  

(2.14) 

Para un mejor análisis, se puede expresar el coeficiente 𝜂 en términos de la potencia 
nominal del equipo BESS de la siguiente forma: 

η = 1 − 𝑖𝐵𝐸𝑆𝑆

𝑆𝐵𝐸𝑆𝑆

𝑆𝑔
 

⋅ 𝑒   
𝑗(ϕ+θ𝐭𝐡)  

(2.15) 
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A partir de la ecuación (2.15) se observa que, mientras mayor sea la capacidad del BESS 
respecto a la potencia de cortocircuito en el punto de conexión, mayor va a ser el aumento 
de la tensión en comparación con el caso sin BESS. En la Figura 2.4.10 se grafica el máximo 
incremento de la tensión que se puede lograr gracias al aporte de corriente reactiva del 
BESS en 2 casos en términos de su cercanía a la falla. El parámetro que se modifica es la 

relación 𝑆𝐵𝐸𝑆𝑆/𝑆𝑔
 , es decir, la capacidad del BESS en comparación con la potencia de 

cortocircuito en la barra de conexión. 

 

Figura 2.4.10: Aumento en la tensión en función de la potencia de cortocircuito del BESS 
[138]. 

De la figura anterior se concluye que, si la falla ocurre cerca del equipo BESS, entonces 
el aumento de la tensión gracias al aporte de corriente reactiva del BESS es marginal en 
todos los casos, sin importar el valor del cociente 𝑆𝐵𝐸𝑆𝑆/𝑆𝑔

 .  

En la Figura 2.4.11 se grafica la contribución de los BESS en función de la lejanía que 
ocurre el cortocircuito. En el eje y se muestra el voltaje residual durante la falla 
considerando máximo aporte de reactivos por parte de los BESS durante la falla. El eje x 
también muestra el voltaje residual pero en caso en que los BESS no aporten con inyección 
de reactivos durante la falla. Dicha relación se presenta para diferentes valores de 𝑆𝐵𝐸𝑆𝑆/𝑆𝑔

 . 
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Figura 2.4.11: Aumento de la tensión en función de la lejanía de la falla para diferentes 
potencias de cortocircuito del BESS [73]. 

De la figura anterior se concluye que si el BESS no se encuentra cerca de la falla (voltaje 
residual mayor a 20 – 30%), el aumento de la tensión residual que se puede alcanzar debido 
al aporte del BESS es importante y que este aporte es mayor mientras más débil sea la red 
en el punto de conexión del BESS (es decir, menor valor de 𝑆𝐵𝐸𝑆𝑆/𝑆𝑔

 ).  

2.4.3. Contribución de los BESS a la estabilidad del PLL 

En esta sección se evalúa el aporte que los BESS pueden entregar a la estabilidad del PLL 
de una TGVCC cercana. Para esto, se considera el sistema mostrado en la Figura 2.4.12. 
Este sistema consta de un convertidor operando en modo grid-following (Figura 2.2.2) 
conectado a la misma barra que un BESS. 

 

Figura 2.4.12: Modelo equivalente de un convertidor grid-following junto a un BESS conectado 
a la red. 

Para que el convertidor pueda sincronizarse con la red, debe estimar el ángulo de la 
tensión en el punto de conexión (PCC). Para esto, el ángulo estimado por el PLL en el 
dominio del tiempo es: 

θ𝑃𝐿𝐿(𝑡) = ∫ [ω𝑠 + 𝐾𝑝
𝑃𝐿𝐿𝑉𝑃𝐶𝐶

𝑞 + ∫ (𝐾𝑖
𝑃𝐿𝐿𝑉𝑃𝐶𝐶

𝑞 )𝑑𝑡
𝑡

0

] 𝑑𝑡
𝑡

0

 
(2.16) 

Donde 𝜔𝑠 corresponde a la frecuencia angular de la red. 𝐾𝑝
𝑃𝐿𝐿 y 𝐾𝑖

𝑃𝐿𝐿  los parámetros del 

PLL.  

Considerando el equivalente Thévenin de la red externa visto en el PCC, la tensión en el 
eje de cuadratura en el PCC se expresa como: 

𝑉𝑃𝐶𝐶
𝑞 = 𝑉𝑡ℎ sin(θ𝑡ℎ − θ𝑃𝐿𝐿) + 𝐼𝑔𝑍𝑡ℎ sin(ϕ𝑡ℎ + δ) (2.17) 
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Donde 𝛿 es la diferencia angular entre la tensión y la corriente en el punto de conexión, 

(𝑍𝑡ℎ∠ 𝜙𝑡ℎ ) la impedancia Thévenin de la red externa, y (𝑉𝑡ℎ∠𝜃𝑡ℎ) la tensión Thévenin del 
sistema equivalente. 

Reemplazando la ecuación anterior en (2.16): 

θ𝑃𝐿𝐿(𝑡) = ∫ [(𝜔𝑠 + 𝐾𝑝
𝑃𝐿𝐿 + 𝐾𝑖

𝑃𝐿𝐿 ∫  
𝑡

0

) (𝑉𝑡ℎ sin(θ𝑡ℎ − θ𝑃𝐿𝐿)
𝑡

0

+ 𝐼𝑔𝑍𝑡ℎ sin(ϕ𝑡ℎ + δ))] 

(2.18) 

Si bien en régimen permanente, el ángulo estimado por el PLL debe ser igual al ángulo de 

la tensión en el PCC, para evaluar la interacción del PLL con la red, se asume que 𝜃𝑃𝐿𝐿 ≠

𝜃𝑡ℎ. Considerando los siguientes cambios de variables ϵ(t) = θ𝑃𝐿𝐿 − θ𝑡ℎ y 𝜃𝑡ℎ = ∫ 𝜔𝑠
𝑡

0
, y 

reemplazando en (2.18) se obtiene: 

ϵ(t) = ∫ [(𝐾𝑝
𝑃𝐿𝐿 + 𝐾𝑖

𝑃𝐿𝐿 ∫  
𝑡

0

) (−𝑉𝑡ℎ 𝑠𝑖𝑛(𝜖)
𝑡

0

+ 𝐼𝑔𝑍𝑡ℎ 𝑠𝑖𝑛(𝜙𝑡ℎ + 𝛿))] 

(2.19) 

Esta ecuación representa la interacción del PLL con la red. Como el cambio de variable 
𝜖(𝑡) indica el error entre el ángulo estimado del PLL y la red, su valor debe tender a cero 
para que el PLL sea estable, de lo contrario el error iría en aumento llevando al PLL a una 
inestabilidad. 

Si se asume que la corriente que ingresa a la red externa es 𝐼𝑔 = 1 [p.u.], el nivel de 

cortocircuito en el punto de conexión sería 𝑆𝐶𝐿𝑃𝐶𝐶 = 𝑉𝑡ℎ/𝑍𝑡ℎ [p.u.], por lo que la ecuación 
(2.18) puede ser reescrita como: 

ϵ(t) = ∫ [(𝐾𝑝
𝑃𝐿𝐿 + 𝐾𝑖

𝑃𝐿𝐿 ∫  
𝑡

0

) (−𝑆𝐶𝐿𝑃𝐶𝐶𝑍𝑡ℎ sin(ϵ)
𝑡

0

+ 𝑍𝑡ℎ sin(ϕ𝑡ℎ + δ))] 

(2.20) 

 De esta ecuación se desprende que, si el término dentro de la integral es positivo, es 
decir, −𝑆𝐶𝐿𝑃𝐶𝐶𝑍𝑡ℎ sin 𝜖 + 𝑍𝑡ℎ sin(𝜙𝑡ℎ + 𝛿) > 0, la diferencia entre el ángulo estimado del 
PLL y el ángulo del PCC va a aumentar en el tiempo. Esto implica que el PLL no puede 
encontrar un punto de equilibrio estable, llevando a una inestabilidad. Por lo tanto, para 
garantizar la estabilidad del PLL debe cumplirse: 

𝑆𝐶𝐿𝑃𝐶𝐶 >
𝑠𝑖𝑛(𝜙𝑡ℎ + 𝛿)

𝑠𝑖𝑛(𝜖)
 

(2.21) 
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Considerando que las líneas de transmisión son mayoritariamente inductivas, la 
impedancia de Thévenin de la red externa puede expresarse con un ángulo de 90°, es decir, 
𝜙𝑡ℎ = 𝜋/2. Por lo tanto, la ecuación (2.21) se puede reducir: 

𝑆𝐶𝐿𝑃𝐶𝐶 >
cos(𝜃𝑔)

sin(𝜖)
 

(2.22) 

Para expresar esta restricción en función de la corriente que inyecta la batería, se asume 
que el convertidor inyecta mayoritariamente potencia activa, 𝑆𝑐 ≈ 𝑃𝑐, y que el BESS es capaz 
de inyectar solo potencia reactiva. En base a estas consideraciones, el balance de corriente 
en el PCC se expresa como: 

𝑰𝒄 + 𝑰𝐵𝐸𝑆𝑆 = 𝑰𝒈 (2.23) 

Eje real → 𝐼𝑐 = cos(θ𝑔) (2.24) 

Eje imaginario → 𝐼𝐵𝐸𝑆𝑆
𝑄 = sin(θ𝑔) (2.25) 

 

Donde 𝑰𝒄 corresponde a la corriente que inyecta el convertidor. 𝑰𝑩𝑬𝑺𝑺 la corriente del 
BESS. 𝑰𝒈 la corriente hacia la red externa. Despejando el ángulo 𝜃𝑔 de las ecuaciones (2.24) 

y (2.25) se obtiene: 

𝜃𝑔 = tan−1 (
𝐼𝐵𝐸𝑆𝑆

𝑄

𝐼𝑐
) 

(2.26) 

 Para un mejor análisis, la ecuación anterior se expresa en términos de la potencia 
inyectada por los equipos: 

𝜃𝑔 = tan−1 (
𝑄𝐵𝐸𝑆𝑆

 

𝑃𝑐
) 

(2.27) 

Donde 𝑄𝐵𝐸𝑆𝑆 corresponde a la potencia reactiva que inyecta la batería y 𝑃𝑐 la potencia 
activa que inyecta el convertidor. 

En base a la expresión anterior, se define el coeficiente 𝜆 que representa la proporción 
entre la potencia reactiva que inyecta el BESS y la potencia activa que inyecta el 
convertidor. En la ecuación (2.28) se muestra el cálculo de 𝜆. 

