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Valparáıso, Chile

ESTUDIO DINÁMICO DE SEP
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3.3. Bifurcación de Hopf supercŕıtica . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 36
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D.6. Parámetros de turbina . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 94
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Resumen

Actualmente existen códigos de red que exigen a los parques eólicos caracteŕısticas
especiales tales como mantener la tensión o factor de potencia en el punto común de
acoplamiento o participar en el control primario de frecuencia. Es aśı como el control a nivel
de planta de tensión y los esquemas de participación en el control primario de frecuencia
son caracteŕısticas imprescindibles para cumplir con estos nuevos requerimientos. En esta
tesis se estudia el impacto del control a nivel de planta de tensión y sus ĺımites en la
estabilidad del sistema. Además, se analizan y se comparan dos esquemas para que los
parques eólicos participen del control primario de frecuencia y se evalúa su interacción con
el sistema de potencia, en particular con las máquinas sincrónicas.

Existen estudios relacionados con las dinámicas involucradas en los parques eólicos y
su interacción con el SEP bajo distintos enfoques como: el efecto de los parques eólicos en
la frecuencia del sistema; la estabilidad de tensión considerando la demanda de potencia
reactiva de los parques eólicos; las oscilaciones electromecánicas del sistema; el análisis
modal para entender los modos de oscilación; entre otros. Sin embargo, no todos estos
estudios incluyen las nuevas caracteŕısticas y capacidades de los parques eólicos en sus
análisis aśı como la influencia de los ĺımites de las variables de estado en la estabilidad del
sistema.

Para este estudio se utilizan dos técnicas: 1) análisis de bifurcaciones, que permite
representar la trayectoria que tienen los valores propios del sistema a medida que se vaŕıa
un parámetro (parámetro de bifurcación) en el espacio de estado, y 2) Simulación en el
tiempo, que permiten observar y analizar las variables en el dominio del tiempo cuando se
les aplica una perturbación. Además, se utilizan dos sistema de prueba: un sistema de 15
barras y el sistema de 39 barras del IEEE. El primero tiene un parque eólico compuesto
de 5 turbinas GE de 3,6[MW ] conectadas a la barra 9 del sistema de 3 máquinas-9 barras
ampliamente conocido (Western System Coordinating Council). El segundo es el sistema
de 39 barras del IEEE (New-England Power System), en el cual se conecta un parque
eólico de 77 turbinas GE de 3,6[MW ].

Los resultados del análisis y de las simulaciones permiten constatar que, en algunos
casos, al alcanzar el ĺımite del control a nivel de planta se llega a un punto de bifurcación
inducido por ĺımites—en estos casos el sistema tiene una repentina pérdida de estabilidad.
Por otro lado, se muestra que la presencia de control a nivel de planta causa una interacción
dinámica entre generadores eólicos y sincrónicos, produciéndose un acoplamiento entre las
variables de ambos controladores de potencia reactiva. Este mismo efecto ocurre con los
esquemas de participación en el control primario de frecuencia, donde la frecuencia del
sistema es la variable que acopla a los generadores eólicos con los sincrónicos del resto del
sistema. Encontrar dichas interacciones es importante debido a que, por un lado permiten
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estudiar la estabilidad de sistemas de potencia y, por otro, ayudan en la búsqueda de
modelos equivalentes simplificados (de orden reducido). Por lo tanto, este trabajo permite
la identificación de dinámicas relevantes de parques eólicos, lo cual es fundamental en la
búsqueda de modelos de orden simplificado ya que éstos deben mantener estas dinámicas
del modelo completo.

Respecto de los resultados del análisis, cuando el sistema es progresivamente cargado,
se observa que cuando el modo cŕıtico se atribuye al controlador de tensión de los gener-
adores sincrónicos, este estado cŕıtico del sistema es posible solucionarlo si se flexibiliza la
entrega de potencia reactiva (conectando banco de condensadores, aumentando el rango de
limitación del control a nivel de planta, mayor grado de enmallamiento, entre otros). Con
esto, se logra que el sistema aumente su cargabilidad y eventualmente el modo cŕıtico sea
el modo electromecánico; definiendo un nuevo ĺımite de estabilidad para el sistema. Final-
mente, analizando las respuestas dinámicas de los esquemas de participación en el control
de frecuencia, es posible notar que en los primeros instantes de tiempo se logra un mejor
desempeño del esquema de participación tipo 1 (basado en respuesta inercial) con una
pendiente de decaimiento menor que los otros dos casos (sin participación y participación
tipo 2) pero, dado que debe recuperar la enerǵıa cinética entregada, la frecuencia comienza
a bajar incluso por debajo del caso sin participación. Considerando la participación tipo
2 (basado en reserva de potencia), la frecuencia se mantiene en todo instante por encima
del caso sin participación y al final presenta un valor más alto en comparación con los
otros dos casos; sin embargo, con este esquema de participación es necesario mantener
constantemente una reserva, lo que involucra vertimiento de enerǵıa.

A futuro se plantea revisar la influencia de equipos FACTS y PSS en la estabilidad del
sistema. Por otro lado, desde el punto de vista económico, se propone evaluar la posibilidad
de implementar algún esquema para la participación de los parques eólicos en el control
primario de frecuencia.



Abstract

Currently, grid codes are mandating wind farms to regulate voltage or power factor
at the point of common coupling or participate in primary frequency control. In order
to meet these requirements, wind farm voltage control and the control schemes to make
wind turbines participate in frequency regulation are essential. In this thesis, the impact on
power system stability of a wind farm voltage control and its limits is studied. Besides, two
control schemes to get wind turbines involved in power system frequency regulation are
analyzed and compared. When these schemes are employed, dynamic interactions between
the turbines and the power system synchronous generators are sought and analyzed.

In the literature, there are several studies related to the dynamics involved in wind
farms and their interaction with the power system under different approaches such as: the
effect of wind farms on the system frequency, voltage stability considering wind farm’s
reactive power demand, system electromechanical oscillations and modal analysis to un-
derstand their oscillation modes. However, current features and capabilities of wind farms
are generally not included in these studies as well as the influence of the state variable’s
limits on system stability.

Two analysis techniques are used in this work: 1) bifurcations analysis, employed to
represent the system eigenvalue trajectory when a parameter is varied in state space and
2) time-domain simulations, used to observe and analyze the variables in time domain
when a perturbation is applied. Two test systems are used. The first system has 15 buses,
3 synchronous generators and 5 GE 3,6[MW ] wind turbines. This system is based on the
well-known Western System Coordinating Council. The second system is based on the
IEEE 39-bus, 10-machine test system also known as the New-England test system. In this
system, a wind farm constituted of 77 GE 3,6[MW ] wind turbines is considered.

The simulations results show that, in some cases, when the voltage control limits are
encountered a limit induced bifurcation point is reached—in these cases the system has a
sudden loss of stability. With respect to the dynamic interactions, the results show that
the use of a voltage control creates coupling between the variables of the reactive power
controllers of wind turbines and synchronous generators. The same effect occurs with
the schemes to participate in primary frequency control; the system frequency couples
the variables of the wind turbines and the synchronous generators. The finding of these
interactions is very important as they are related to the power system stability and also
related to the identification of relevant dynamics that should be kept when reduced-order
model techniques are applied.

When the system load is increased, the critical mode is attributed to the synchronous
generators voltage controller; this critical condition may be alleviated by providing addi-
tional reactive power injections. For example, these injections can be provided by connect-
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ing capacitor banks or increasing the control’s limitation range. As a result, the system
loadability is improved and if the load is increased even further, an electromechanical
mode eventually becomes critical. Finally, with respect to the schemes to participate in
frequency regulation, after a perturbation, the participation scheme 1—based on inertial
response—exhibits a better performance during the first seconds reducing notably the fre-
quency nadir and the rate of frequency change; however, after a few more seconds and
since the turbine must recover kinetic energy, the frequency may even drop slightly below
the case without participation. When the participation type 2 is employed—scheme based
on power reserve by pitching the turbine blades—, the frequency is above the case without
participation at all time and finally presents a higher value compared to the other two
cases; however, energy shedding is involved as a permanent power reserve is required.

As future work, the study of the influence on system stability of power system sta-
bilizers and FACTS elements is suggested. In addition, an economical evaluation of the
implementation of wind turbine schemes to participate in frequency regulation should be
performed.



Caṕıtulo 1

Introducción

1.1. Motivación

Es conocida la importancia de la enerǵıa eléctrica a nivel mundial. En nuestro páıs, se
tiene como gran tarea diversificar nuestra matriz energética, en este sentido las enerǵıas
renovables no convencionales (ERNC) son de gran importancia, sobretodo porque Chile
posee los recursos naturales para hacerlo. Además, según la Ley de ERNC (Ley No 20257),
se exige a los grandes generadores (capacidad sobre los 200[MW ]) que al menos un 5%
de la enerǵıa que comercialicen sea renovable no convencional al año 2014, exigencia que
a partir del año 2015 subirá linealmente hasta llegar al 10 % el año 2024 [1].

Dentro de las ERNC, la enerǵıa eólica es la más conveniente desde un punto de vista
económico debido a: (a) una rápida recuperación de la inversión, (b) rápido periodo de
instalación y, (c) bajos costos de operación y mantenimiento [2]. Estas caracteŕısticas junto
con incentivos gubernamentales [3], han posibilitado que la potencia instalada de enerǵıa
eólica a nivel mundial haya crecido de forma exponencial [4].

Dado el crecimiento exponencial que se ha mantenido y considerando el comportamien-
to estocástico del viento, surgen desaf́ıos que aún quedan por solucionar que tienen que
ver principalmente con [5]:

Predespacho: El interés se centra en cómo la capacidad convencional se programa,
y cómo las variaciones y errores de predicción de la enerǵıa eólica cambian el pre-
despacho de las otras unidades.

Confiabilidad: Se refiere al suministro de potencia total durante situaciones de mayor
riesgo de pérdida de carga del sistema. El problema es la adecuada valoración de
capacidad de enerǵıa eólica en las situaciones de mayor riesgo de pérdida de carga
del sistema.

Reserva: Los requerimientos adicionales de potencia debido al balance del sistema
en la escala de tiempo de la operación (desde minutos a horas) son debido a las
diferencias en tiempo real en la potencia generada versus la potencia demandada. Sin
embargo, en sistemas con alta penetración eólica se agregan fluctuaciones adicionales
debido a la generación eólica. Esto implica tener una cantidad extra de reserva que
se debe disponer.

5
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Estabilidad: Diferentes tipos de generadores eólicos tienen caracteŕısticas dinámicas
diferentes y posibilidades de control diferentes y, en consecuencia, también diferentes
formas para apoyar el sistema en situaciones de falla u operación normal.

En relación a este último punto, actualmente las normas técnicas en diferentes páıses
(principalmente con alta penetración de enerǵıa eólica) exigen a los parques eólicos algunas
caracteŕısticas especiales que deben cumplir para conectarse al sistema [6], donde se pueden
destacar:

Los parques eólicos (en especial los conectados a las redes de alta tensión) deben
soportar cáıdas de tensión luego de una falla de un determinado porcentaje de la
tensión nominal (hasta 100 % en algunos casos) y durante un tiempo determinado.
Esta caracteŕıstica es conocida como low voltage ride through (LVRT) y está deter-
minada por sus diferentes caracteŕısticas voltaje-tiempo. Por ejemplo en Alemania,
los parques eólicos deben soportar cáıdas de tensión hasta un 0% de la tensión nomi-
nal en el punto de conexión, para un tiempo de hasta 150[ms] (7, 5ciclos) [6]. Otros
páıses que poseen caracteŕısticas similares son: Gran Bretaña, Irlanda, Dinamarca,
Bélgica, Canadá, EEUU y España, entre otros. En el caso de Chile, la normativa
vigente [7] indica que los parques eólicos deben soportar una baja de tensión hasta
el 20% de la tensión nominal en el punto de conexión, para el tiempo máximo de
despeje de falla más 20[ms].

Relacionada con la caracteŕıstica anterior está la de incluir rápida restauración de
potencia activa y reactiva hasta los valores de prefalla, después que el voltaje del
sistema retorne al rango de operación normal. En algunos casos se impone que el
parque eólico debe ser capaz de incrementar la corriente reactiva con el fin de apoyar
el voltaje del sistema — de forma similar al aumento de excitación de generadores
sincrónicos durante fallas [8]. Páıses que poseen esta caracteŕıstica son: Gran Bre-
taña, Irlanda, Dinamarca, Bélgica, Canadá, EEUU y España, entre otros [6]. En el
caso de Chile no se tiene tal exigencia [7].

Otra caracteŕıstica especial es la regulación primaria de frecuencia. La generación
eólica a gran escala puede resultar en una reducción relativa de los generadores sin-
crónicos convencionales, disminuyendo la inercia relativa total del sistema. Por tanto,
existe el riesgo que frente a una perturbación, el sistema vea disminuida la capacidad
de regulación de la frecuencia. Las turbinas eólicas t́ıpicamente no participan en el
control primario de frecuencia, motivo por el cual, frente a grandes niveles de pen-
etración, existe un potencial riesgo de obtener un mal desempeño de la frecuencia
dinámica del sistema ante perturbaciones. Por esto, existe la necesidad de cambiar
la forma en que la frecuencia del sistema es controlada, ya no solamente mediante
los generadores convencionales, sino que también a partir de la implementación de
esquemas de control que permitan la participación de los aerogeneradores en la reg-
ulación primaria. Esto está establecido en normas técnicas de Reino Unido (British
code), Irlanda (Irish code), Dinamarca (Danish code) y Canadá (Hydro - Quebec grid
code), entre otras [6]. En el caso de Chile actualmente no se tiene considerado que
los parques eólicos participen en la regulación primaria de frecuencia [7].

Los parques eólicos deben tener la capacidad de regular (por lo general, reducir pero
no exclusivamente) su producción de enerǵıa a un nivel determinado (reducción de
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potencia activa), ya sea mediante la desconexión de las turbinas de viento o por la
acción de un control de las aspas. Algunos páıses que poseen esta disposición son:
Alemania, Irlanda, páıses nórdicos (a través de su Nordic grid code), Dinamarca y
Reino Unido, entre otros [6]. En el caso de Chile los parques eólicos deben desconec-
tarse en caso de que la frecuencia esté por sobre los 51[Hz] [7].

El control de tensión en los puntos de conexión. Este punto está directamente rela-
cionado con la inyección de potencia reactiva. Actualmente muchas normas exigen
que los parques eólicos tengan la capacidad de controlar potencia reactiva al igual
que otras centrales convencionales. Algunas normas definen un valor de referencia
para el factor de potencia o la tensión o la potencia reactiva en el punto de conexión
del parque eólico. Por ejemplo, en el Reino Unido se exige que la tensión esté en un
rango de ±5% de la tensión nominal y el factor de potencia en un rango de 0, 95
capacitivo a 0, 95 inductivo [6]. Otros páıses que poseen este tipo de normativas
son: Canadá, EEUU, Irlanda y Dinamarca, entre otros. En Chile los parques eóli-
cos deben garantizar que cuando las tensiones están en Estado Normal (entre 0, 97
y 1, 03[pu] para tensión nominal igual o superior a 500[kV ]; 0, 95 y 1, 05[pu] para
tensión nominal igual o superior a 200[kV ] e inferior a 500[kV ]; y 0, 93 y 1, 07[pu]
para tensión nominal inferior a 200[kV ]), pueden entregar y absorber reactivos en
un rango de 0, 95 capacitivo a 0, 95 inductivo [7].

Con el objeto de cumplir con los estándares internacionales, se hace imprescindible el
desarrollo de modelos dinámicos para plantas eólicas con particularidades especiales para
sistemas con gran penetración de enerǵıa eólica. Por lo tanto, un modelo adecuado para
una planta eólica debeŕıa tener: un control a nivel de planta de potencia activa y reactiva
en el punto de conexión del parque y la capacidad de participar en control de frecuencia
del sistema.

Dado que estas nuevas caracteŕısticas influyen en el comportamiento del parque eólico
es necesario estudiar su respuesta dinámica y, además, analizar interacciones dinámicas
entre las turbinas de un parque con el sistema eléctrico de potencia (SEP) al cual se
encuentra conectado. Dado lo anterior, se necesitan técnicas que permitan entender el
comportamiento dinámico del parque eólicos junto al SEP, tales como análisis de bifurca-
ciones y simulaciones en el dominio del tiempo.

1.2. Técnicas de análisis

Para una correcta representación dinámica del sistema, es necesario contar con modelos
adecuados que describan de forma eficiente los fenómenos f́ısicos asociados. Un modelo de-
masiado simplificado podŕıa inducir a conclusiones erróneas. Por otra parte, modelos muy
detallados implican mayores tiempos de simulación [9]. En relación a esto, los fenómenos
dinámicos se clasifican de acuerdo a su rango de tiempo de respuesta pues su impacto es di-
recto en el modelo. En el análisis de SEPs, generalmente se distinguen dos rangos de tiempo
de estudio: dinámicas electromagnéticas y dinámicas electromecánicas. Las primeras son
del orden de milisegundos a un segundo y tienen que ver con las dinámicas de los enlaces de
flujo de los generadores, ĺıneas y transformadores; las segundas son del orden de segundos
y tienen que ver con las dinámicas de las masas rotantes de generadores y sus contro-
ladores [10]. En software comerciales, las primeras son estudiadas ejecutando simulaciones



Caṕıtulo 1. Introducción 8

electromagnéticas transitorias (EMTS: Electromagnetic Transient Simulations) y las se-
gundas son estudiadas ejecutando simulaciones RMS (Root Mean Square) [11]. El presente
estudio se centra en estas últimas con el fin de analizar posibles problemas de inestabili-
dad. Dado que el objetivo de este trabajo es estudiar las dinámicas electromecánicas, los
modelos de los componentes son implementados variando el grado de detalle para permitir
análisis prácticos y eficientes desde el punto de vista del esfuerzo computacional.

Para investigar y analizar los fenómenos que se describen en este estudio es necesario
un modelamiento dinámico del SEP, el cual consiste en la obtención de un sistema de
ecuaciones diferenciales y algebraicas (DAE: Differential Algebraic Equations) que reúnan
la información de los diferentes componentes del sistema y sus interconexiones. Las ecua-
ciones y variables algebraicas están relacionadas con dinámicas electromagnéticas por lo
que se asumen infinitamente rápidas en comparación con las otras dinámicas del sistema
y por lo tanto pueden variar instantáneamente [10].

Para estudiar un SEP desde el punto de vista dinámico se tienen principalmente dos
opciones: simulaciones en el dominio del tiempo y estudio de bifurcaciones. Las primeras
tienen por objetivo conocer la respuesta del sistema ante una perturbación espećıfica
(impactos y rechazos de carga, fallas, salidas intempestivas de generadores, etc.); por otro
lado las segundas tienen por finalidad conocer en detalle el comportamiento dinámico de
un sistema en función de algún parámetro de interés (potencia activa, potencia reactiva,
etc.). Una bifurcación se refiere a cambios fundamentales en puntos de equilibrios u órbitas
periódicas, o al cambio en sus propiedades de estabilidad cuando un parámetro se vaŕıa [12].
En particular en el estudio de SEPs, se busca puntos de bifurcación silla-nodo, de Hopf e
inducidas por ĺımites. Los primeros están caracterizados por un valor propio cero y recibe
su nombre de la colisión de un nodo con un punto de silla. Los segundos se producen
cuando un par de valores propios complejos conjugados cruzan el eje imaginario del plano
complejo hacia el semi-plano derecho. En este análisis se consideran ambas opciones y se
utiliza el software Matlab para las simulaciones.

1.3. Aspectos generales - Modelamiento dinámico

De acuerdo a las nuevas disposiciones a cumplir, es imprescindible un correcto control
de las principales variables de los parques eólicos. En la actualidad existen variados es-
quemas de control sobre una turbina eólica dependiendo de la tecnoloǵıa que ésta utilice.
Actualmente, la turbina tipo C, catalogada como turbina de velocidad variable, es la más
utilizada en el mundo [13]. Está basada en un generador de inducción doblemente alimen-
tado (DFIG: doubly-fed induction generator) y comprende una turbina, un generador de
inducción de rotor devanado y un convertidor de frecuencia (de aproximadamente el 30 %
de potencia nominal del generador) [14]. A través del voltaje aplicado en el circuito del ro-
tor, una turbina tipo C puede controlar la potencia activa y reactiva [15]. El modelamiento
del DFIG se basa en un sistema de coordenadas sincrónicas, es decir, los ejes d y q giran a
velocidad sincrónica respecto del estator. Aśı, el voltaje del rotor puede ser representado
en sus componentes en los ejes d y q y, considerando el uso de control de campo orientado,
la tensión o la potencia reactiva pueden ser controladas de forma independiente a través
del voltaje del rotor en el eje d. Por otro lado, la velocidad angular o la potencia activa
se pueden controlar de forma independiente por la variación del voltaje en el eje q del
rotor [16], [17], [18], [19], [20].
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Sin prejuicio de lo anterior, es de gran importancia tener nuevos elementos en el modelo
que puedan controlar las variables de interés vistas desde los terminales (considerando
parque eólico en su totalidad) y no de una turbina en particular. Uno de ellos es el control
a nivel de planta, que básicamente tiene la función de controlar, en el punto común de
acoplamiento (PCC: point of common coupling) del parque eólico, la tensión, factor de
potencia y/o potencia reactiva. Para controlar estas variables, se utiliza un esquema [21],
donde se tiene un controlador PI que permite regular la potencia reactiva entregada por
cada DFIG y de esta forma mantener la tensión en el PCC en el valor de referencia.

Otro aspecto nuevo que es necesario incorporar para cumplir con los estándares inter-
nacionales es la participación en el control de frecuencia de los parques eólicos. Existen
dos v́ıas a través de las cuales se puede hacer participar a los DFIG en el control primario
de frecuencia. Una es imitar la inercia de los generadores convencionales, modificando el
esquema de control y el otro camino es la reserva de potencia de las turbinas. Considerando
estas dos formas de control, se han propuesto diversos métodos para hacer participar a los
DFIG: control inercial [22], [23], [17], reserva de potencia a través del ángulo de incidencia
de las aspas de las turbinas [24], [25], [26], [27].