𝜆 =
𝑄𝐵𝐸𝑆𝑆

𝑃𝑐
 

(2.28) 

Luego, reemplazando (2.27) y (2.28) en (2.22) se obtiene: 

𝑆𝐶𝐿𝑃𝐶𝐶 >
cos(𝜃𝑔)

sin(𝜖)
=

cos(tan−1(𝜆))

sin(𝜖)
= 𝛽(𝜙) 

 

(2.29) 
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A partir de la ecuación (2.29) se observa que, mientras mayor sea la cantidad de 
reactivos que inyecta el BESS respecto a la inyección de potencia activa de la TGVCC, menor 
va a ser el valor del coseno y, por lo tanto, el PLL operará en una zona estable. En la Figura 
2.4.13 se muestra efecto de aumentar la inyección de reactivos por parte del BESS. Para un 
cierto nivel de cortocircuito, la inyección de reactivos por parte de la batería desplaza un 
punto de operación inestable del PLL hacia una zona segura (3 → 4), evitando que la 
TGVCC entre en una inestabilidad del PLL.  

 

Figura 2.4.13: Efecto de la inyección de reactivos de los BESS a la estabilidad del PLL [108]. 

2.5. Indicadores de robustez para los sistemas eléctricos 

La cuantificación del nivel de robustez de las barras de un SEP ayuda a comprender las 
áreas potenciales donde podrían surgir problemas de estabilidad y, por ende, ayuda a 
diseñar medidas preventivas y/o correctivas que permitan minimizarlos. Las redes débiles 
y los desafíos que se les asocia tanto en términos de control como de estabilidad suelen ser 
específicos de cada SEP y fuertemente dependientes de la ubicación y cantidad de TGVCC 
en el sistema. En este contexto, existe una serie de indicadores que se pueden usar para 
cuantificar la robustez en una barra de un sistema frente a la conexión de centrales TGVCC. 
A continuación, se presentan los índices más usados con sus ventajas y desventajas. 

2.5.1. Short circuit ratio (SCR) 

La métrica más básica y de fácil aplicación para cuantificar la robustez de una barra frente 
a la conexión de una central TGVCC, es la relación de cortocircuito (SCR). SCR se define 
como la relación entre la potencia de cortocircuito (𝑆𝐶𝑀𝑉𝐴𝑃𝐶𝐶) en una barra de una red y la 

potencia activa de la TGVCC (M𝑊𝑃𝐶𝐶
𝑇𝐺𝑉𝐶𝐶) conectada en esa ubicación. La ecuación (2.1) 

muestra la relación para determinar el SCR: 

𝑆𝐶𝑅𝑃𝐶𝐶 =
𝑆𝐶𝑀𝑉𝐴𝑃𝐶𝐶

𝑀𝑊𝑃𝐶𝐶
𝑇𝐺𝑉𝐶𝐶  

(2.1) 

Una barra es considerada débil (dada la conexión de una central TGVCC) si se tiene que 2 < 
SCR < 3, y muy débil si SCR < 2 [68], [139]. Estas condiciones se traducen en que la barra 
será más sensible ante cambios en los flujos de potencia activa y/o reactiva y, por lo tanto, 
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la central TGVCC puede enfrentar problemas de estabilidad. Por otro lado, una barra es 
considerada fuerte (dada la conexión de una central TGVCC) si se cumple que el SCR > 3 
[139].  

Si bien el SCR es un indicador fácil de implementar, frente a varias centrales TGVCC 
cercanas eléctricamente, el SCR no considera las posibles interacciones que podrían surgir 
entre estas unidades eléctricamente cercanas, por lo que en dichos casos podría tender a 
entregar resultados optimistas en cuanto a la robustez del SEP. En consecuencia, el SCR es 
apropiado cuando se considera una sola TGVCC en una cierta área del SEP o en sistemas 
con bajos niveles de TGVCC bien distribuidas en la red [7]. De esta forma, no es 
recomendable aplicar el SCR en SEP cuando hay múltiples TGVCC eléctricamente cercanas 
[26]. 

2.5.2. Weighted short circuit ratio (WSCR) 

Para tener en cuenta el efecto de interacciones entre TGVCC, un indicador más apropiado 
que el SCR es el WSCR, el cual se basa en la suposición de que TGVCC cercanas interactúan 
entre sí. Para esto, se asume que todas las TGVCC cercanas eléctricamente están conectadas 
en el mismo punto, por lo que el resultado obtenido para la robustez da una estimación más 
conservadora que el SCR [140]. La ecuación (2.2) muestra la forma de calcular el WSCR: 

 

Donde 𝑆𝐶𝑀𝑉𝐴𝑖 es la capacidad de cortocircuito en la barra 𝑖 (sin el aporte de las TGVCC), 

𝑃𝑃𝐶𝐶𝑖
𝑇𝐺𝑉𝐶𝐶  es la potencia activa de la TGVCC conectada en la barra 𝑖 y 𝑁 es el número de 

unidades TGVCC que interactúan entre sí.  

El WSCR también se puede calcular considerando MVA instalados en vez de MW. En esta 
versión del indicador, se puede incluir el aporte de equipos FACTS que, generalmente, no 
se consideran para cuantificar la robustez [7].  

Si bien el WSCR considera el efecto de otras TGVCC, su aplicabilidad en los sistemas 
reales posee ciertas limitaciones. Por un lado, en [7] no se indica cómo determinar las 
unidades TGVCC eléctricamente cercanas que interactúan entre sí. Ciertamente, unidades 
eléctricamente cercanas tenderán a tener una mayor interacción que TGVCC distantes, en 
cuyo caso la interacción podría ser muy baja. En consecuencia, el uso del WSCR para estimar 
el nivel de cortocircuito de los SEP con altos niveles de TGVCC podría conducir a resultados 
demasiado pesimistas [140]. Sin embargo, si antes de utilizarlo se realiza una división del 
sistema en áreas, podría ser un indicador apropiado dependiendo de la metodología 
utilizada para la división.  

2.5.3. Composite short circuit ratio (CSCR) 

Otra métrica empleada para la cuantificación de la robustez en caso de altos niveles de 
TGVCC es el composite short circuit ratio (CSCR). Este indicador crea un nodo común 

WSCR =
∑ 𝑆𝐶𝑀𝑉𝐴𝑖

𝑁
𝑖 ⋅ 𝑃𝑃𝐶𝐶𝑖

𝑇𝐺𝑉𝐶𝐶

(∑ 𝑃𝑃𝐶𝐶𝑖

𝑇𝐺𝑉𝐶𝐶𝑁
𝑖 )

2  
(2.2) 
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donde todas las TGVCC de una determinada zona se conectan al mismo punto. La principal 
ventaja de esta métrica es que se obtiene un indicador común para todas las TGVCC 
cercanas [7]. La ecuación (2.3) muestra cómo se calcula el CSCR: 

 

𝐶𝑆𝐶𝑅 =
𝑆𝐶𝑀𝑉𝐴𝑃𝐶𝐶

∑ 𝑀𝑊𝑇𝐺𝑉𝐶𝐶
𝑖𝑁

𝑖

 
(2.3) 

 

Donde 𝑆𝐶𝑀𝑉𝐴𝑃𝐶𝐶  es la potencia de cortocircuito en el PCC sin considerar las TGVCC y 
∑ 𝑀𝑊𝑇𝐺𝑉𝐶𝐶

𝑖𝑁
𝑖  es la capacidad nominal total de todas las TGVCC que se conectan a el nodo 

común.  

El CSCR es similar al WSCR, en el sentido que ambos indicadores consideran la 
interacción entre las TGVCC de una determinada zona. Sin embargo, la aplicabilidad del 
CSCR en los SEP de gran escala es igual de limitada que el WSCR. Para utilizar ambas 
métricas, primero se deben determinar las TGVCC que interactúan entre sí, lo cual en [7] no 
se indica como realizarlo. En consecuencia, estimar el nivel de cortocircuito con el CSCR o 
el WSCR puede conducir a resultados demasiado pesimistas [140]. 

2.5.4. Equivalent short circuit ratio (ESCR) 

Un último indicador para cuantificar el nivel de cortocircuito es la relación equivalente 
de cortocircuito (ESCR). El indicador es capaz de capturar la sensibilidad del voltaje entre 
las TGVCC que son eléctricamente cercanas entre sí. La ecuación (2.4) muestra la forma de 
calcular el ESCR: 

𝐸𝑆𝐶𝑅𝑖 =
SCMVA𝑖

𝑃𝑖 + ∑ (IF𝑗𝑖 ⋅ P𝑗)𝑁
𝑖

 
(2.4) 

Donde 𝑆𝐶𝑀𝑉𝐴𝑖 es la potencia de cortocircuito de la barra 𝑖 sin la contribución de la 
TGVCC, 𝑃𝑖 la potencia nominal de la TGVCC que se conecta a la barra 𝑖, 𝑁 la cantidad de 
TGVCC que se consideran cercanas entre sí y IF (Interaction Factor) es el factor de 
interacción que evalúa la cercanía entre dos nodos calculado según: 

𝐼𝐹𝑗𝑖 =
Δ𝑉𝑖

Δ𝑉𝑗
 

(2.5) 

El factor de interacción representa la variación de tensión en la barra 𝑖 ante una variación 
de tensión en la barra 𝑗. Si 𝐼𝐹𝑖𝑗 ≈ 0, significa que los nodos 𝑖 y 𝑗 están suficientemente 

alejados eléctricamente para considerar que su interacción es nula. Por otra parte, si 𝐼𝐹𝑖𝑗 ≈

1, significa que los nodos 𝑖 y 𝑗 son eléctricamente cercanos, por lo que existe una interacción 
importante entre ellos. 

Una de las ventajas del uso de ESCR es que puede usarse fácilmente en cualquier SEP 
con altos niveles de TGVCC. El ESCR se encarga de corregir la deficiencia de las otras 
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métricas respecto al acoplamiento, lo que implica que entrega valores más realistas y 
adecuados gracias al uso de los factores de interacción. 

 

 

 

2.5.5. Comparación de los indicadores 

Cada uno de los indicadores descritos en las secciones anteriores tiene ventajas y 
desventajas, por lo deben aplicarse entendiendo los supuestos y restricciones de cada uno. 
La Tabla 2.1 proporciona una comparación cualitativa de estos indicadores. La ’X’ 
representa que la métrica no se puede aplicar para el propósito descrito, un’+’ que la métrica 
se puede aplicar con algún esfuerzo o procesamiento adicional, o se puede aplicar de forma 
limitada y dos’+’ representan que la métrica es aplicable sin problemas. 