Actualmente existen estudios relacionados con las dinámicas involucradas en los par-
ques eólicos y su interacción con el SEP con distintos enfoques: Analizar el efecto de
los parques eólicos en la frecuencia del sistema, el perfil de tensión y el comportamiento
durante cortocircuitos [28], [29].Existen otros estudios donde se analiza la estabilidad de
tensión considerando la demanda de potencia reactiva de los parques eólicos, en especial
cuando existe una alta penetración de enerǵıa eólica [30], [31]. Entender las dinámicas pre-
sentes en los parques eólicos y cómo éstas influyen en las oscilaciones electromecánicas del
sistema es una práctica común en la investigación [32], [33]. En este sentido, se utiliza el
análisis modal para entender los modos de oscilación y poder establecer las caracteŕısticas
naturales del sistema [34], [35]. Sin embargo, no todos estos estudios incluyen las nuevas
caracteŕısticas y capacidades de los parques eólicos en sus análisis. Es por esto que en el
presente documento se analiza el comportamiento dinámico de parques eólicos con carac-
teŕısticas actuales y su interacción con los sistemas de potencia. Por otro lado, el ĺımite de
las variables de estado no ha sido considerado en estudios anteriores de parques eólicos.
En estudios de bifurcaciones se ha visto que limitar alguna variable a su máximo puede
llevar a cambios estructurales [36], [37], [38], [39]. Por ejemplo, cuando un generador de
un SEP muy cargado alcanza un ĺımite de potencia reactiva, el sistema se vuelve inestable
lo que conlleva de inmediato a un colapso de tensión [36]. Es por esto que en el presente
estudio se muestra un esquema para modelar los ĺımites en las variables de estado y cómo
éste influye en la estabilidad del sistema.

1.4. Objetivos

Objetivo General:

El objetivo del presente estudio es analizar las dinámicas atribuidas a los parques
eólicos con caracteŕısticas y controles actuales, y cómo éstos pueden afectar la estabilidad
del sistema eléctrico de potencia.

Objetivos Espećıficos:

Analizar interacciones dinámicas entre un parque eólico y el sistema de potencia,
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considerando las caracteŕısticas actuales de éste. Dentro de estas caracteŕısticas se
pueden mencionar: esquema de participación en el control primario de frecuencia y
esquema de control a nivel de planta de tensión.

Realizar análisis de bifurcaciones de un parque eólico considerando la potencia activa
de una carga como parámetro de bifurcación. En particular se identifican y carac-
terizan puntos de bifurcación silla-nodo, punto de bifurcación de Hopf y puntos de
bifurcación inducidos por ĺımites.

Realizar simulaciones en el dominio del tiempo, de forma complementaria al análisis
anterior y en un punto espećıfico de operación, con el fin de conocer la respuesta del
sistema ante pequeñas perturbaciones con el fin de verificar la frecuencia de oscilación
de variables de interés rescatadas del análisis de bifurcaciones. Asimismo, realizar
simulaciones en el tiempo ante perturbaciones mayores para comparar los esquemas
de participación en el control primario de frecuencia por parte de los generadores
eólicos.

Realizar un análisis de sensibilidad para identificar aquellos parámetros con más
incidencia en los modos dominantes del parque eólico. Al mismo tiempo, se clasifican
los modos de oscilación en escalas de tiempo y se identificará la participación de estos
modos sobre las variables relevantes del sistema.

Proponer estrategias de operación y control que permitan una mejor integración de
los parques eólicos a los SEP.

1.5. Estructura del documento y aporte del trabajo

El siguiente documento está estructurado de la siguiente forma:

En el Caṕıtulo 2 se presentan y explican los modelos dinámicos utilizados en el
presente estudio. Se exponen principalmente el modelo de ĺımites para variables, del
DFIG con sus distintos controladores y de la máquina sincrónica.

En el Caṕıtulo 3 se describe el análisis de bifurcaciones. En particular, se explican
y caracterizan los distintos puntos de bifurcación encontrados en las simulaciones
realizadas.

En el Caṕıtulo 4 se muestran los resultados obtenidos en el sistema de prueba del
IEEE de 9 barras modificado para tener un parque eólico en una de sus barras.

En el Caṕıtulo 5 se muestran los resultados obtenidos en el sistema de prueba del
IEEE de 39 barras modificado con el fin de alojar a un parque eólico en una de sus
barras.

En el Caṕıtulo 6 se presentan las conclusiones generales del estudio y se proponen
trabajos futuros.

Como se comentó anteriormente es imprescindible el desarrollo de modelos dinámicos
para plantas eólicas con particularidades especiales como son: un control a nivel de planta
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de potencia activa y reactiva en el punto de conexión del parque y la capacidad de partic-
ipar en control de frecuencia del sistema. En este sentido, el principal aporte del trabajo
tiene relación con analizar la respuesta dinámica de estos nuevos controladores e identi-
ficar cómo interactúan las turbinas de un parque eólico con el SEP. Asimismo, identificar
puntos de bifurcación inducidos por ĺımite cuando se llega a un ĺımite de potencia reactiva
del control a nivel de planta de tensión del parque.



Caṕıtulo 2

Modelos dinámicos

Para una correcta representación dinámica del sistema es necesario contar con modelos
adecuados que describan de forma eficiente los fenómenos f́ısicos asociados. Un modelo
demasiado simplificado podŕıa inducir a conclusiones erróneas. Por otra parte, modelos
muy detallados implican mayores tiempos de simulación [9]. En relación a esto, se han
clasificado los fenómenos dinámicos de acuerdo al rango de tiempo de su respuesta pues
su impacto es directo en el modelo. En el análisis de SEPs, generalmente se distinguen dos
rangos de tiempo de estudio: dinámicas electromagnéticas y dinámicas electromecánicas.
Las primeras son del orden de milisegundos a un segundo y tienen que ver con las dinámicas
de los enlaces de flujo de los generadores, ĺıneas y transformadores; las segundas son del
orden de segundos y tienen que ver con las dinámicas de las masas rotantes de generadores
y sus controladores [10]. Dado que el objetivo de este trabajo es estudiar las dinámicas
electromecánicas, los modelos utilizados tienen ciertas consideraciones y simplificaciones
que se explicarán en esta sección.

Es importante tener en cuenta el tipo de tecnoloǵıa a utilizar debido a que de esto de-
penderá las caracteŕısticas dinámicas del modelo a requerir en el análisis. Existen distintos
tipos de tecnoloǵıas de generadores eólicos, los cuales vaŕıan principalmente en el grado de
control de sus variables como velocidad, tensión, potencia activa, potencia reactiva, entre
otras. Dentro de la literatura se pueden distinguir básicamente 4 tipos de tecnoloǵıas:

Tipo A: Es un aerogenerador basado en un generador de inducción de jaula de ardilla
y, debido a su incapacidad para controlar la velocidad angular, se le denomina turbina
de velocidad fija. A pesar de ser simple, confiable y robusto, el aerogenerador Tipo
A es ineficiente y produce fluctuaciones de potencia debido a las variaciones de
velocidad de viento [14].

Tipo B: Es un aerogenerador capaz de suavizar las fluctuaciones de potencia me-
diante el uso de un generador de inducción de rotor bobinado y la adición de una
resistencia externa controlada en el circuito del rotor. Tiene un control de velocidad
cercano al 10% en torno a la velocidad nominal, por lo que se considera un aerogen-
erador de velocidad variable limitada. Este aerogenerador también se conoce como
la turbina OptiSlip [40], [41].

Tipo C: Es un aerogenerador basado en un generador de inducción doblemente al-
imentado (Doubly-fed induction generator: DFIG) y ofrece un control más amplio

12
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sobre la velocidad angular. Por lo tanto, este aerogenerador es capaz de reducir con-
siderablemente las fluctuaciones de potencia. Tiene un control de velocidad cercano
al 30 % en torno a la velocidad nominal y requiere un convertidor de escala parcial
para energizar el circuito del rotor. El convertidor permite un flujo de potencia bidi-
reccional [42], es decir, la potencia activa puede fluir desde la red hacia el circuito
del rotor y desde el circuito del rotor hacia la red. El término escala parcial se refiere
a que la potencia nominal del convertidor es una fracción de la potencia nominal del
aerogenerador. T́ıpicamente, esta fracción corresponde a un 30% [43].

Tipo D: Este aerogenerador puede utilizar tanto un generador de inducción como un
generador śıncrono y requiere un convertidor de escala completa para conectase a la
red. El término escala completa tiene relación con que el convertidor y el aerogener-
ador tienen la misma potencia nominal. Este aerogenerador no requiere estrictamente
una caja reductora de velocidad (gearbox ). Puede tener una configuración sin reduc-
ción de velocidad si se utiliza un generador con un número de polos elevado, lo cual
incrementa su eficiencia y confiabilidad [14], [43]. Este aerogenerador es el más caro
debido al convertidor de escala completa.

2.1. Modelo de DFIG

En este estudio se considera la tecnoloǵıa Tipo C nombrada anteriormente, es decir,
generadores de inducción doblemente alimentados debido a que se ha visto que en los
últimos años poseen una mayor penetración en el mercado dentro de las distintas tec-
noloǵıas [13]. Dado que el convertidor de frecuencia es de menor potencia nominal que el
generador, esta tecnoloǵıa es atractiva desde el punto de vista económico.

Desde un punto de vista práctico, el DFIG funciona como un generador śıncrono dado
que la tensión aplicada al circuito del rotor, proporcionada a través de un convertidor
de escala parcial, puede ser pensada como la excitación de un generador śıncrono. Es
aśı como, mediante el control de la tensión aplicada al rotor, el DFIG puede regular la
tensión de alimentación o la potencia reactiva de salida en el estator. De hecho, la curva
de capabilidad de un DFIG presenta caracteŕısticas similares a la curva de un generador
śıncrono [44], [45]. La principal diferencia es que la curva de capabilidad del DFIG es
dependiente del deslizamiento (s) y de si se está produciendo o absorbiendo potencia
reactiva [46], [47], [48].

Desde el punto de vista de su sistema de control, se pueden clasificar variables de
entrada, de salida y variables de control (a nivel de un generador o a nivel de un parque),
de acuerdo a lo siguiente:

Variables de entrada:

Velocidad del viento (vω). Esta variable es la única variable de entrada al modelo.
Obviamente, dicha variable no es posible controlarla pues depende de las condiciones
externas.

Variables de control a nivel del generador:

Ángulo de incidencia de las aspas respecto de la dirección del viento (pitch angle).
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Este ángulo θ es controlado a través del controlador de pitch angle y permite variar
la eficiencia aerodinámica de la turbina.

Tensión del rotor en eje d y en eje q (Vdr y Vqr). Estas variables son reguladas por el
convertidor para controlar la potencia reactiva (Q) y activa (P ) (también velocidad
del rotor — ωr), respectivamente.

Variables de control a nivel del parque eólico:

Tensión en el PCC (VPCC). Esta variable es posible controlarla a través del control
a nivel de planta de tensión. Asimismo, la potencia reactiva (Q) de salida del parque
también podŕıa ser controlada a través de un control a nivel de planta.

Potencia activa en el PCC (PPCC). La potencia del parque corresponde a la suma de
la potencia de cada generador. Esta variable es controlada a través del pitch angle
de cada generador, por lo que si se quiere disminuir (aumentar) la potencia activa
se debe aumentar (disminuir) θ.