Tabla 2.5.1: Comparación de las métricas para el cálculo del nivel de cortocircuito. 

Métrica 
Simplicidad 
del calculo 

Considera 
TGVCC 

cercanas 

Proporciona una métrica 
común para un grupo de 

TGVCC 

Considera 
equipos 
FACTS 

SCR ++ X X X 
WSCR + ++ ++ X 
CSCR + ++ ++ X 
ESCR X ++ X ++ 

Los valores calculados con estos índices son útiles para tener una idea general de las posibles 
áreas de un sistema que podrían enfrentar problemas de red débil. Sin embargo, estas 
métricas no entregan un conocimiento específico acerca de si un sistema con altos niveles 
de TGVCC tendrá o no problemas de estabilidad. En este contexto, si se quiere saber más en 
detalle el comportamiento de los SEP con altos niveles de TGVCC, se requerirán estudios 
más rigurosos, como, por ejemplo, estudios de estabilidad [7]. 

2.6. Localización de BESS 

Durante los últimos años se han propuesto un gran número de trabajos que abordan la 
localización óptima de equipos BESS en los SEP. Sin embargo, la mayoría de los trabajos 
se enfocan en la localización óptima en base a criterios económicos, ya sea desde el punto 
de vista de la planificación [51]–[53] o desde la perspectiva de la operación con alta 
penetración de TGVCC [133], [141]–[144]. Los trabajos que abordan la localización de BESS 
considerando criterios de estabilidad son escasos. A continuación, se presenta una revisión 
bibliográfica de los trabajos que abordan la localización óptima de BESS considerando 
criterios de estabilidad. Sin embargo, dada la poca cantidad de trabajos en esta línea, 
también se presentan algunos que, si bien no localizan BESS, localizan otros equipos con 
criterios de estabilidad. 
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En [138] se propone una metodología para la localización óptima de BESS considerando 
criterios de estabilidad de tensión. Para esto, los BESS se modelan con capacidad de soporte 
de tensión, lo que significa que pueden apoyar la estabilidad del sistema mediante la 
inyección de corriente reactiva durante cortocircuitos. La localización de los BESS se realiza 
mediante un algoritmo genético (GA) que minimiza las caídas de tensión durante una 
contingencia. El GA considera los niveles de cortocircuito como principal indicador para 
localizar los equipos BESS. La metodología propuesta se valida a través simulaciones 
dinámicas en el dominio del tiempo. La Figura 2.6.1 muestra el caso de estudio utilizado 
por los autores correspondiente al sistema IEEE-39 New-England. Para la localización se 
considera un punto de operación con 39% de penetración de generación eólica.  

 

 

Figura 2.6.1: Sistema IEEE-39 barras [145]. 

La localización de BESS se realiza para dos escenarios en términos de cantidad de 
módulos: 1) 10 módulos de 70 MW cada uno, y 2) 20 módulos de 35 MW cada uno. La 
Figura 2.6.2 presenta los resultados de la localización para ambos escenarios. En esta 
gráfica se observa que la mayor cantidad de módulos a localizar se concentran en las barras 
con bajos niveles de cortocircuito. Sin embargo, para el caso de 10 módulos, el algoritmo 
también ubica algunos BESS en barras robustas como la 9 y 14. Más aún, conforme se 
aumenta la cantidad de módulos a localizar, el algoritmo tiende a ubicar baterías en barras 
robustas con potencias de cortocircuito altas. 
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Figura 2.6.2: Localización de los BESS [145]. 

La validación de la herramienta se simula dinámicamente realizando cortocircuitos 
trifásicos en distintas barras del sistema considerando cuatro escenarios en términos de la 
localización de los BESS: 1) caso base sin BESS (curva negra), 2) caso con todos los BESS 
instalados en la barra más débil de la red (curva roja), 3) caso de 10 módulos BESS 
localizados según la metodología propuesta (curva azul) y 4) caso de 20 módulos BESS 
localizados según la metodología propuesta (curva verde). En la Figura 2.6.3 se presentan 
los resultados para el caso de una falla trifásica en bornes del generador 4 del sistema. 
Concretamente, se presenta el ángulo del generador G04 y la tensión en la barra 31. Lo 
primero que se puede observar es que las localizaciones encontradas mediante el algoritmo 
genético permiten mantener la estabilidad del sistema y mejoran su desempeño una vez 
despejado el cortocircuito. Además, se observa que ubicar todos los módulos en la barra 
con el peor nivel de cortocircuito (barra 28), lleva a que el sistema se vuelva inestable. Esto 
demuestra que diferentes localizaciones de BESS pueden afectar tanto de forma positiva 
como negativa a la estabilidad de un SEP, por lo que es fundamental realizar la ubicación 
tomando en cuenta su efecto en la estabilidad. 

  

Figura 2.6.3: Respuesta transitoria de tensión y ángulo considerando BESS [145]. 

Si bien este trabajo demuestra que una localización óptima de BESS puede mejorar la 
estabilidad de los SEP, también tiene algunas desventajas. Por una parte, el uso del SCR 
solo es válido para sistemas con bajos niveles de TGVCC. Tal como se mencionó en la 
sección 2.5, cuantificar la robustez de un sistema con altos niveles de TGVCC mediante el 
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SCR podría entregar resultados optimistas. Otra desventaja es que el modelo propuesto 
solo se validó considerando un único punto de operación crítico. Si bien en teoría el modelo 
podría usarse considerando más puntos de operación, esto requeriría algunas adaptaciones 
y evaluar su desempeño. 

Similar al trabajo anterior, en [118] se propone un algoritmo para localizar BESS con la 
diferencia que, en este caso, la localización se realiza para mejorar la estabilidad transitoria 
de ángulo. Los BESS se modelan con capacidad de soporte de frecuencia por lo que pueden 
aportar a la estabilidad transitoria de ángulo mediante la absorción de potencia activa 
cortocircuitos. La localización de los BESS se realiza mediante un algoritmo genético que 
maximiza el margen de estabilidad transitoria para un conjunto dado de condiciones de 
operación y contingencias. La Figura 2.6.4 muestra el caso de estudio utilizado 
correspondiente al sistema IEEE-39 New-England. Para el estudio se considera un punto 
de operación crítico con 25% de generación eólica. Las contingencias consideradas 
corresponden a cortocircuitos trifásicos en barras críticas del SEP con tiempos críticos de 
despeje de falla bajos. En este contexto, los cortocircuitos se realizan en las líneas cercanas 
a las barras 10, 22 y 29. 

 

Figura 2.6.4: Sistema IEEE-39 barras [112]. 

La localización de BESS se realiza para un escenario de 10 módulos de 60 MVA, 
equivalentes a un 25 % de la capacidad de energías renovable instalada del sistema. La 
Tabla 2.6.1 muestra los resultados obtenidos al localizar los 10 módulos. De la tabla se 
observa que el algoritmo prioriza la localización en aquellas barras en las que se encuentran 
los generadores que pierden sincronismo para cada una de las contingencias. Lo anterior 
confirma la necesidad de que las barras candidatas para conectar módulos BESS incluyan 
las barras cercanas a los generadores críticos.  

Barra Módulos 

Barra 29 7 

Barra 22 2 
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Barra 10 1 

Tabla 2.6.1: Localización de BESS. 

Para la validación de la herramienta, se simulan dinámicamente cortocircuitos trifásicos 
en las mismas barras en que se consideraron las contingencias (barras 10, 22 y 29.). La 
Figura 2.6.5 presenta los resultados de los ángulos del rotor de los generadores del sistema 
para un cortocircuito en la barra 22 (contingencia 3) en los casos con y sin BESS. De la 
figura se observa cómo la localización de los BESS permite mantener la estabilidad del 
sistema en comparación con el caso base en que no se incluyen BESS. De esta forma, se 
verifica que el algoritmo encuentra una distribución de BESS capaz de mejorar el 
desempeño transitorio de la red frente a contingencias críticas.  

 

Figura 2.6.5: Respuesta dinámica de los ángulos de los rotores de las maquinas [112]. 

Entre las desventajas del trabajo se encuentra que el caso de estudio considera a un 
sistema reducido de 39 barras que, si bien permite demostrar la eficiencia del algoritmo 
propuesto, no permite validar su aplicabilidad en SEP reales de gran escala.  

En [146] los autores proponen un algoritmo para la localización y dimensionamiento 
óptimo de BESS considerando criterios de estabilidad de tensión y frecuencia. Para esto, 
los BESS se modelan con lazos de control droop para el soporte de tensión y frecuencia. La 
localización de los BESS se realiza mediante un algoritmo heurístico llamado Binary Grey 
Wolf Optimization (BGWO) [147]. El algoritmo localiza y dimensiona los módulos BESS 
con el objetivo de minimizar las caídas de tensión y desviación de la frecuencia posterior a 
una contingencia. Para acotar el espacio de búsqueda, los autores utilizan el SCR para 
determinar las barras más débiles del sistema y dejarlas como candidatas en la 
optimización. Las diferentes localizaciones de BESS se evalúan a través de simulaciones en 
el dominio del tiempo. La estabilidad de tensión se evalúa mediante cortocircuitos 
trifásicos en las barras más débiles del sistema, y la estabilidad de frecuencia 
desconectando intempestivamente la unidad generadora de mayor capacidad. 

La Figura 2.6.6 muestra el caso de estudio utilizado (sistema IEEE-39 New England). El 
estudio incluye 2 puntos de operación críticos: 1) escenario de mayor demanda; con 6209 
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MW de generación total y un 38% de generación renovable y 2) escenario de menor 
demanda; con 3693 MW de generación total y un 38% de generación renovable.  

 

Figura 2.6.6: Sistema IEEE-39 [146]. 

Los resultados de la optimización muestran que en ambos escenarios la capacidad total 
de BESS a instalar es de 400 MW, con 300 MW en la barra 28 y 100 MW en la 29. Los 
resultados de la localización tienen directa relación con la capacidad de las centrales eólicas 
cercanas pues en la barra 28 se conectan dos centrales eólicas de 500 MW cada una. 

Para la validación de la propuesta se simulan dinámicamente dos contingencias en el 
sistema: 1) un cortocircuito trifásico en la barra más débil de la red (barra 39) y 2) la 
desconexión del generador de mayor capacidad en cada condición de operación (generador 
9 con 830 MW y generador 3 con 650 MW, para los escenarios de máxima y mínima 
demanda respectivamente). La Figura 2.6.7 muestra los resultados obtenidos. 
Concretamente, se presenta la tensión en la barra 28 para el caso del cortocircuito y la 
frecuencia ante la desconexión de la unidad generadora. En cuanto a la estabilidad de 
tensión, el tiempo de establecimiento sin el BESS fue mayor que con el uso de la batería. 
Más aun, durante el escenario de demanda mínima el sistema sin el BESS oscila 
constantemente y nunca se estabiliza. Por otro lado, respecto a la estabilidad de frecuencia, 
hubo una mejora significativa en la respuesta del sistema tanto en condiciones de demanda 
máxima como demanda mínima. Por lo tanto, gracias al aporte de potencia activa por parte 
de los BESS durante contingencia, la frecuencia mínima alcanzada es menor con el uso de 
las baterías. 
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a) b) 

Figura 2.6.7: Validación dinámica a) cortocircuito trifásico, b) salida intempestiva de 
generación [146]. 

En [148] se propone una metodología para determinar el tamaño y ubicación óptima de 
equipos BESS considerando criterios de estabilidad de frecuencia. Para esto, el modelo de 
los BESS cuenta con lazos de control de potencia activa y reactiva. El algoritmo dimensiona 
y localiza las baterías en función de las cargas críticas de la red, es decir, aquellas cargas 
que ante un cambio en su consumo producen elevados valores de RoCoF y nadir. El objetivo 
del algoritmo es minimizar el RoCoF y la frecuencia nadir para un conjunto de variaciones 
en la potencia de las cargas más críticas del sistema. La resolución se realiza mediante un 
método iterativo que mide el RoCoF y el nadir en cada iteración mediante simulaciones 
RMS cuyos valores compara con valores límite establecidos por el operador.  

Tal como se mencionó al comienzo de esta sección, los trabajos que realizan una 
localización óptima de BESS considerando criterios de estabilidad son muy pocos, por lo 
que a continuación se presentan otros trabajos que localizan otros equipos de 
compensación reactiva con criterios de estabilidad. 

En [149], los autores proponen una optimización multiobjetivo para determinar la 
ubicación optima de SVC considerando criterios de estabilidad de tensión. Los objetivos de 
la optimización son minimizar, 1) el margen de estabilidad de tensión, 2) la desviación de 
tensión y 3) las pérdidas de potencia activa por las líneas de transmisión. El margen de 
estabilidad de tensión se define como el cambio de carga que puede soportar el SEP antes 
de presentar un colapso de tensión. La desviación de tensión es la diferencia entre el valor 
de la tensión en operación normal respecto a su valor nominal. La localización de los SVC 
se realiza de manera arbitraria y, para cada una de las localizaciones, se resuelve un flujo 
de potencia continuo hasta obtener el límite de cargabilidad en cada barra del SEP.  

La validación de la herramienta se realiza en el sistema IEEE 30-busbar, cuyos 
parámetros se detallan en el trabajo. La Figura 2.6.8 muestra cómo cambia la curva PV de 
la barra 24 ante la localización de un SVC en esa misma barra. Como se puede observar en 
la figura0.5 cm, incorporar el equipo de compensación reactiva aumenta el límite de 
cargabilidad de la barra, lo cual le permitiría al sistema aumentar las transferencias de 
potencia y/o mantener un mayor margen de estabilidad. 
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Figura 2.6.8: Curva PV de la barra 24 con y sin la conexión de un SVC [149]. 

En [150] proponen un algoritmo para localizar convertidores operando en modo grid-
forming considerando criterios de estabilidad de pequeña señal. Para este propósito, los 
autores modelan los SEP haciendo uso de matriz Laplaciana reducida cuya principal 
característica es representar la distancia eléctrica equivalente entre dos puntos de 
generación [151]. La Figura 2.6.9 ilustra un ejemplo de una representación equivalente de 
un sistema mediante la reducción de Kron. 

 

Figura 2.6.9: Ejemplo reducción de Kron [152]. 

 Para evaluar la robustez del SEP se usa como métrica el gSCR, la cual indica el mínimo 
módulo de los valores propios de un sistema donde operan únicamente convertidores sin 
generación sincrónica. Para evaluar los modos con mayor influencia en la estabilidad del 
PLL, se utilizan los factores de participación. En este contexto, el algoritmo busca 
maximizar el módulo de los valores propios que estén mayormente influenciados por el 
PLL (gSCR). Para la resolución del problema de optimización se utiliza el método de Greedy 
[153]. 

La validación de la herramienta se realiza mediante simulaciones dinámicas ante un 
pequeño aumento de demanda del SEP cuyo valor no se especifica. Como se observa en la 
Figura 2.6.10, en el caso base sin localización óptima, se presenta una inestabilidad del PLL 
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de todos los convertidores del sistema, mientras que al localizar los convertidores grid-
forming de manera óptima, los grid-following no pierden sincronismo.  

  
a) b) 

Figura 2.6.10: Respuesta dinámica de los convertidores ante una pequeña perturbación, a) sin 
localizar, b) con localizar [150]. 

En [154] se propone una optimización multiobjetivo para determinar la ubicación 
óptima de STATCOM para mitigar las oscilaciones de tensión que ocurren posterior a una 
falla. Los objetivos de la optimización son minimizar las oscilaciones de tensión y los costos 
de inversión anualizados de los equipos. Para cuantificar las oscilaciones de tensión en el 
proceso de optimización, los autores proponen una métrica no-lineal denominada SARFI. 
Este indicador evalúa con qué frecuencia se producen caídas de tensión por debajo de un 
nivel de tensión específico, ya sea en un punto de conexión particular o en el sistema 
eléctrico en su totalidad. Los autores no validan dinámicamente los resultados, por lo que 
no se puede analizar nada respecto a este punto. 

En [155], [156] se propone un algoritmo de optimización para la planificación de 
potencia reactiva en sistemas con altos niveles de generación eólica con criterios de 
estabilidad de tensión. Para ello, los autores proponen a los STATCOM como una fuente de 
potencia reactiva. El algoritmo de optimización tiene como objetivos minimizar los costos 
de inversión de STATCOM y minimizar el nivel de riesgo de presentar una inestabilidad de 
tensión en el corto plazo. Para cuantificar el nivel de riesgo los autores utilizan la métrica 
TVSI (Transient Voltage Severity Index). La Figura 2.6.11 muestra la forma de calcular el 
indicador. En este contexto, el TVSI corresponde al área situada por encima de los límites 
establecidos para el desempeño dinámico de la tensión. 

 

Figura 2.6.11: Calculo de la métrica TVSI [157]. 
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La Figura 2.6.12 muestra el caso de estudio utilizado (New England 39-bus). El estudio 
incluye 2 puntos de operación críticos: 1) escenario de mayor demanda; con 30% de 
generación renovable y 2) escenario de menor demanda; con 20% de generación renovable. 

 

Figura 2.6.12: Sistema de 39 barras New England. 

Los resultados de la optimización muestran que la capacidad total de STATCOM a 
instalar son 470 MVAr con un costo de 32. 0.5 cm47 MUSD, mientras que el índice TVSI 
mejora en un 41.1% respecto al valor inicial del sistema. 

En [79] se propone una optimización para determinar la ubicación y dimensionamiento 
óptimo de condensadores sincrónicos para mejorar la robustez y la estabilidad de sistemas 
débiles con alta penetración de TGVCC. El algoritmo tiene como objetivo minimizar el costo 
de inversión y operación del sistema, así como la sensibilidad de la tensión en diferentes 
barras de la red. Para evaluar la robustez en cada barra del sistema se utiliza el SCR, el cual 
se incorpora a la optimización como restricción con un valor mínimo impuesto por el 
operador. 

La validación de la herramienta se simula dinámicamente en el dominio del tiempo para 
dos escenarios: 1) un caso base sin el uso de condensadores sincrónicos y 2) con el uso de 
los resultados obtenidos del algoritmo GA. En ambos escenarios se simula un cortocircuito 
trifásico en la barra 29 cuya principal característica es que es la barra con menor SCR. La 
Figura 2.6.13 muestra los resultados de la validación dinámica, específicamente la 
respuesta dinámica de tensión de las barras 29, 32 y 38. El sistema sin los condensadores 
sincrónicos pierde estabilidad. Concretamente, la TGVCC conectada en la barra 29 entra 
en una inestabilidad debido a la perdida de sincronismo del PLL. Sin embargo, al localizar 
los condensadores sincrónicos según los resultados de la optimización, la misma TGVCC 
que perdió estabilidad previamente, logra mantenerse estable sin tener que desconectarse. 
En conclusión, los resultados muestran que, con la asignación y el tamaño óptimos de 
condensadores sincrónicos, las TGVCC no pierden sincronismo. 
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a) b) 

Figura 2.6.13: Respuesta dinámica de la tensión en la barra 29, a) sin condensador sincrónico, 
b) con condensador sincrónico [79]. 

El trabajo presentado en [80] es similar al trabajo anterior. En este trabajo los autores 
proponen un algoritmo para determinar las dimensiones y ubicaciones optimas de 
condensadores síncronos para mejorar la robustez en el PCC de los parques eólicos 
considerando la rentabilidad de los equipos. El algoritmo propuesto tiene como objetivo 
maximizar el valor actual neto de la instalación del equipo. La métrica que se utiliza para 
evaluar la robustez en el PCC es el SCR. Este indicador se incorpora al problema de 
optimización como una restricción cuyo objetivo es mantener el SCR por encima de un 
valor mínimo en cada punto de conexión. Los autores no validan dinámicamente los 
resultados, por lo que no se puede analizar nada respecto a este punto. 