Variables de salida:

Potencia activa (P ): potencia activa que se entrega a la red.

Potencia reactiva (Q): potencia reactiva que se entrega a la red.

En la Figura 2.1 es posible observar un diagrama esquemático de cómo está compuesto
un DFIG.

DFIG
Caja

reductora

velocidad

Red

Sistema

de control

AC

DC AC

DC

Convertidores de frecuencia

Conexión con

el rotor

Conexión con

el estator

Figura 2.1. Esquema de DFIG

Con el fin de entender mejor los distintos modelos que intervienen en el comportamiento
del generador, éstos se han separado de la siguiente forma:

Modelo del generador. Cabe destacar que este modelo es solamente la parte eléctrica
del generador por lo que de variables de entrada tendrá el torque mecánico (Tm), el
voltaje del rotor (Vqr y Vdr) y como variable de salida tendrá la potencia activa (P ),
reactiva (Q) y la velocidad del rotor (ωr).
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Modelo del sistema mecánico. En este modelo se incluye el modelo de ejes del con-
junto turbina-generador, el cual considera la ecuación de oscilación; y el modelo
aerodinámico de la turbina que considera la relación entre la velocidad del viento y
el torque extráıdo de ésta. Es aqúı donde se define el tip speed ratio como λ = kωrR

pvω

que es la razón entre la velocidad tangencial de la punta del aspa (Vtrip) y la ve-
locidad del viento (Vω) como se muestra en la Figura 2.2. Además, en esta figura se
define el ángulo de incidencia de las aspas (pitch angle - θ).

q

Vw

Vtrip= Rturb
w

Figura 2.2. Pitch angle - ángulo de incidencia de las aspas

Modelo de controladores. Se consideran controladores convencionales y no conven-
cionales. Dentro de los primeros están los controladores de potencia activa y reactiva
y el control pitch angle, el cual es el ángulo de las aspas respecto de la velocidad
del viento como se muestra en la Figura 2.2. Dentro de los controladores no con-
vencionales están el control a nivel de planta de tensión y los esquemas para la
participación en el control de frecuencia.

Modelo de ĺımites en variables. Dado que la implementación de la limitación de una
variable de estado no es trivial pues poseen constantes de tiempo que no permiten
un cambio discreto en su valor, se propone un método que permite que se produzcan
estos cambios discretos.

2.1.1. Modelo del generador

Si bien es cierto es posible utilizar un modelo dinámico completo (5to orden) para
representar el generador [49], normalmente se implementan modelos simplificados. Por
ejemplo, el modelo de dos ejes (3er orden) modela la dinámica de enlace de flujo del
rotor y la dinámica de flujo enlazado del estator la simplifica considerándola infinitamente
rápida. Por otro lado, el modelo de cero ejes, considera que la dinámica de enlace de flujo
tanto del rotor como del estator son infinitamente rápidas [50]. A continuación se muestra
una derivación, partiendo desde un modelo completo hasta el modelo más aproximado.

Modelo de 5to orden:

Si se analiza el DFIG es posible notar que es básicamente un generador de inducción
con rotor devanado. Esto permite que, dado un punto de operación, el convertidor aplique
la frecuencia correspondiente al circuito rotórico. Este punto de operación está definido
por el seguimiento de los puntos de máxima extracción de potencia. Es aśı como el modelo
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dinámico del DFIG es el mismo que el de una máquina de inducción de rotor devanado
y alimentado por un convertidor de frecuencia. Utilizando un eje de referencia que gira
a velocidad sincrónica [49], [45], [51] es posible describir el modelo dinámico del DFIG
en términos de los enlaces de flujo del rotor y del estator en sus ejes directo (d) y en
cuadratura (q) de la siguiente forma:

1
ωs

dψqs

dt
= Vqs + RsIqs − ψds (2.1)

1
ωs

dψds

dt
= Vds + RsIds + ψqs (2.2)

1
ωs

dψqr

dt
= Vqr −RrIqr − (ωs − ωr)

ωs
ψdr (2.3)

1
ωs

dψdr

dt
= Vdr −RrIdr +

(ωs − ωr)
ωs

ψqr (2.4)

ψqs = −XsIqs + XmIqr (2.5)
ψds = −XsIds + XmIdr (2.6)
ψqr = −XmIqs + XrIqr (2.7)
ψdr = −XmIds + XrIdr (2.8)

donde V , I, R, X y ψ corresponden a tensiones, corrientes, resistencias, reactancias y
enlaces de flujo en [pu], respectivamente. Además, Xm es la reactancia mutua entre el
estator y el rotor, Xs = X`s + Xm es la reactancia del estator y Xr = X`r + Xm es la
reactancia del rotor. X`s y X`r son las reactancias de dispersión del estator y del rotor,
respectivamente. Respecto de las unidades, todas las variables y parámetros están en [pu]
excepto ωr y ωs, los cuales están expresados en [rad/s].

Modelo de 3er orden:

En simulaciones dinámicas se ha visto que las dinámicas del estator son mucho más
rápidas que la dinámicas del rotor [49], [52], [33]. Por este motivo, las dinámicas del
estator son consideradas como infinitamente rápidas y sus ecuaciones se transforman en
ecuaciones algebraicas. De esta forma, las ecuaciones que rigen el sistema quedan de la
siguiente forma:

Vqs = −RsIqs −X ′
sIds + E′

qD (2.9)
Vds = −RsIds −X ′

sIqs + E′
dD (2.10)

T ′0
dE′

qD

dt
= −(E′

qD + (Xs −X ′
s)Ids) + T ′0

(
ωs

Xm

Xr
Vdr − (ωs − ωr)E′

dD

)
(2.11)

T ′0
dE′

dD

dt
= −(E′

dD − (Xs −X ′
s)Iqs) + T ′0

(
−ωs

Xm

Xr
Vqr + (ωs − ωr)E′

qD

)
(2.12)

donde T ′0 = Xr
ωsRr

, X ′
s = Xs − X2

m
Xr

, E′
qD = Xm

Xr
ψdr y E′

dD = −Xm
Xr

ψqr son la constante
de tiempo transiente de circuito abierto, la reactancia transiente, el voltaje del rotor en
eje de cuadratura y el voltaje del rotor en eje directo, respectivamente. Además, Idr =
E′qD

Xm
+ Xm

Xr
Ids e Iqr = −E′dD

Xm
+ Xm

Xr
Iqs.
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Cabe destacar que si se multiplica la ecuación (2.11) por e− π
2 y se le suma la ecuación

(2.10) es posible obtener la representación fasorial del modelo del estator en función de
sus variables algebraica:

E′
qD − E′

dD = (Rs + X ′
s)(Iqs − Ids) + Vqs − Vds︸ ︷︷ ︸ (2.13)

VDeθD

donde VD y θD son la magnitud y ángulo del voltaje en los terminales del estator del
DFIG. Esta ecuación también puede ser expresada en términos de su circuito equivalente
dado por la Figura 2.3.

sR 'sjX

dsqs jII -

dsqsD jVVV -=

'' dDqD jEE -

GCI

Figura 2.3. Circuito equivalente del estator del DFIG

Modelo de cero ejes:

Siguiendo con el análisis, se puede constatar que las dinámicas del enlace de flujo del
rotor también son mucho más rápidas que las del resto del sistema, lo cual puede ser
visto en el Anexo A. Por este motivo, se consideran las dinámicas del rotor infinitamente
rápidas en comparación con el resto y aśı las ecuaciones del rotor ((2.11) y (2.12)) son
consideradas como ecuaciones algebraicas. Entonces, el modelo queda definido mediante
el siguiente sistema de ecuaciones algebraicas [53]:

Vqs = −RsIqs −XsIds + XmIdr (2.14)
Vds = −RsIds + XsIqs −XmIqr (2.15)
Vqr = RrIqr − sXmIds + sXrIdr (2.16)
Vdr = RrIdr + sXmIqs − sXrIqr (2.17)

donde s = ωs−ωr
ωs

es el deslizamiento. Dado que el flujo del estator está alineado con el
eje d (control de campo orientado), el voltaje del estator tiene ángulo cero y por lo tanto
Vqs = VD y Vds = 0. Asimismo, todas las variables y parámetros se encuentran en [pu] a
excepción de ωs y ωr, las cuales están en [rad/s].

2.1.2. Modelo del sistema mecánico

El modelo de la turbina eólica básicamente representa, mediante el uso de una expresión
algebraica (la dinámica de la turbina se considera infinitamente rápida), la relación entre
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el torque mecánico extráıdo de la turbina (Tm) y la velocidad del viento (vω), la cual es
posible representar mediante la siguiente relación [14]:

Tm =
1
2

ρAωsCp(λ, θ)
Sb

v3
ω

ωr
[pu] (2.18)

donde ρ es la densidad del aire en [kg/m3], A es el área de barrido de la turbina en [m2],
Cp es el coeficiente de potencia (adimensional), el cual depende del pitch angle (θ) en [o]
y de tip speed ratio λ = kωrR

pvω
(adimensional), con k razón de caja reductora de velocidad

(adimensional), ωr velocidad angular del rotor en [rad/s], R radio de la turbina en [m], p
pares de polos. El coeficiente de potencia es representado a través del siguiente modelo no
lineal [54]:

Cp(λi, θ) = 0,22
(

116
λi

− 0,4θ − 5
)

e
− 12,5

λi (2.19)

donde el parámetro intermedio λi es definido por λi =
(

1
λ+0,08θ − 0,035

θ3+1

)−1
.

Cabe destacar que Cp(λ, θ) < 0,593 para cualquier valor de λ y θ pues éste es el ĺımite
de Betz, es decir, independiente del diseño de la turbina la mayor cantidad de enerǵıa
cinética del viento que puede ser convertida en enerǵıa mecánica es de 16/27 (59.3 %) [14].

Por otro lado, la turbina eólica posee distintas estructuras mecánicas giratorias en el
eje tales como turbina, aspas, caja reductora de velocidad y rotor del generador. Existen
diferentes modelos dependiendo del grado de detalle que se necesite: modelo de seis masas,
modelo de tres masas, modelo de dos masas y modelo de una masa [55].

En general, el modelo de ejes puede ser modelado por una o dos masas. Cuando in-
teresa el impacto de las fluctuaciones de potencia eólica, se emplea un modelo de una sola
masa que considera la turbina, la caja reductora de velocidad y el rotor del generador
como un conjunto, es decir, una inercia equivalente para representar la masa de todos
estos elementos. Cuando la preocupación por la respuesta del sistema a las perturbaciones
fuertes es el foco de interés, se recomienda un modelo de dos masas. En ese caso, la turbina
con el lado lento de la caja reductora de velocidad está representado por una inercia, y el
rotor del generador con el lado rápido de la caja reductora de velocidad está representada
por otro [56].