Tal y como se ha presentado, son pocos los trabajos que se enfocan en la localización 
óptima de BESS considerando criterios de estabilidad. Por una parte, una de las similitudes 
entre los trabajos mostrados, es la forma de resolver el problema de optimización. En 
general, los autores para resolver la optimización se basaron en métodos metaheurísticos 
que buscan la solución mediante iteraciones. Por otra parte, una de las limitaciones de estos 
trabajos son los casos de estudios empleados. Ninguno de los sistemas que se utilizaron 
para verificar las metodologías propuestas consideran como caso de estudio un sistema 
eléctrico real. En todos los trabajos utilizaron el sistema IEEE-39 el cual es un sistema de 
prueba que no refleja el verdadero aporte que podrían entregar los BESS a un sistema 
eléctrico real. Además, estos trabajos se enfocan en los posibles problemas de red débil 
debido a la alta penetración de TGVCC, pero solo un trabajo abarca la estabilidad del PLL. 
En general, estos trabajos se enfocaron en la rama tradicional de la estabilidad como lo es 
la estabilidad de tensión, frecuencia y transitoria de ángulo. En conclusión, esta tesis tiene 
como objetivo desarrollar una metodología de localización de BESS tal que pueda ser 
aplicada a un sistema eléctrico real con altos niveles de TGVCC que logre mejorar la 
estabilidad de tensión, transitoria de ángulo y PLL. 
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Capítulo 3 

Metodología 

3.1. Metodología propuesta 

La Figura 3.1.1 muestra el esquema metodológico propuesto para la localización óptima 
de equipos de almacenamiento considerando criterios de robustez. La entrada a la 
metodología corresponde a un sistema de potencia que quiera ser reforzado y a partir de 
este sistema, comienza el proceso metodológico dividido en tres etapas. La primera etapa 
consiste en analizar la robustez del SEP e identificar el área más débil en términos de una 
métrica de robustez. Luego, los BESS se incorporan como candidatos a la expansión para 
reforzar el área más débil. La segunda etapa consiste en una planificación considerando 
restricciones de robustez. Para ello, se formula un problema de optimización cuyo objetivo 
es obtener un plan de inversión al mínimo costo considerando restricciones técnicas y de 
robustez. La restricción de robustez tiene por objetivo evaluar el porcentaje de mejora a 
partir de una métrica de robustez. Sin embargo, dado que la métrica de robustez es 
altamente no-lineal, incorporarla directamente dentro del problema de optimización 
implica en adaptar simplificaciones del modelo y altos recursos computacionales para 
obtener el óptimo. Para abordar este desafío, en este trabajo se propone una optimización 
iterativa de dos partes. En la primera parte se resuelve un problema de planificación de 
BESS considerando únicamente restricciones técnicas. En la segunda parte, se evalúa si el 
plan de inversión obtenido de la primera parte cumple con la restricción de robustez. Si el 
plan de inversión no cumple con la restricción de robustez, se incorpora una restricción 
lineal en la etapa 1 para eliminar ese plan de inversión del espacio de búsqueda. De esta 
forma al resolver nuevamente el problema de optimización se obtiene un nuevo plan de 
inversión distinto al anterior. Este proceso se realiza de forma iterativa hasta que la 
restricción de robustez se cumpla. Una vez obtenido el plan de inversión final, se procede 
con la tercera etapa de la metodología cuyo objetivo es validar dinámicamente la solución 
obtenida mediante simulaciones dinámicas en el dominio del tiempo.  
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Figura 3.1.1: Esquema metodológico propuesto. 

3.2. Etapa 1: Análisis de robustez 

3.2.1. Métrica de robustez propuesta 

En la sección 2.5 se presentaron las métricas de robustez utilizadas actualmente en los 
SEP. Sin embargo, estas métricas requieren de altos tiempos de cómputo para determinar 
su valor, por lo que no son aptas para su uso en el marco de un modelo de planificación. 
Por ello, en este trabajo se propone el siguiente indicador para representar el desempeño 
dinámico de un SEP con alta penetración de TGVCC:   

ISCRi =
SCLi

∑  N
j≠i |Dij| ⋅ Pj, ∀j ∈ TGVCC

, ∀i ∈ SEP (3.1) 

En (3.1), 𝐷𝑖𝑗 corresponde a la distancia eléctrica de la central TGVCC ubicada en la barra  

𝑗 con respecto a la barra 𝑖, 𝑆𝐶𝐿𝑖 corresponde al nivel de cortocircuito de la barra 𝑖 y 𝑃𝑗 el 

despacho de la TGVCC ubicada en la barra 𝑗. La formulación matemática para el cálculo de 
la distancia eléctrica es la siguiente: 

Dij = Zii + Zjj − 2 ⋅ Zij  (3.2) 
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Donde Zij corresponde a los elementos de la matriz de impedancia del sistema entre las 

barras 𝑖 y 𝑗. Cabe destacar que esta métrica es muy similar al índice ESCR. La diferencia es 
que utiliza la distancia eléctrica entre dos barras, en vez de los factores de interacción (IF). 
Esto permite cuantificar la robustez de una barra sin la necesidad de realizar simulaciones 
dinámicas o cálculos de cortocircuito, además de que solo depende de la topología del 
sistema y del punto de operación.  

Para determinar la relación entre la métrica ISCR y el desempeño dinámico del sistema 
antes del despeje de la falla, se propone una métrica denominada Índice de Desempeño 
Dinámico (IDD). Este indicador, calculado por cada barra, se obtiene al calcular el área 
bajo la curva de la caída de tensión ante la ocurrencia de una contingencia. La Figura 3.3.1 
muestra de forma gráfica la representación del IDD. Un área mayor indica una menor 
tensión transitoria y, por ende, un peor desempeño dinámico. Esta forma de caracterizar el 
desempeño dinámico permite identificar situaciones críticas donde la tensión disminuye a 
niveles críticos durante el transitorio, que puedan llevar a inestabilidad de tensión o 
pérdidas de sincronismo del PLL. 

 

Figura 3.2.1: Representación del Índice de Desempeño Dinámico (área color rojo). 

Para comparar la relación entre los índices ISCR y el IDD, se utilizó un modelo dinámico 
del SEN, proyectado al año 2045, en una condición de operación caracterizada por una baja 
demanda y un 80% de generación TGVCC [63]. Las simulaciones dinámicas consistieron 
en cortocircuitos trifásicos en las principales barras del SEN. En la Figura 3.3.2 se 
presentan los resultados normalizados del IDD y la métrica de robustez. De la figura se 
observa una relación directa entre el indicador de robustez y el IDD. Un ISCR mayor se 
traduce en una menor área bajo la curva, indicando un mejor desempeño dinámico. 
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Figura 3.2.2: IDD en función de la métrica de robustez ISCR 

La Figura 3.3.3 muestra de forma gráfica el desempeño dinámico de la tensión en 
función de la métrica de robustez. Los resultados de esta figura muestran que, a medida 
que aumenta el valor del ISCR, disminuye la caída de tensión durante una falla, junto con 
la tensión máxima una vez despejada la contingencia, lo que se traduce en un mejor 
desempeño dinámico del SEP. Esto refuerza que el ISCR está directamente relacionado con 
el desempeño dinámico del SEP durante contingencias. 

 

Figura 3.2.3: Desempeño dinámico de las barras de 220 kV en función del ISCR 

3.2.2. Identificación del área débil y selección de candidatos para 
robustecer el SEP 

Tal como se mencionó en la sección 3.1, la primera etapa consiste en identificar el área 
más débil del SEP a reforzar. Para ello, primeramente, se calculan los valores de ISCR en 
cada barra del sistema, para todas las condiciones de operación y se obtiene el mínimo valor 
de ISCR por cada barra. A partir de estos valores, se realiza una agrupación mediante el 
método K-Means, que tiene como objetivo agrupar barras con valores del índice ISCR 
similares. El método considera la conectividad de las barras, por lo que cada grupo solo 
contiene barras que están eléctricamente conectadas entre sí, ya sea directamente o a través 
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de otras barras pertenecientes al mismo grupo. Para identificar la cantidad de grupos, se 
escoge como solución el codo de la curva del error al agrupar en función del número de 
grupos (clusters) [159]. El error de un clúster corresponde a la desviación estándar de los 
valores mínimos de ISCR que pertenece al clúster respecto a su centroide (el promedio de 
los valores del ISCR de las barras pertenecientes al clúster) y el error total corresponde al 
promedio de las desviaciones. Como resultado del clustering, cada grupo representa áreas 
del sistema con valores similares de ISCR. La Figura 3.4.4 muestra de manera ilustrativa la 
agrupación de áreas mediante el método K-Means. 

 

Figura 3.2.4: Agrupación mediante el método K-Means. 

 La Figura 3.3.5 muestra un ejemplo de la identificación de áreas débiles del SEN 
mediante la agrupación utilizando 5 grupos (clústers). Para este ejemplo, se utilizó el 
modelo del SEN proyectado al año 2040 [63]. Como se puede observar de la figura, para 
este caso se identificaron 4 áreas con niveles de robustez similares, las que se visualizan a 
través de un mapa de calor. El área más débil corresponde al área A2, que presenta los 
menores valores de ISCR.  

  

Figura 3.2.5: Ejemplo de identificación de áreas débiles en el SEN. 
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Una vez identificadas las áreas débiles, el siguiente paso consiste en determinar los 
candidatos a expansión para fortalecer el SEP. En el marco de este trabajo, estos son BESS. 
Es importante señalar que, para obtener soluciones en tiempos razonables con los recursos 
computacionales disponibles, se consideran equipos candidatos a expansión solo en el área 
identificada como la más débil o el área que se quiere reforzar. Cabe destacar que, si se 
identifican dos o más áreas débiles, con la metodología propuesta se pueden identificar 
reforzamientos para cada una de las áreas, de manera independiente.  

3.3. Etapa 2: Planificación considerando criterios de 
robustez 

3.3.1. Planificación tradicional considerando criterios 
económicos 

La planificación de la transmisión tradicional considerando criterios económicos 
tiene como objetivo determinar el plan de inversión para suministrar la demanda a mínimo 
costo, considerando restricciones técnicas. Los costos totales del sistema se componen de 
los costos de operación y costos de inversión. A continuación, se presenta el modelo de 
optimización para la planificación considerando criterios económicos. 

min
 

∑  

 

𝑦∈𝑌

[∑ 𝐼𝑒,𝑦𝑐𝑒,𝑦
𝐼𝑁𝑉

 

𝑒∈𝐸

+ ∑ 𝐼𝑠,𝑦𝑐𝑠,𝑦
𝐼𝑁𝑉

 

𝑠∈𝑆

+ ∑ 𝜎𝑘

 

𝑡∈𝑇𝑘

(∑ 𝑐𝑔,𝑦𝑃𝑔,𝑦,𝑘,𝑡

 

𝑔∈𝐺

+ ∑ 𝑐𝑒,𝑦𝑃𝑒,𝑦,𝑘,𝑡

 

𝑒∈𝐸

)] (3.3) 

Sujeto a: 

∑ 𝑃𝑔,𝑦,𝑘,𝑡

 

𝑔∈𝐺

− ∑ 𝑃𝑔,𝑦,𝑘,𝑡

 

𝑔∈𝐺𝑝𝑢𝑚𝑝

+ ∑(𝑃𝑒,𝑦,𝑘,𝑡
𝑑 − 𝑃𝑒,𝑦,𝑘,𝑡

𝑐 )

 

𝑒∈𝐸

+ ∑ 𝐹𝑙,𝑦,𝑘,𝑡

 

𝑙∈𝐿𝑖𝑛

+ ∑ 𝐹𝑙,𝑦,𝑘,𝑡

 

𝑙∈𝐿𝑜𝑢𝑡

= 𝑑𝑏,𝑦,𝑘,𝑡 (3.4) 

𝐹𝑙,𝑦,𝑘,𝑡 =
𝜃𝑙,𝑦,𝑘,𝑡

𝑓𝑟𝑜𝑚_𝑒𝑥
− 𝜃𝑙,𝑦,𝑘,𝑡

𝑡𝑜_𝑒𝑥

𝑥𝑙
, ∀𝑙 ∈ 𝐿0 (3.5) 

𝐹𝑙,𝑦,𝑘,𝑡 ≤ 𝑀𝑙(1 − 𝐼𝑙,𝑦) +
𝜃𝑙,𝑦,𝑘,𝑡

𝑓𝑟𝑜𝑚_𝑐𝑎𝑛
− 𝜃𝑙,𝑦,𝑘,𝑡

𝑡𝑜_𝑐𝑎𝑛

𝑥𝑙
, ∀𝑙 ∈ 𝐿 (3.6) 

𝐹𝑙,𝑦,𝑘,𝑡 ≥ 𝑀𝑙(𝐼𝑙,𝑦 − 1) +
𝜃𝑙,𝑦,𝑘,𝑡

𝑓𝑟𝑜𝑚_𝑐𝑎𝑛
− 𝜃𝑙,𝑦,𝑘,𝑡

𝑡𝑜_𝑐𝑎𝑛

𝑥𝑙
, ∀𝑙 ∈ 𝐿 (3.7) 

𝑃𝑔,𝑦,𝑘,𝑡 ≤ 𝑈𝑔,𝑦,𝑘,𝑡𝑃𝑔,𝑦, ∀𝑔 ∈ 𝐺 (3.8) 

𝑈𝑔,𝑦,𝑘,𝑡 = 𝑈𝑔,𝑦,𝑘,𝑡−1 + 𝑆𝑔,𝑦,𝑘,𝑡 − 𝐷𝑔,𝑦,𝑘,𝑡 , ∀𝑔 ∈ 𝐺 (3.9) 

𝑃𝑔,𝑦,𝑘,𝑡 − 𝑃𝑔,𝑦,𝑘,𝑡−1 ≤ 𝑈𝑔,𝑦,𝑘,𝑡−1𝑟𝑔
𝑢𝑝

, ∀𝑔 ∈ 𝐺 (3.10) 

𝑃𝑔,𝑦,𝑘,𝑡−1 − 𝑃𝑔,𝑦,𝑘,𝑡 ≤ 𝑈𝑔,𝑦,𝑘,𝑡−1𝑟𝑔
𝑑𝑜𝑤𝑛 , ∀𝑔 ∈ 𝐺 (3.11) 

𝑈𝑔,𝑦,𝑘,𝑡 ≥ ∑ 𝑆𝑔,𝑦,𝑘,𝑡′

 𝑡

𝑡′=𝑡−𝜏𝑔
𝑜𝑛

, ∀𝑔 ∈ 𝐺 (3.12) 

1 − 𝑈𝑔,𝑦,𝑘,𝑡 ≥ ∑ 𝐷𝑔,𝑦,𝑘,𝑡′

 𝑡

𝑡′=𝑡−𝜏𝑔
𝑜𝑓𝑓

, ∀𝑔 ∈ 𝐺 (3.13) 

0 ≤ 𝑃𝑒,𝑦,𝑘,𝑡
𝑐 ≤ 𝑃𝑒(𝑍𝑒,𝑦 + 𝑧𝑒

0) (3.14) 

0 ≤ 𝑃𝑒,𝑦,𝑘,𝑡
𝑑 ≤ 𝑃𝑒(𝑍𝑒,𝑦 + 𝑧𝑒

0) (3.15) 
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𝐸𝑒,𝑦,𝑘,𝑡 = 𝐸𝑒,𝑦,𝑘,𝑡−1 + 𝜂𝑒𝑃𝑒,𝑦,𝑘,𝑡
𝑐 − 𝑃𝑒,𝑦,𝑘,𝑡

𝑑 /𝜂𝑒 (3.16) 

ℇ𝑒(𝑍𝑒,𝑦 + 𝑧𝑒
0) ≤ 𝐸𝑒,𝑦,𝑘,𝑡 ≤ ℇ𝑒(𝑍𝑒,𝑦 + 𝑧𝑒

0) (3.17) 
𝐸𝑒,𝑦,𝑘,0 = 𝐸𝑒,𝑦,𝑘,|𝑇𝑘| (3.18) 

𝑉𝑟,𝑦,𝑘,𝑡 = 𝑉𝑟,𝑦,𝑘,𝑡−1

+ 0.0036 ( ∑
𝑃𝑔,𝑦,𝑘,𝑡

𝜂𝑔
ℎ𝑦𝑑𝑟𝑜

 

𝑔∈𝐺𝑜𝑢𝑡
ℎ𝑦𝑑𝑟𝑜

− ∑
𝑃𝑔,𝑦,𝑘,𝑡

𝜂𝑔
ℎ𝑦𝑑𝑟𝑜

 

𝑔∈𝐺𝑖𝑛
ℎ𝑦𝑑𝑟𝑜

− ∑
𝑃𝑔,𝑦,𝑘,𝑡

𝑝𝑢𝑚𝑝

𝜂𝑔
𝑝𝑢𝑚𝑝

 

𝑔∈𝐺𝑖𝑛
𝑝𝑢𝑚𝑝

+ ∑
𝑃𝑔,𝑦,𝑘,𝑡

𝑝𝑢𝑚𝑝

𝜂𝑔
𝑝𝑢𝑚𝑝

 

𝑔∈𝐺𝑜𝑢𝑡
𝑝𝑢𝑚𝑝

+ 𝜔𝑟,𝑦,𝑘,𝑡) 

(3.19) 

𝑣𝑟 ≤ 𝑉𝑟,𝑦,𝑘,𝑡 ≤ 𝑣𝑟 (3.20) 

𝑍𝑙,𝑦 ≤ ∑ 𝐼𝑙,𝑦

 

ℎ≤𝑦∈𝑌

≤ 1 (3.21) 

𝑍𝑒,𝑦 ≤ 0 (3.22) 

𝑍𝑒,𝑦 ≤ ∑ 𝐼𝑒,ℎ

 

ℎ≤𝑦∈𝑌

≤ 𝑍𝑒,𝑦 (3.23) 

𝑍𝑠,𝑦 ≤ 0 (3.24) 

𝑍𝑠,𝑦 ≤ ∑ 𝐼𝑠,ℎ

 

ℎ≤𝑦∈𝑌

≤ 𝑍𝑠,𝑦 (3.25) 

∑ ℎ𝑔

 

𝑔∈𝐺

+ ∑ ℎ𝑔

 

𝑔∈𝐺ℎ𝑦𝑑𝑟𝑜

+ ∑ ℎ𝑔

 

𝑔∈𝐺𝑝𝑢𝑚𝑝

≥ 𝐻𝑦 (3.26) 

 

La ecuación (3.3) muestra la función objetivo, que minimiza los costes de inversión, 
operación y carga no servida. La ecuación (3.4) modela el equilibrio nodal, que debe 
cumplirse en cada barra b de la red. Las ecuaciones (3.5), (3.6) y (3.7) modelan los flujos 
de potencia de las líneas existentes y candidatas. Las ecuaciones (3.8) modelan la potencia 
suministrada por los generadores considerando su potencia máxima suministrada. 
Ecuación (3.9) tiempos de arranque y parada. Las ecuaciones (3.10) y (3.11) modelan sus 
rampas. Las ecuaciones (3.12) y (3.13) modelan los tiempos de arranque y parada de los 
generadores. Las ecuaciones (3.14) y (3.15) modelan el límite de potencia suministrado por 
los sistemas de almacenamiento de energía. La ecuación (3.16) modela el balance de 
potencia de los sistemas de almacenamiento de energía. La ecuación (3.17) modela el límite 
de energía de los sistemas de almacenamiento de energía. La ecuación (3.18) modela la 
energía inicial de los sistemas de almacenamiento de energía. La ecuación (3.19) modela el 
balance hidráulico. La ecuación (3.20) modela el límite del depósito. La ecuación (3.21) 
modela el estado de la inversión de la línea de transmisión. Las ecuaciones (3.22) y (3.23) 
modelan el estado de la inversión en sistemas de almacenamiento de energía. Las 
ecuaciones (3.24) y (3.25) modelan el estado de la inversión en compensación shunt. La 
ecuación (3.26) modela la inercia mínima del sistema. 

3.3.2. Requerimiento de robustez 

Tal como se indicó en la sección 3.1, considerar la robustez del SEP a través de la 
métrica de robustez, introduce no linealidades en la formulación, por lo que resolver el 
problema resultante es computacionalmente costoso. Más aún, la única forma de resolverlo 
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es adoptando fuertes simplificaciones en el modelo de red, lo que limita fuertemente el uso 
práctico de las soluciones obtenidas. Para abordar este desafío, en esta tesis se implementa 
una estrategia de optimización iterativa de dos partes, que considera la inversión en 
baterías para aumentar el nivel de robustez del sistema. La Figura 3.3.1 muestra el método 
iterativo para evaluar la robustez de un SEP. 

 
Figura 3.3.1: Proceso iterativo para evaluar la robustez de un SEP. 