2.1.2.a. Modelo de dos masas

Este modelo se denomina de dos masas pues se considera como la primera masa la
turbina eólica y la segunda masa el generador eólico, ambas unidas por una caja de ve-
locidad, tal como se muestra en la Figura 2.4.
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Turbina

Gearbox

Generador

Jt

t

t

w

w

w

q
ms
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h:1
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Cs

Jg

Figura 2.4. Esquema de modelo de 2 masas

Las ecuaciones que describen el comportamiento de este modelo son las siguientes:

Ht

ωs

dωωt

dt
= Tm −Ks(θωt − θms)− Cs(ωωt − ωms) (2.20)

Hg

ωs

dωms

dt
= Ks(θωt − θms) + Cs(ωωt − ωms)− Te (2.21)

dθk

dt
= ωωt − ωms (2.22)

donde Ht es la constante de inercia de la turbina en [s]; Hg es la constante de inercia del
generador en [s]; ωωt es la velocidad angular de la turbina en [rad/s]; ωms es la velocidad
angular del eje en [rad/s]; θωt es ángulo rotacional de la turbina en [rad]; θms es ángulo
rotacional del eje en [rad]; θk = θωt − θms es el ángulo equivalente de torsión en [rad]; Cs

es el coeficiente de amortiguamiento del eje en [s] y Ks es el coeficiente de rigidez de eje
en [pu].

2.1.2.b. Modelo de una masa

El modelo de una sola masa considera la turbina, la caja reductora de velocidad y el
rotor del generador como un conjunto, es decir, una inercia equivalente para representar
la masa de todos estos elementos (HD).

En este estudio se trabajará con este esquema debido a que el análisis se centra en el
sistema eléctrico y no en el comportamiento del sistema mecánico ni en las oscilaciones de
éste. Asimismo, General Electric (GE) en su documento de modelo dinámico de parques
eólicos [21] recomienda usar un modelo de una masa para estudios dinámicos de sistemas
eléctricos de potencia.

En este sentido, la ecuación de oscilación simplemente está dada por:

2HD

ωs

dωr

dt
= Tm − Te [pu] (2.23)

donde HD es la constante de inercia del conjunto turbina y generador en [s], Te =
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Xm(IqsIdr − IdsIqr) es el torque eléctrico en [pu], Tm es el torque mecánico en [pu] y
ωs es la velocidad sincrónica en [rad/s].

2.1.3. Modelo de controladores

2.1.3.a. Controles convencionales

Como se comentó anteriormente el DFIG está compuesto por un convertidor de aproxi-
madamente un 30% de la capacidad nominal del generador. Este convertidor back-to-back,
conecta la red, que opera en la frecuencia śıncrona (fs), con el circuito del rotor, que fun-
ciona a frecuencia de deslizamiento (sfs). Este convertidor se obtiene mediante el uso de
dos convertidores AC-DC y un DC link. Por simplicidad, se supone que el convertidor
de back-to-back es ideal, es decir, la tensión en el DC link se mantiene constante, la con-
versión de frecuencia se realiza sin pérdidas, el convertidor del lado de la red absorbe
instantáneamente la potencia activa que se inyecta en el circuito del rotor, y el conver-
tidor del lado del rotor crea instantáneamente las tensiones del rotor asignadas por los
controladores [53], [57].

El voltaje del rotor se expresa en términos de las componentes de eje q y d. Se puede
demostrar que mediante el uso de control de campo orientado, la tensión, o la potencia
reactiva, pueden ser controladas de forma independiente mediante la variación de la ten-
sión de rotor de eje d. Por otro lado, la velocidad angular o la potencia activa pueden
ser controladas mediante la variación de forma independiente de la componente voltaje
del rotor en el eje q [18], [19], [20]. Esta separación es fundamental en el diseño de los
controladores del DFIG.

Control de potencia activa y reactiva

Este desacoplamiento permite que la velocidad o la potencia activa puedan ser contro-
ladas en forma independiente al actuar sobre la tensión en el eje q del rotor, y la tensión o
la potencia reactiva puedan ser controladas actuando sobre el voltaje en el eje d del rotor.
T́ıpicamente, la tensión del rotor de eje q se controla para maximizar la potencia extráıda
del viento [14] y el voltaje del eje d del rotor se controla para mantener una salida de
potencia reactiva deseada [58]. En la literatura, se emplea un sistema de control genérico
basado en controladores PI para llevar a cabo este control. En general, los sistemas de con-
trol de potencia activa y reactiva consideran tanto un lazo interno de corriente (respuesta
rápida) y un lazo externo de potencia (respuesta lenta) [18], [24], [59], [53], [60], [61]. En
la Figura 2.5 y la Figura 2.6 se muestran estos esquemas de control, en los cuales se utiliza
una estructura de dos controladores PI en cascada donde el lazo de control rápido regula
las componentes activa y reactiva de la corriente del rotor, mientras que las corrientes de
referencia son reguladas por el lazo más lento de potencia activa y reactiva [53].
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Figura 2.6. Controlador de potencia reactiva

Es posible observar que en el lazo de control de potencia activa aparece un bloque en
el cual se obtiene la potencia de referencia de la turbina (Pref ). Esta potencia se obtiene
de un seguimiento a los puntos óptimos para distintas velocidades de viento, lo cual se
muestra en la Figura 2.7.
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Cabe destacar que se aproxima la potencia de referencia por una función cúbica, es
decir, Pref = Cω3

r . Donde C es una constante que debe ser sintonizada y ωr es la velocidad
angular del rotor.

Por otro lado, la potencia reactiva de referencia (Qref ) es posible asignarla directa-
mente, es decir, si se desea FP = 1 para cada turbina, Qref debe ser 0, o bien, puede
quedar anidado a un control a nivel de planta de tensión o factor de potencia que controle
todo el parque eólico, en cuyo caso Qref ya no es un parámetro sino que se convierte en
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una variable.

Control de pitch angle

Se puede controlar la eficiencia aerodinámica básicamente de dos maneras: mediante
el ajuste del pitch angle y mediante el diseño aerodinámico de las aspas de la turbina para
detenerla cuando la velocidad del viento es superior a su ĺımite (stall control) [14], [62], [63].
El pitch control y el stall control son los más utilizados para limitar la potencia de salida
de la turbina. El stall control exige, además, que la velocidad de la turbina se mantenga
constante [64], [65] y se utilizó principalmente en el comienzo de la industria de la enerǵıa
eólica [66]. Hoy en d́ıa, el mercado está prácticamente gobernada por turbinas con pitch
control [66], por lo que en este estudio se utiliza este esquema de control.

El control por pitch angle modifica la eficiencia aerodinámica de la turbina para que
la potencia generada no supere el ĺımite técnico permitido. Este control corresponde a un
sistema de ángulo de incidencia variable para modificar la curva de máxima extracción
de potencia y aśı modificar la potencia de salida de la turbina eólica. El actuador pitch
angle se representa t́ıpicamente por un modelo lineal, y la referencia de ángulo de paso
se obtiene a través de un controlador PI que compara la velocidad angular o la potencia
activa con la referencia correspondiente [67], [24], [21]. Además, la referencia de velocidad
(ωref ) debe ser el valor máximo (1, 2ωs) para que mientras la velocidad de viento (y por
ende ωr) sea menor que la máxima, el pitch angle (θ) permanezca en cero. Si la velocidad
del viento aumenta por sobre la máxima técnica permitida el control de pitch angle debe
actuar reduciéndola por medio del aumento del ángulo θ. Es importante notar, además,
que existen distintos ĺımites para que el ángulo θ no sobrepase sus ĺımites inferiores y
superiores aśı como tampoco la tasa de cambio dθ

dt . Este esquema se muestra en la Figura
2.8.
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2.1.3.b. Controles especiales

Actualmente los códigos de red de diferentes páıses, en especial aquellos con mayor
penetración de enerǵıa eólica, han aumentado sus requerimientos en algunos aspectos
tales como control de tensión, potencia reactiva en el punto de conexión y participación
en el control primario de frecuencia del sistema, permanecer conectados ante huecos de
tensión, etc. [6].

En esta sección se describen controladores para parques eólicos que permiten cumplir
con algunos de estos requerimientos. En particular, se muestran los modelos de partici-
pación en el control primario de frecuencia y el control a nivel de planta de tensión en el



Caṕıtulo 2. Modelos dinámicos 23

punto de conexión.

Participación en Control Primario de Frecuencia

Naturalmente los parques eólicos no están hechos para participar en el control primario
de frecuencia, esta labor queda en manos de generadores convencionales. Sin embargo,
existen esquemas de control para relacionar el generador eólico con la red eléctrica a través
de la frecuencia y de esta forma, cuando la frecuencia del sistema disminuye (aumente),
los generadores eólicos aumenten (disminuyan) su potencia en el punto de conexión de
forma transitoria.

En la literatura existen variados esquemas de control con diferentes modalidades. Al-
gunos que están pensados almacenando reserva para entregar después de una perturbación
y otros que no. En este estudio se evalúan en particular dos esquemas de participación
en el control de frecuencia: el tipo 1 o esquema de participación inercial, el cual imita la
respuesta inercial de máquinas sincrónicas cuando existe una desviación de la frecuencia
y entrega enerǵıa cinética de sus partes rotantes; y el tipo 2 o esquema de participación a
través de pitch angle, el cual mantiene reserva a través de la reducción de la eficiencia de
la turbina (pitch angle) y entrega potencia cuando existe una desviación de frecuencia.

Cabe destacar que en ambos modelos es necesario estimar la frecuencia del sistema, sin
embargo, esto no es trivial debido a que cada máquina sincrónica podŕıa tener diferente
velocidad transitoriamente. Una transformación que se utiliza comúnmente en análisis de
estabilidad es el centro de inercia de referencia (COI: center of inertia), el cual está definido
de la siguiente forma, según [10], [68]:

δCOI =
1

MT

m∑

i=1

Miδi (2.24)

ωCOI =
1

MT

m∑

i=1

Miωi (2.25)

MT =
m∑

i=1

Mi (2.26)

Mi =
2Hi

ωs
(2.27)

donde δCOI y ωCOI son el ángulo de carga y la velocidad angular del centro de inercia; δi,
ωi y Mi son el ángulo de carga, la velocidad angular y la inercia de la máquina sincrónica i;
MT representa la inercia total del sistema; m es el número total de máquinas sincrónicas.

1. Participación Inercial: Este esquema de participación no necesita reserva para su op-
eración. En el momento de una perturbación, por ejemplo un aumento en la carga, la
frecuencia baja y el generador aporta a la red la enerǵıa cinética proveniente de las
partes rotantes del DFIG (aspas, turbina, rotor del generador, etc.). Por este motivo,
disminuye automáticamente la velocidad del generador. Luego de esto, el generador
debe aumentar nuevamente su velocidad por lo que unos instantes posteriores au-
mentará su velocidad disminuyendo la enerǵıa que entrega a la red. Es aśı como bajo
esta estrategia, el DFIG emula la respuesta inercial de los generadores sincrónicos
convencionales. A través de un lazo de control adicional es posible hacer participar
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al parque eólico en el control primario de frecuencia del sistema. La diferencia de la
frecuencia del sistema con la referencia (∆Pref ) es una señal extra a la potencia de
referencia P ′

ref que aparece en el lazo de control de velocidad del rotor (ver Figura
2.9). Este esquema de control es propuesto en [23] y en [69], [22], [17].

2. Participación mediante reserva: Este esquema de participación necesita reserva para
su operación. Posee un ángulo inicial θ0, el cual es un parámetro constante que indica
cuánta reserva posee el DFIG. En el momento de una perturbación, por ejemplo un
aumento de una carga, la frecuencia baja y el generador aporta a la red esta reserva
por lo que el pitch angle disminuye. Es posible notar que esta estrategia de control
modifica el controlador de ángulo de las aspas agregando al ángulo de referencia dos
términos (ver Figura 2.10): (a) el ángulo de reserva (θ0) que afectará permanente-
mente el ángulo de referencia y, (b) un término proporcional al error de frecuencia
(B(fref −f)) cuyo término da cuenta de la variaciones de la frecuencia en la estrate-
gia. Este esquema de control es propuesto en [27], [24], [25], [26].
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Control a nivel de planta de tensión

El control a nivel de planta de tensión cumple la función de regular la tensión en
una barra del sistema. Dado que la capacidad de las turbinas para hacer este soporte
es limitada en general se utiliza el punto de conexión del parque eólico (PCC). En el
esquema que se muestra en la Figura 2.11, propuesto en [21], es posible observar que
existe un factor (fN ) que da cuenta de la proporción de generadores que están en ĺınea
respecto del total de generadores del parque eólico. Por ejemplo, si fN = 0, 5 significa que
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la mitad del parque eólico está aportando al control de tensión. Luego de esto, aparece
en cascada un controlador PI que entrega la potencia reactiva de referencia (Qref ) a cada
generador del parque eólico para mantener la tensión de referencia Vref en la barra que se
está regulando (t́ıpicamente el PCC). Cabe destacar que existen ĺımites para la potencia
reactiva de referencia (Qmax y Qmin), los cuales son los ĺımites técnicos de los generadores
para entregar dicha potencia.
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Figura 2.11. Control a nivel de planta de tensión

2.1.4. Modelo de ĺımites en variables

La implementación de la limitación de una variable de estado no es trivial, dado que
poseen constantes de tiempo involucradas que no permiten un cambio discreto en su valor.
Es por esto que es necesario buscar una manera alternativa en la cual la limitación se realice
sobre una variable algebraica y de esta manera se logre tener una limitación discreta en
su valor. Con el objeto de poder programar e implementar este modelo de ĺımites en
las variables se buscó una forma alternativa de modelar el controlador PI de los lazos
de control. Esto se realiza para los esquemas de control que poseen limitaciones en sus
variables de estado como son el control a nivel de planta de tensión (Figura 2.11) y el
control del ángulo de las aspas (Figura 2.8).

2.1.4.a. Control a nivel de planta

Esta forma alternativa es la que se describe en la Figura 2.12 para el caso particular
del control a nivel de planta de tensión. Para que las funciones de transferencia de ambos
modelos (Figuras 2.11 y 2.12) sean equivalentes, es necesario que C = 1

fN

(
Kiv
s + Kpv

)
y

C∞ = Kpv

fN
, por lo que C−1 − C−1∞ = − KivfN

Kpv(Kiv+sKpv) .

Con lo anterior, la lógica de implementación del bloque que limita la variable es la
siguiente:

Si Qmin < y′′ < Qmax ⇒
(1) Kpv

dy′
dt = −Kivy

′ − fNKiv

Kpv
Qvw

(2) Qvw = y′′

Si y′′ > Qmax ⇒
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(1) Kpv
dy′
dt = −Kivy

′ − fNKiv
Kpv

Qmax

(2) Qvw = Qmax

Si y′′ < Qmin ⇒
(1) Kpv

dy′
dt = −Kivy

′ − fNKiv

Kpv
Qmin

(2) Qvw = Qmin

donde y′′ = Kpv

fN
(Vref − V − y′)

Cabe destacar que y′ e y′′ son variables auxiliares intermedias que se encuentra dentro
del lazo de control.

Es importante notar que, bajo esta lógica, el ĺımite es impuesto a una variable alge-
braica y no a una variable de estado, por lo que la implementación es directa y permite
incluso cambios discretos en la variable.

Es importante notar que con la lógica anterior, se agrega una ecuación de estado y una
ecuación algebraica al sistema.

Cuando estos ĺımites son alcanzados, la estructura dinámica del sistema cambia, lo
cual se debe a que al momento de alcanzar dichos ĺımites se desacopla la variable Qref de
la tensión de referencia. Por lo tanto, Qref ya no es una variable de estado, sino que solo
un parámetro que entra al modelo del generador como una referencia de potencia reactiva.
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Figura 2.12. Modelo de ĺımites en Control a nivel de planta

2.1.4.b. Control de ángulo de las aspas

De la misma forma que para el modelo del control a nivel de planta de tensión, el
modelo del pitch angle se utiliza esta forma alternativa que se describe en la Figura 2.13.
Luego para que las funciones de transferencia de ambos modelos (Figuras 2.8 y 2.13) sean
equivalentes, es necesario que C =

(
KI
s + KP

)
y C∞ = KP , por lo que C−1 − C−1∞ =

− KI
KP (KI+sKP ) .

Con lo anterior, la lógica de implementación del bloque que limita la variable es la
siguiente:

Si θmin < y′′ < θmax ⇒
(1) KP

dy′
dt = −KI(ωr − ωref )

(2) θref = KP (ωr − ωref − y′)
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Si y′′ > θmax ⇒
(1) KP

dy′
dt = −KI(y′ − 1

KP
θmax)

(2) θref = θmax

Si y′′ < θmin ⇒
(1) KP

dy′
dt = −KI(y′ − 1

KP
θmin)

(2) θref = θmin

donde y′′ = KP (ωr − ωref − y′)

Cabe destacar que y′ e y′′ son variables auxiliares intermedias que se encuentra dentro
del lazo de control.

Es importante notar que, bajo esta lógica, el ĺımite es impuesto a una variable alge-
braica y no a una variable de estado, por lo que la implementación es directa y permite
incluso cambios discretos en la variable.

Es importante notar que con la lógica anterior, se agrega una ecuación de estado y una
ecuación algebraica al sistema.

Cuando estos ĺımites son alcanzados, la estructura dinámica del sistema cambia, con
lo cual θref ya no es una variable de estado, sino que solo un parámetro.
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Figura 2.13. Modelo de ĺımites en Pitch angle

2.1.5. Sistema de ecuaciones de DFIG y sus controladores

Considerando las aproximaciones respecto de las dinámicas participantes y los mode-
los de controladores, generador, sistema mecánico y control a nivel de planta, es posible
describir completamente un DFIG y sus controladores a través del sistema de ecuaciones
diferenciales (de la (2.28) a la (2.37)) y algebraicas (de la (2.38) a la (2.45)) dadas por:
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dy′

dt
= −Kiv

Kpv
(1− fN )y′ − fN

Kiv

Kpv
(Vref − V ) (2.28)

dQref

dt
=

1
Tc

(−Qref +
Kpv

fN
(Vref − V − y′)) (2.29)

dωr

dt
=

ωs

2HD
(Tm −XmIqsIdr + XmIdsIqr) (2.30)

dx1

dt
= KI1(Pref − P ) (2.31)

dx2

dt
= KI2(KP1(Pref − P ) + x1 − Iqr) (2.32)

dx3

dt
= KI3(Qref −Q) (2.33)

dx4

dt
= KI4(KP3(Qref −Q) + x3 − Idr) (2.34)

dx5

dt
= −KI

KP
(ωr − ωref ) (2.35)

dx6

dt
=

1
Tw

(−x6 + Tw
d∆f

dt
) (2.36)

dθ

dt
=

1
Tp

(−θ + KP (ωr − ωref − x5) + θ0 −B2
ωs − ωCOI

2π
) (2.37)

0 = −Vqr + KP2(KP1(Pref − P ) + x1 − Iqr) + x2 (2.38)
0 = −Vdr + KP4(KP3(Qref −Q) + x3 − Idr) + x4 (2.39)
0 = −P + VDIqs − VqrIqr − VdrIdr (2.40)
0 = −Q + VDIds (2.41)
0 = −VD −RsIqs −XsIds + XmIdr (2.42)
0 = −RsIds + XsIqs −XmIqr (2.43)
0 = −Vqr + RrIqr − sXmIds + sXrIdr (2.44)
0 = −Vdr + RrIdr + sXmIqs − sXrIqr (2.45)

Considerando el sistema de ecuaciones diferenciales algebraicas (DAE: differential al-
gebraic equations) descrito anteriormente es posible notar que:

Las ecuaciones (2.28) y (2.29) corresponden a las obtenidas del control a nivel de
planta mostrado en la Figura 2.11. Asimismo, V es la tensión en la barra que se
desea controlar.

La ecuación (2.30) corresponde a la del sistema mecánico del modelo del eje de 1
masa.

Las ecuaciones (2.31) y (2.32) corresponden a las del control de potencia acti-
va/velocidad.

Las ecuaciones (2.33) y (2.34) corresponden a las del control de potencia reactiva.

Las ecuaciones (2.35) y (2.37) corresponden a las del control de pitch angle (con
θ0 = 0 y B2 = 0).
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La ecuación (2.36) y (2.37) corresponden al esquema de participación en el control
de frecuencia inercial y por pitch angle (con θ0 6= 0 y B2 6= 0), respectivamente.
Asimismo, es posible estimar d∆f

dt a través del centro de inercia del sistema, es decir,
d∆f
dt =

∑m
i

Hi
Htotal

ωs
4πHi

(Tmmi − EdiIdi − EqiIqi) de acuerdo a la Ecuación 2.25. Las
variables Tmm, Ed, Id, Eq y Iq, y el parámetro H son atribuidos a los generadores
sincrónicos del sistema.

Las ecuaciones algebraicas (2.38) y (2.39) tienen que ver con los controladores de
potencia activa y reactiva, respectivamente.

Las ecuaciones algebraicas (2.40) y (2.41) tienen que ver con la potencia activa y
reactiva, respectivamente.

Las ecuaciones algebraicas de la (2.42) a la (2.45) tienen que ver con los enlaces de
flujo del rotor y del estator del generador eólico.

2.2. Modelo de máquinas sincrónicas

Existen diferentes modelos de máquinas sincrónicas de acuerdo a lo que se quiera
evaluar, el tipo de estudio a desarrollar y el intervalo de tiempo a considerar. En este
estudio se utiliza el modelo de la máquina sincrónica de 2 ejes, el cual es válido para
estudios de estabilidad [10]. Con respecto a los controladores utilizados, se considera un
gobernador lineal con droop y un sistema de excitación tipo 1 del IEEE [10].

El sistema DAE que permiten modelar la máquina sincrónica esta dado por:

dE′
q

dt
=

1
T ′d0

(−E′
q − (Xd −X ′

d)Id + Efd) (2.46)

dE′
d

dt
=

1
T ′q0

(−E′
d − (Xq −X ′

q)Iq) (2.47)

dδ

dt
= ω − ωs (2.48)

dω

dt
=

ωs

2H
(Tmm − E′

dId −E′
qI
′
q) (2.49)

dEfd

dt
=

1
TE

(−KEEfd + VR) (2.50)

dRf

dt
=

1
TF

(−Rf +
KF

TF
Efd) (2.51)

dVR

dt
=

1
TA

(−VR + KARf − KAKF

TF
Efd + KA(Vref − V )) (2.52)

dTmm

dt
=

1
Tch

(−Tmm + Psv) (2.53)

dPsv

dt
=

1
Tsv

(−Psv + PC − 1
RD

(ω − ωs)
ωs

) (2.54)

0 = −E′
q + X ′

dId + V cos(θ − δ) (2.55)
0 = +E′

d + X ′
dIq + V sen(θ − δ) (2.56)
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Las ecuaciones algebraicas (2.55) y (2.56) responden al circuito equivalente que se
muestra en la Figura 2.14.