Como primera parte del proceso, se resuelve una planificación tradicional 
considerando únicamente como candidatos los BESS seleccionados en la etapa 1. A partir 
del plan de inversión obtenido, se calcular el ISCR promedio en cada barra del área débil, 
𝐼𝑆𝐶𝑅̅̅ ̅̅ ̅̅

𝑗̅,𝑖
𝑡 , ∀𝑗 ∈ 𝐴𝑑. Luego, se procede con la segunda parte del proceso, cuyo objetivo es 

evaluar el requerimiento de robustez del SEP. Para ello, previamente se calcula el valor 
medio de ISCR en las barras del área débil para el SEP base, es decir, para el SEP sin 
elementos de compensación, 𝐼𝑆𝐶𝑅̅̅ ̅̅ ̅̅

𝑗̅,0
𝑡 , ∀𝑗 ∈ 𝐴𝑑. Este valor de ISCR por barra se pondera por 

un factor de 1 + Δ%, donde Δ% corresponde al porcentaje de robustecimiento definido por 
el usuario. Una vez obtenido estos parámetros, se formula una restricción para evaluar el 
requerimiento de robustez. A continuación, se presenta la restricción: 

𝐼𝑆𝐶𝑅̅̅ ̅̅ ̅̅
𝑗̅,𝑖
𝑡 > 𝐼𝑆𝐶𝑅̅̅ ̅̅ ̅̅

𝑗̅,0
𝑡 (1 + Δj%) (3.27) 

Donde 𝐼𝑆𝐶𝑅̅̅ ̅̅ ̅̅
𝑗̅,𝑖
𝑡  corresponde al valor medio del ISCR en las barras del área débil para 

el plan de inversión  𝑋⃗𝑟,𝑖
∗  de la iteración 𝑖, 𝐼𝑆𝐶𝑅̅̅ ̅̅ ̅̅

𝑗̅,0
𝑡  corresponde al valor medio del ISCR en 

las barras del área débil para el caso base y Δj% el porcentaje a robustecer la barra 𝑗. 

Esta restricción le permite al usuario definir cuanto está dispuesto a robustecer el 

SEP a partir un cierto porcentaje.  Si el plan de inversión 𝑋⃗𝑟,𝑖
∗  logra cumplir el requerimiento 

de robustez, el proceso se termina y se procede con la siguiente etapa. De lo contrario, si el 

plan de inversión 𝑋⃗𝑟,𝑖
∗  no logra cumplir con el requerimiento de robustez, se incorpora una 

restricción lineal al problema de optimización que tiene por objetivo eliminar la solución 

𝑋⃗𝑟,𝑖
∗  del dominio de las inversiones del problema. De esta forma en una siguiente iteración 
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se obtiene un nuevo plan de inversión distinto al anterior hasta que el requerimiento de 
robustez se cumpla. A continuación, se presenta una formulación para la restricción lineal 
para el problema de optimización: 

𝑋⃗𝑟 ⋅ 𝑋⃗𝑟,𝑖
∗ + (1 − 𝑋⃗𝑟)(1 − 𝑋⃗𝑟,𝑖

∗ ) ≤ 𝑛 − 1 (3.28) 

 Donde 𝑋⃗𝑟 corresponde al vector de decisión de las obras candidatas a expansión, 𝑋⃗𝑟,𝑖
∗  

corresponde al vector de las decisiones de inversión obtenida en la iteración 𝑖 y 𝑛 representa 
la cantidad de obras candidatas a expansión.  

3.4. Etapa 3: Validación dinámica 

La validación dinámica consiste en llevar a cabo simulaciones en el dominio del tiempo 
simulando cortocircuitos trifásicos en diversas barras del sistema de estudio. El objetivo de 
estas simulaciones es determinar los beneficios de robustecer el sistema mediante la 
metodología propuesta. Las barras para las que se realizarán cortocircuitos se escogen en 
función de las características del punto de operación seleccionado como, por ejemplo, 
barras con bajos niveles de cortocircuito o barras del troncal cuya transferencia de potencia 
sea significativa. La variable principal de análisis es el desempeño dinámico de la tensión. 
En este contexto, se compara el desempeño dinámico entre el caso base y la solución 
obtenida. Este análisis proporciona una evaluación detallada de cómo la implementación 
de criterios de robustez afecta dinámicamente la estabilidad del sistema durante 
contingencias. 
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Capítulo 4 

Resultados 

4.1. Caso de estudio 

El caso de estudio utilizado para este trabajo corresponde al modelo de planificación 
del sistema eléctrico chileno del año 2025. Este modelo cuenta con 286 barras, 340 líneas 
de transmisión, 142 cargas, 187 generadores sincrónicos y 241 centrales TGVCC. La 
capacidad instalada total del sistema es 36.662 [MVA] de los cuales el 46% corresponden 
a TGVCC y el 54% a generación térmica.  

Los puntos de operación seleccionados son 2. Estos días constan de una baja demanda 
y altos niveles de TGVCC, con porcentajes de penetración renovable de 61% y 65%, 
respectivamente. La planificación tradicional con criterios económicos considera el unit 
commitment de las unidades generadoras y, junto con esto, se establecen limites en niveles 
de inercia y reservas primarias. En la Tabla 4.1.1 se muestra en detalle el valor de estos 
límites. 

Limite Valor 

Inercia sistémica 30 GVAs 

Reserva primaria 400 MW 

Tabla 4.1.1: Limites técnicos de la planificación con criterios económicos. 

Para robustecer el sistema se consideran baterías de corta duración (1 hora) y 
condensadores sincrónicos. Cada uno de estos equipos cuenta con una potencia de 200 
[MVA]. Los condensadores sincrónicos se consideran dentro de este trabajo debido a que 
esta tecnología junto con los BESS son los que más se han estudiado para efectos de 
robustecer un sistema. Por lo tanto, se busca poder comparar el efecto entre estas 
tecnologías para mejorar la robustez. La Tabla 4.1.2 muestra los costos de inversión 
asociados a cada una de las tecnologías. Los costos de los BESS se definieron en base al 
último informe de almacenamiento de energía realizado por el CEN [160] y los de los 
condensadores sincrónicos en base a [97]. 

Medida Precio USD/kVA Referencia 

Condensador Síncrono 400 [97] 

Batería ion-litio 600 [160] 

Tabla 4.1.2: Costos de inversión de condensador sincrónico y BESS. 

4.2. Resultados 

En este capítulo se presentan y analizan los resultados obtenidos del estudio de 
localización de equipos BESS sobre el modelo de planificación del SEN proyectado para el 
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año 2025. Para ello, se ejecutan secuencialmente las etapas de la metodología presentada 
en la Figura 3.4.1. 

4.2.2. Análisis de robustez 

La primera etapa de la metodología consta que realizar un análisis de robustez del SEP 
en estudio. Como se menciona en la sección 3.2, este análisis de robustez consiste en 
identificar el área débil del SEP a partir de la métrica del ISCR. La Figura 4.2.2 muestra el 
SEN proyectado al 2025 con la identificación del área débil que presenta el SEP. De este 
grafico se muestran cinco áreas claramente identificadas, y destaca que la zona más débil 
del SEP corresponde al área 2, ubicada en el norte de Chile. A partir de este resultado, se 
procede a la tercera parte de la metodología que trata del robustecimiento del SEP. Para 
aquello, se consideran como candidatos a la planificación de la expansión BESS y 
condensadores sincrónicos de 200 MVA cuya instalación solo podrá ser en el área más 
débil. 

 

Figura 4.2.1: Áreas débiles del SEN 2025. 

4.2.3. Resultados optimización considerando criterio de robustez 

Tras la integración de los equipos destinados a fortalecer el SEP, se procede a realizar 
la planificación de BESS y condensadores sincrónicos considerando la restricción de 
robustez. Para formular la restricción de robustez, se utilizan distintos valores de Δ𝑗 con el 

fin de obtener una curva Pareto eficiente. De esta forma le permite al usuario escoger la 
solución que más se adecue a sus requerimientos de robustez. Los valores de Δ𝑗 son los 

siguiente: Δ𝑗 = {5%, 10%, 15%, 20%, 25%, 30%, 35%}. En este trabajo el valor de Δ𝑗 se 

considera el mismo en todas las barras del área débil con el fin de reducir los tiempos de 
cómputo de la optimización.  
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La curva Pareto como resultado de la optimización se muestra en la Figura 4.2.3. En 
esta curva se muestran los costos totales en función del valor medio del ISCR del área débil. 
Cada uno de los puntos está marcado con el valor de Δ𝑗 utilizado. El tiempo de cómputo 

para obtener la curva fue de aproximadamente 2 semanas. 

 
Figura 4.2.2: Curva Pareto de la optimización de reactivos. 

La solución escogida para este trabajo es un Δ𝑗 = 20. Los resultados de la solución 

seleccionada consideran la instalación de 1200 [MVA] de BESS (6 módulos) y 800 [MVA] 
de condensadores sincrónicos (4 módulos). La localización de estos equipos se muestra en 
la Figura 4.2.4. Respecto al caso base, los costos totales aumentaron en un 8.8%, mientras 
que el 𝐼𝑆𝐶𝑅̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅

𝐴𝑑
 aumentó en un 21%. Por la instalación de BESS, los costos de operación 

disminuyeron un 0.5%, pasando de una generación anual de 1160 MUSD a una generación 
anual de 1154 MUSD. Los costos anualizados de inversión son de 108 MSUD, de los cuales 
el 74% corresponde a la inversión en BESS y el 26% a la inversión en CS. A modo resumen, 
en la Tabla 4.2.2 se muestra un resumen con los costos anualizados de inversión, 
generación y totales del caso base y la solución escogida. 

 
Costos generación 

(MUSD/año) 
Inversión BESS 

(MUSD/año) 
Inversión CS 
(MUSD/año) 

Costo total 
(MUSD/año) 

Caso base 1160 - - 1160 

Expansión + 
robustez 

1154(-0.5%) 36 16 1262(+8.8%) 

Tabla 4.2.1: Resultados de los costos de generación e inversión anualizados para la 
planificación tradicional y con criterio de robustez. 
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                                 a)                b) 

Figura 4.2.3: localización de equipos para robustecer el SEP: a) equipos BESS, b) 
condensadores sincrónicos. 

4.2.4. Simulaciones RMS 

En esta sección se muestran las simulaciones dinámicas para los cortocircuitos trifásicos 
mencionados en la sección 4.2. En particular, se presenta el desempeño dinámico de la 
tensión para cuatro casos: i) Caso base, ii) Solución con CS, iii) Solución con BESS y iv) 
Solución con BESS y CS.  

La Figura 4.2.5 muestra el desempeño dinámico de la tensión para las 3 contingencias 
seleccionadas F1, F2 y F3. Las figuras de la columna izquierda corresponden al desempeño 
dinámico de la tensión en el corto plazo, mientras que las figuras de la columna derecha 
corresponden al desempeño dinámico de la tensión en el largo plazo. 