'djX

dj

dq ejII )( -

qj
eV

dj

dq ejEE )''( -

Figura 2.14. Circuito equivalente de máquina sincrónica

Mayores detalles de modelo de la máquina sincrónica de 2 ejes con sus respectivos
controladores es posible encontrarlos en [10].

2.3. Modelo de red y cargas

En este trabajo se consideran dos redes de pruebas del IEEE. Por un lado, se realizan
estudios utilizando el sistema de 9 barras del IEEE, en el cual se conecta un parque eólico
en la barra 9. Por otro lado, se estudia el comportamiento de un parque eólico considerando
el sistema de 39 barras del IEEE, en el cual se conecta dicho parque eólico en la barra
26. Sin perjuicio de lo anterior, se realizan sensibilidades respecto de la barra en que se
conecta el parque, por lo que no siempre el parque eólico está conectado en dichas barras.

Respecto del sistema de transmisión, se consideran solo ecuaciones algebraicas que
vienen dadas por clásico circuito PI para ĺınea de longitud media, de acuerdo a la Figura
2.15.

1
R 1

jX

2

B

2

B
SV RV

Figura 2.15. Circuito equivalente para ĺıneas de transmisión

Respecto de los transformadores, se considera el circuito utilizado para análisis de SEP,
es decir, solo considerando su reactancia y resistencia serie de acuerdo a la Figura 2.16.
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1
R 1

jX

SV RV

Figura 2.16. Circuito equivalente para transformadores

Finalmente, en el caso de las cargas, éstas con consideradas con su modelo potencia
constante, lo cual puede ser ejemplificado mediante las siguientes relaciones.

PL = P0 (2.57)
QL = Q0 (2.58)

donde P0 y Q0 son valores constantes.
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Análisis de Bifurcaciones

Los sistemas eléctricos de potencia se caracterizan por ser sistemas no lineales y por
poseer dependencia de parámetros. Considerando ambas caracteŕısticas, una técnica que
permite estudiar desde el punto de vista dinámico estos sistemas es el análisis de bifur-
caciones. Para esto se analizan los diagramas de bifurcaciones, los cuales representan la
trayectoria que tienen los valores propios del sistema a medida que se vaŕıa un parámetro
(parámetro de bifurcación) en el espacio de estado. En el diagrama de bifurcación se indica
si para un valor espećıfico del parámetro de bifurcación existe un punto de equilibrio u
órbita periódica, y si éstos son estables o inestables de acuerdo al lugar donde se encuentre
aquel valor propio. En este sentido, una bifurcación se define como los cambios fundamen-
tales en puntos de equilibrios u órbitas periódicas, o al cambio en sus propiedades de
estabilidad cuando un parámetro se vaŕıa [12].

Existen diversos tipos de bifurcaciones, sin embargo, solo algunas se han observado en
sistemas eléctricos de potencia. La bifurcación silla-nodo (SNB: Saddle-Node Bifurcation),
la bifurcación inducida por ĺımites (LIB: limited induced bifurcation) y la bifurcación de
Hopf (HB: Hopf Bifurcation) han sido identificadas en la literatura como algunas de las
principales razones detrás de la inestabilidad en los sistemas eléctricos de potencia [70].

Los primeros estudios realizados a través de análisis de bifurcaciones no datan de
muchos años atrás. Uno de los primeros considerando este tipo de análisis considera un
sistema de 3 barras y realiza un seguimiento a los valores propios ubicando el momento
en que cruzan por el eje imaginario para identificar el origen de una HB [71]. Más tarde
se analizó otro sistema de 3 barras, explicando cómo se comporta el sistema eléctrico
con la variación de un parámetro identificando la aparición de SNB y de HB [72]. Otros
documentos muestran otras bifurcaciones y fenómenos que aparecen en los sistemas de
potencia como ciclos ĺımites, HB subcŕıtica y supercŕıtica [73]. El fenómeno de estabilidad
y colapso de tensión ha sido ampliamente estudiado mediante análisis de bifurcaciones
[74], [75], [76], [77].

Actualmente, el análisis de bifurcación permite determinar e identificar diferentes
fenómenos dinámicos pues se evalúan diferentes puntos de equilibrio del sistema por medio
de la variación de un parámetro y de esta forma se realiza una búsqueda exhaustiva bajo
distintos puntos de operación del sistema. Dentro de estos fenómenos que se han analizado
por medio de análisis de bifurcaciones está, por ejemplo, estabilidad de tensión [78], [79],
los efectos de los sistemas flexibles de transmisión de corriente alterna (FACTS: flexible

32
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alternating current transmission system) [80], [81], la estabilidad de sistemas AC-DC [82],
problemas en la cargabilidad del sistema [83], sintonización de estabilizadores del sistema
de potencia (PSS: Power System Stabilizer) [84], entre otros.

Otro de los aspectos en que los autores han volcado su interés en el último tiempo
ha sido la enerǵıa eólica. Muchos autores han estado estudiando la influencia de parques
eólicos en la estabilidad de los sistemas eléctricos de potencia. Se ha presentado un modelo
dinámico para un DFIG con el fin de utilizarlo en análisis de sistemas de potencia por
medio de análisis de bifurcaciones, logrando encontrar un punto HB en un sistema de 4
barras [53]. Se ha investigado los modos dinámicos de parques eólicos con DFIG, aśı como
su impacto en las oscilaciones electromecánicas de los sistemas interconectados [32]. Se
ha analizado un modelo dinámico de parque eólico observando efectos de inestabilidad de
tensión por lo que se toman algunas medidas preventivas [85]. El ĺımite de estabilidad se
ha calculado para un sistema eléctrico de potencia con alta penetración eólica a través
de análisis de bifurcación [86]. Se ha estudiado el impacto de los parques eólicos en la
estabilidad de tensión del sistema eléctrico con y sin dispositivos de compensación de
potencia reactiva, tales como condensadores y compensadores estáticos de reactivos (SVC:
static VAR compensator) [87].

Es importante caracterizar desde el punto de vista matemático los puntos de bifurca-
ciones que ocurren con mayor frecuencia en sistemas eléctricos de potencia con el fin de
poder identificarlos y descubrir su naturaleza en una simulación dinámica. En relación a
esto, en la siguiente sección se describen las principales formas en que se manifiestan, con-
secuencias en la estabilidad del sistema y comportamiento matemático de las principales
bifurcaciones que se producen en los sistemas eléctricos de potencia y que son considerados
en este estudio.

3.1. Bifurcación Silla-Nodo

La Bifurcación Silla-nodo (SNB) se logra cuando, al variar un parámetro, dos puntos de
equilibrio (un nodo y un punto silla) comienzan a acercarse hasta que se unen definiendo
un único punto de equilibrio. Cuando se produce esta unión, se dice que se está en presencia
de una bifurcación silla-nodo. Luego de la bifurcación, dada la inexistencia de un punto
de equilibrio estable, se dice que esta bifurcación es peligrosa (hard bifurcation) [12].

Por ejemplo, considere el siguiente sistema. Es importante destacar que se considera un
sistema de segundo orden solo por simplicidad y es completamente posible de generalizar
para un sistema de orden n.

ẋ1 = µ− x2
1 (3.1)

ẋ2 = −x2 (3.2)

Cuando µ > 0, el sistema posee dos puntos de equilibrio, los cuales son p1 = (
√

µ, 0) y
p2 = (−√µ, 0). Si se linealiza el sistema alrededor de p1 y se obtiene la matriz jacobiana
evaluada en este punto se tiene:

[−2
√

µ 0
0 −1

]
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Es posible observar que p1 es un nodo estable con valores propios λ1,2 = {−2
√

µ,−1}.
Por otro lado, si se linealiza alrededor de p2 y se obtiene la matriz jacobiana evaluada en
este punto se tiene:

[
2
√

µ 0
0 −1

]

Con lo anterior se aprecia que p2 es un punto de silla con valores propios λ1,2 =
{2√µ,−1}.

Si se hace un barrido respecto del parámetro de bifurcación µ desde valores positivos
hasta valores negativos, es posible identificar distintos intervalos respecto del valor de µ:

1. Cuando µ −→ 0+, el nodo estable (
√

µ, 0) se mueve hacia el origen. Lo mismo
está ocurriendo con el punto de silla (−√µ, 0).

2. Cuando µ = 0, el nodo estable y el punto de silla se combinan para establecer un
único punto de equilibrio con λ1,2 = {0,−1}. Cabe destacar que en este punto un
valor propio es cero, lo cual es caracteŕıstico de un SNB [12].

3. Cuando µ < 0, el sistema no posee puntos de equilibrio.

Cuando el parámetro µ cambia desde valores positivos hasta el valor cero, ocurren dos
cambios fundamentales: (i) el sistema cambia de 2 a 1 punto de equilibrio, (ii) el sistema
luego de tener al menos 1 punto estable, pasa a no poseer ninguno. Este cambio cualitativo
en el comportamiento del sistema es llamado bifurcación silla-nodo pues es la fusión de
ambos puntos. El parámetro que vaŕıa (µ) se llama parámetro de bifurcación y los valores
en los cuales ocurren los cambios estructurales son llamados puntos de bifurcación. En
el ejemplo anterior el punto de bifurcación es µ = 0. En la Figura 3.1 se muestra el
diagrama de bifurcación del ejemplo anterior, donde el eje de las ordenadas correspondo
a la norma del punto de equilibrio mientras que el eje de las abscisas corresponde a valor
del parámetro de bifurcación. Asimismo, es posible identificar la ĺınea continua como la
zona estable, es decir los nodos, mientras que la ĺınea segmentada como la zona inestable,
es decir los puntos de silla.

m

|p|

Figura 3.1. Bifurcación silla-nodo

En la clásica curva PV, la nariz de la curva se llama punto ĺımite (LP: limit point) [12]
y, en general, corresponde al punto donde se produce un SNB. Sin embargo, es importante
destacar que no siempre coincide un LP con un punto SNB [88].
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SNB

LP

V

P

Figura 3.2. Punto SNB y LP en curva PV

3.2. Bifurcación de Hopf

Cuando al variar el parámetro de bifurcación, un par de valores propios complejos
conjugados cruzan el eje imaginario del plano complejo hacia el semiplano derecho, se
está en presencia de un punto de bifurcación de Hopf (HB) [89]. Es importante destacar
que antes de que se produzca el cruce hacia el semiplano positivo, se requiere que todos los
valores propios sean estables a medida que se vaŕıa el parámetro. Este punto es de interés
en SEP debido a que puede ser considerado como un ĺımite de una operación segura, es
decir, si ese punto se pasa el sistema se vuelve dinámicamente inestable [83].

En otras palabras, la bifurcación de Hopf (HB) se produce cuando un foco estable
comienza a perder estabilidad hasta que un par de valores propios complejos conjugados
cruzan el eje imaginario del plano complejo hacia el semi-plano derecho. El punto de cruce
se conoce como punto de bifurcación de Hopf. Por lo tanto, esta bifurcación se produce
porque dicho foco cambia su condición de estable a inestable.