En el corto plazo, se observa que los BESS no reduce la tensión mínima inmediatamente 
después de ocurrida la contingencia. No obstante, la tensión mínima durante la 
contingencia aumenta debido a la inyección de corrientes reactivas de los BESS. En el caso 
de los CS, la incorporación de estos equipos disminuye la tensión mínima una vez ocurrida 
la contingencia debido a su respuesta natural de corriente de cortocircuito, pero no 
aumenta la tensión mínima durante la contingencia.  

En el largo plazo, se genera un peak de tensión inmediatamente después del despeje de 
la falla. Este peak es mayor con la incorporación de BESS que con CS, ya que las baterías 
inyectan las corrientes reactivas que aportaban durante la falla generando un peak de 
tensión una vez despejada. 

Respecto a la estabilidad del sistema, solo en la contingencia F2 y F3 se presenta una 
inestabilidad. En F2, la solución con criterios económicos genera una inestabilidad de 
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convertidor durante el corto plazo que luego produce un colapso de tensión en el largo plazo 
provocando una pérdida de sincronismo de convertidores y unidades sincrónicas. En F3, 
la solución con criterios económicos solo genera una inestabilidad de convertidor durante 
el corto plazo, en el largo plazo esta inestabilidad no se produce. En ambos casos, F2 y F3, 
la incorporación de BESS y/o CS muestran una mejora en el desempeño dinámico de la 
tensión evitando una inestabilidad.  

 
a) b) 

 
c) d) 

 
e) f) 

Figura 4.2.4: Desempeño dinámico de la tensión para las fallas F1 a) - b), F2 c) - d) y F3 e) - f). 



57 

 

Capítulo 5 

Conclusiones 

5.1. Conclusiones 

En el marco de esta investigación, se ha logrado cumplir el objetivo principal: desarrollar 
una herramienta para localizar BESS en un modelo de planificación considerando criterios 
de robustez. Por un lado, la propuesta de la métrica ISCR como indicador de robustez ha 
demostrado su eficacia al cuantificar la robustez de un SEP a partir de parámetros estáticos. 
Por otro lado, la herramienta desarrollada reside en su simplicidad de implementación 
siendo adaptable a cualquier modelo de planificación. El modelo de optimización 
desarrollado permite la elaboración de la curva Pareto al considerar distintos 
requerimientos de robustez. Esta representación gráfica, que correlaciona la métrica de 
robustez con los costos totales, no solo ofrece una completa visión de la planificación, sino 
que también confiere al operador de red la capacidad de tomar decisiones fundamentadas 
respecto a la inversión requerida para fortalecer un SEP. No obstante, es crucial señalar 
que la obtención de la curva Pareto implica llevar a cabo un considerable número de 
iteraciones, lo cual podría resultar en un costo computacional significativo. 

En cuanto a los resultados obtenidos, la solución seleccionada mejora efectivamente la 
robustez del SEP. El valor medio del ISCR del área débil aumentó en un 21% al aumentar 
en un 20% cada barra de dicha área. No obstante, este aumento implica un 8.8% adicional 
de los costos totales del sistema los cuales corresponden a costos de inversión 
principalmente. De estos costos de inversión, el 74% corresponde a BESS, mientras que el 
26% corresponde a CS. Esta diferencia en los costos de inversión se debe exclusivamente a 
la planificación. Uno de los objetivos de la optimización es minimizar los costos de 
operación, por lo que el programa va a tender a instalar primero BESS y luego CS. Por este 
motivo es que hay una mayor cantidad de BESS a instalar en comparación a la cantidad de 
CS. Además, los BESS permitieron disminuir los costos de operación anualizados del 
sistema en un 0.5% mientras que los CS no pueden disminuir los costos de operación dado 
que no contribuyen a mejorar la operación económica. En cuanto a la validación dinámica 
de los resultados, los BESS muestran una mejora en el desempeño dinámico del SEP, 
especialmente durante contingencias al inyectar corrientes reactivas. Sin embargo, los 
condensadores sincrónicos muestran una mejorar más significativa en el desempeño 
dinámico del SEP respecto a los BESS. Los condensadores sincrónicos aumentan la tensión 
mínima durante las contingencias además de amortiguar las oscilaciones del sistema, 
efecto que los BESS no contribuyen en gran medida. No obstante, la limitación de los CS 
radica en su incapacidad para contribuir a la reducción de los costos de generación del SEP. 
Como se mencionó con anterioridad, los CS no pueden contribuir a la operación económica 
del SEP. Estos equipos no cuentan con la capacidad de inyectar potencia activa. Una de las 
principales contribuciones de los CS reside en robustecer los SEP. Los CS pueden inyectar 
altas corrientes de falla mejorando el desempeño dinámico durante contingencia y, por 
ende, aumentar la robustez del SEP. Por lo tanto, la propuesta de una operación conjunta 
entre BESS y condensadores sincrónicos emerge como una alternativa equilibrada, 
permitiendo el robustecimiento del SEP y, al mismo tiempo, una disminución en los costos 
de generación. 
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5.2. Trabajos futuros 

Si bien la metodología propuesta entrega resultados precisos, aún existen aspectos que 
requieren atención en investigaciones subsiguientes. En primer lugar, es necesario 
linealizar la métrica propuesta para integrarla directamente en el problema de 
optimización, eliminando así la necesidad de llevar a cabo el proceso de manera iterativa y, 
de esta forma, reducir los costos computacionales. En segundo lugar, incorporar otros 
equipos para fortalecer el SEP, no limitarse únicamente a BESS y condensadores 
sincrónicos. La naturaleza modular de la herramienta posibilita la incorporación de otros 
dispositivos ofreciendo una perspectiva más completa sobre los elementos que podrían 
contribuir a fortalecer el SEP. En último lugar, se sugiere incorporar restricciones de 
frecuencia en la planificación. De esta forma permitiría abordar tanto los desafíos en la 
estabilidad de tensión como frecuencia teniendo una perspectiva completa en SEP con altos 
niveles de TGVCC. 
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Anexos 

A. Esquema de control de BESS 

 En situaciones de contingencia los BESS no están obligados a permanecer 
conectados, lo que les permite desconectarse para evitar posibles daños. Sin embargo, 
en la actualidad, existen requisitos que demandan que cualquier dispositivo con 
convertidor mantengan su conexión durante fallas, conocidos como requisitos de "Fault 
Ride Through" (FRT). En este contexto, es plausible anticipar el desarrollo de servicios 
complementarios que permitan a los BESS brindar apoyo de voltaje durante 
contingencias, contribuyendo así a la estabilidad de los sistemas eléctricos. En relación 
con la inyección de corrientes reactivas, el código alemán [162] establece que las 
unidades generadoras deben aportar al sistema mediante una inyección adicional de 
corriente reactiva. La Figura A-1 ilustra de manera gráfica los requisitos de la norma 
alemana, destacando la inyección de corriente reactiva durante cortocircuitos. Dada la 
susceptibilidad de los conversores a las sobre corrientes, con una capacidad máxima de 
hasta un 20 % sobre el valor nominal, se impone la necesidad de un esquema de control 
adicional para garantizar el control de tensión durante fallas. Este esquema debe primar 
la corriente reactiva sobre la activa y mantener el módulo de la corriente inyectada total 
por debajo del 120 % del valor nominal. 

 

Figura A.1: Requerimientos de control de tensión durante contingencia [162]. 

Para poder contribuir a la estabilidad de voltaje durante fallas, se tienen numerosos 
trabajos orientados a nuevas estrategias de control en sistemas fotovoltaicos conectados 
mediante conversores [163]. A pesar de que aún no hay trabajos de esquemas de control 
de Fault Ride Through para equipos BESS, los trabajos para plantas fotovoltaicas son un 
ejemplo análogo de las estrategias que se podrían implementar en BESS para poder 
prestar soporte de tension durante contingencias. En primer lugar, se debe implementar 
un lazo de control que defina la inyección de corriente reactiva de acuerdo con los 
requerimientos de soporte de voltaje especificados. Durante fallas, el lazo de control de 
potencia reactiva asociado a la operación normal deja de estar operativo y entra en 
operación este nuevo esquema de control. En el caso del código alemán se tiene que la 
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función que caracteriza la inyección de corriente reactiva en función del voltaje en el PCC 
queda definida de acuerdo con la siguiente ecuación [163]: 

 

𝑖𝑞
𝑟𝑒𝑓

= 𝑖𝑛𝐾|Δ𝑉𝑃𝐶𝐶|, si |Δ𝑉𝑃𝐶𝐶| ≥ 10% (A-1) 

 

La contribución de corriente reactiva durante fallas tanto simétricas como 
asimétricas, se deben realizar mediciones tensión en todas las fases para ejercer la acción 
de control. 

Los conversores aumentan la inyección de corriente activa, para mantener la 
inyección de potencia activa durante operación normal. Paralelamente, el equipo va a 
aumentar la inyección de corrientes reactivas de acuerdo con el control de capacidad 
FRT. Para evitar una desconexión producto de sobre corrientes en el lado AC del 
conversor, es necesario limitar la inyección de id para así privilegiar el soporte de voltaje 
durante la falla. De esta forma, durante la falla la corriente activa se debe limitar para 
que la magnitud de la corriente total no sobrepase el umbral de 1,2 veces su valor 
nominal, de acuerdo con la siguiente fórmula: 

𝑖𝑑
𝑟𝑒𝑓

≤ √1.22 − 𝑖𝑞
𝑟𝑒𝑓2

 (A-2) 

 

Considerando lo anterior, la Figura A.2 muestra el lazo de control resultante que se 
debe activar durante contingencia. 

 

Figura A.2: Lazo de control con requerimientos de FRT [163]. 
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En el caso de que el equipo BESS priorice totalmente la inyección de potencia reactiva 
durante fallas eléctricamente cercanas al PCC, no va a inyectar potencia activa a la red. 
En este escenario, las baterías regulan la tensión del condensador del enlace DC de forma 
tal que se mantenga dentro de los límites operacionales. En este proceso, si bien las 
baterías inyectan o consumen potencia activa de forma instantánea al cargar y descargar 
el condensador, si se considera que las pérdidas de potencia del circuito son 
despreciables, los BESS en promedio no van a observar una variación de su estado de 
carga. En el trabajo desarrollado en esta tesis se considera que los equipos BESS son 
capaces cumplir con los requerimientos de FRT similares a los que se definen en el 
código alemán, de acuerdo con las estrategias de control ya descritas. 