Existen dos tipos de bifurcaciones de Hopf: HB supercŕıtica y HB subcŕıtica.

Para ejemplificar la HB supercŕıtica se considera el siguiente sistema. Es importante
destacar que se considera un sistema de segundo orden solo por simplicidad y es comple-
tamente posible de generalizar para un sistema de orden n.

ẋ1 = x1(µ− x2
1 − x2

2)− x2 (3.3)
ẋ2 = x2(µ− x2

1 − x2
2) + x1 (3.4)

lo que expresado en coordenadas polares es:

ṙ = µr − r3 (3.5)
θ̇ = 1 (3.6)

donde x1 = rcos(θ) y x2 = rsen(θ)
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De esta representación es posible apreciar que para µ < 0 el origen es un foco estable,
por lo que todas las trayectorias son atráıdas a él, mientras que si µ > 0 el origen es un foco
inestable pero existe un ciclo ĺımite (oscilaciones permanentes con una amplitud y frecuen-
cia espećıfica [12]) estable que atrae todas las trayectorias. Este ciclo ĺımite está dado por
r =

√
µ, lo cual muestra la dependencia del ciclo ĺımite con el parámetro de bifurcación.

Asimismo, se observa que esta es una bifurcación segura debido a que cuando el foco
estable desaparece debido a una pequeña perturbación, el sistema tendrá una oscilación
sostenida con amplitud con amplitud pequeña. Esta bifurcación se muestra en la Figura
3.3.

m

|p|

Figura 3.3. Bifurcación de Hopf supercŕıtica

Si se observa la matriz jacobiana evaluada en el punto de equilibrio se tiene:

[
µ −1
1 µ

]

De esta forma, los valores propios que se obtienen de la matriz anterior corresponden
a λ1,2 = µ ± . Cabe destacar que al hacer variar el parámetro de bifurcación (µ) desde
un valor negativo hasta un valor positivo, el sistema sufre un cambio estructural en su
condición de estabilidad.

Por otro lado, la bifurcación de Hopf subcŕıtica se puede ejemplificar considerando el
siguiente sistema, el cual posee la misma matriz jacobiana y por ende los mismos valores
propios al caso anterior.

ẋ1 = x1[µ + (x2
1 + x2

2)− (x2
1 + x2

2)
2]− x2 (3.7)

ẋ2 = x2[µ + (x2
1 + x2

2)− (x2
1 + x2

2)
2] + x1 (3.8)

lo que expresado en coordenadas polares es:

ṙ = µr + r3 − r5 (3.9)
θ̇ = 1 (3.10)

donde x1 = rcos(θ) y x2 = rsen(θ)

Es posible apreciar que el sistema tiene un único punto de equilibrio (el origen), el cual
es un foco estable para µ < 0 y un foco inestable para µ > 0. De la ecuación
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0 = µ + r2 − r4 (3.11)

es posible determinar ciclos ĺımites del sistema, los cuales quedan determinados por la
siguiente ecuación:

r2 =
1±√1 + 4µ

2
(3.12)

De lo anterior se desprende que:

Si µ < −1/4 ⇒ El sistema no posee ciclos ĺımites.

Si µ = −1/4 ⇒ El sistema posee un ciclo ĺımite.

Si −1/4 < µ < 0 ⇒ El sistema posee dos ciclos ĺımites. Es posible demostrar que
uno es estable y el otro inestable [12].

Si µ ≥ 0 ⇒ El sistema posee un ciclo ĺımite.

Además, para µ < 0, el origen es un foco estable y todas las trayectorias son atráıdas a
él. Por otro lado, para µ > 0, el origen es un foco inestable. Entonces, como µ se incrementa
de valores negativos a positivos, el foco estable en el origen se funde con el ciclo ĺımite
inestable y bifurca en un foco inestable, como lo representa la Figura 3.4

m

|p|

Figura 3.4. Bifurcación de Hopf subcŕıtica

En términos prácticos, ambas bifurcaciones de Hopf poseen la misma matriz jacobiana
y los mismos valores propios (λ1,2 = µ ± ) por lo que, si se grafica este valor propio en
el plano complejo, se podrá identificar un punto de bifurcación de Hopf por el punto de
equilibrio en el cual el valor propio pasa al semi-plano derecho, lo cual puede ser ilustrado
mediante la Figura 3.5.
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Figura 3.5. Bifurcación de Hopf

3.3. Bifurcación inducida por ĺımite

Las bifurcaciones inducidas por ĺımites (LIB) son bifurcaciones genéricas en sistemas
de potencia, las cuales se estudiaron por primera vez en detalle en [36]. En este estudio se
observa que el sistema puede caer en inestabilidad automáticamente cuando una variable
alcanza su ĺımite, y pueden ser t́ıpicamente encontrados cuando se aumenta la potencia
activa en la carga. A ráız de lo anterior, la demanda de potencia reactiva también aumenta
y por lo tanto los ĺımites de potencia reactiva de generadores u otros dispositivos de
regulación de voltaje pueden ser alcanzados [38].

Las bifurcaciones inducidas por ĺımite podŕıan ocurrir en un punto de equilibrio donde
los valores propios de la matriz se someten a un cambio discreto debido a que una variable
alcanza su ĺımite, lo cual ocasiona un cambio estructural en el sistema [39]. Este cambio
discreto en las ecuaciones del sistema, ocasiona una variación del mismo tipo en el margen
de estabilidad del sistema, el cual puede verse disminuido de forma abrupta pasando de
un estado de estabilidad a inestabilidad instantáneamente.

El punto de bifurcación LIB ocurre si existe una pérdida repentina de estabilidad cuan-
do se encuentra un ĺımite del sistema. En general, la trayectoria de los valores propios son
continuas y suaves al variar un parámetro. Sin embargo, en presencia de un punto LIB,
algunas trayectorias de valores propios estables se interrumpen y surgen otras trayectorias
que podŕıan estar en el semiplano derecho. La razón de esta pérdida repentina de esta-
bilidad puede ser explicada con el siguiente ejemplo. Considere un sistema estable con un
parque eólico el cual posee un control a nivel de planta bloqueado para entregar el máxi-
mo de potencia reactiva del parque. Asumiendo que el voltaje en la barra regulada es V .
Además, considerando que la carga en cierta barra es, P = P0, es usada como parámetro
de bifurcación. Entonces, dado que P aumenta, la tensión V se reduce de acuerdo a la
trayectoria t́ıpica de la curva PV (ver Figura 3.6a). El sistema es estable hasta que alcanza
un punto HB y la trayectoria de los valores propios está de acuerdo a la Figura 3.7a.

Ahora, considerando que el control a nivel de planta ya no está bloqueado y comienza
a regular tensión de modo que V = Vref . Cuando P = P0, Qref debe ser reducido por lo
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que Qref < Qmax. Como P se incrementa de P0, el control a nivel de planta incrementa
Qref hasta que Qref = Qmax. En este punto, el sistema cambia su estructura y ahora
sigue la trayectoria de potencia reactiva constante. Sin embargo, como el punto HB ha
sido sobrepasado, el sistema se vuelve inestable de forma abrupta como se muestra en
la Figura 3.6b. Los valores propios poseen una discontinuidad en su trayectoria como se
muestra en la Figura 3.7b apareciendo en el semiplano derecho.

En este ejemplo, el punto LIB no existiŕıa si el punto HB a lo largo de la trayectoria de
potencia reactiva constante ocurre a una potencia mayor (ver Figura 3.6c); en consecuen-
cia, en este caso el sistema podŕıa no tener esta pérdida de estabilidad abrupta cuando
el control a nivel de planta alcanza su ĺımite. La trayectoria de los valores propios poseen
una discontinuidad pero luego de ésta aparecen en el semiplano izquierdo por lo que dicha
discontinuidad no implica inestabilidad, tal como se muestra en la Figura 3.7c.
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Figura 3.6. Curva PV para un punto LIB
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Figura 3.7. Trayectoria de valores propios para un punto LIB
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En las siguientes secciones se realizan simulaciones con dos sistemas de pruebas de
9 barras y de 39 barras con el fin de analizar la influencia de diferentes variables como
impedancias de ĺıneas, penetración de enerǵıa eólica y compensación de reactivos en la
estabilidad del sistema. Asimismo, se pretende encontrar los puntos de bifurcación que
aparecen con mayor frecuencia en los sistema eléctricos de potencia como son el punto de
bifurcación de Hopf y cómo éstos están estrechamente relacionados con la respuesta en el
dominio del tiempo de las variables. Por otro lado, el punto de bifurcación inducido por
ĺımites se encuentra cuando se llega a los ĺımites de potencia reactiva del control a nivel
de planta del parque eólico ocasionando la abrupta inestabilidad del sistema.



Caṕıtulo 4

Simulaciones para sistema de 9
Barras

El sistema de 9 barras del IEEE es ampliamente utilizado en la literatura como sistema
de prueba [10], [90]. El sistema original está compuesto por 9 barras, 3 generadores sin-
crónicos y 3 cargas. Adicionalmente, para este estudio, se ha agregado un parque eólico de
5 turbinas de 3, 6[MW ] conectado en la barra 9. Se ha escogido este número de turbinas de
manera que represente un 5 % de penetración de enerǵıa eólica en la capacidad instalada
del sistema. El sistema utilizado se puede ver con mayor detalle en la Figura 4.1, mientras
que los parámetros de ĺıneas, barras, transformadores, cargas y generadores pueden verse
en el Anexo D.

1

65
4

32

14 13 12 11 10

987

15

Parque Eólico

Barra regulada por el

control supervisor

GS2 GS3

GS1

Barra

Slack

Figura 4.1. Sistema de 9 barras
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4.1. Resultados de simulaciones

En esta sección se muestran los resultados obtenidos de realizar un análisis de bifur-
cación para el sistema anteriormente descrito. Para esto, se utiliza la potencia de la carga
en la barra 8 como parámetro, cuyo valor original es de 100[MW ] (ver Anexo D). Este
parámetro de bifurcación permite observar la evolución de los valores propios a medida
que se aumenta la carga en la barra 8 desde 200[MW ] hasta 400[MW ]. Se utiliza la barra
8 debido a que ésta tiene la particularidad de estar al centro del sistema, por lo que una
variación en la carga de ella podŕıa influir, a priori, en la dinámica de todos los elemen-
tos del sistema sin tener algún sesgo por la cercańıa. Además, se considera una velocidad
del viento para cada turbina del parque eólico de 11[m/s] lo que implica tener aproxi-
madamente al 77 % de la potencia nominal del parque eólico. Los casos analizados son los
siguientes:

Caso sin control a nivel de planta: Sin control a nivel de planta y sin participación
en el control de frecuencia por parte del parque eólico.

Caso con control a nivel de planta: Con control a nivel de planta y sin participación
en el control de frecuencia por parte del parque eólico.

Caso con participación tipo 1: Con control a nivel de planta y con participación
inercial en el control de frecuencia por parte del parque eólico.

Caso con participación tipo 2: Con control a nivel de planta y con participación a
través de pitch angle en el control de frecuencia por parte del parque eólico.

Asimismo, se realizan sensibilidades considerando diferentes situaciones para eviden-
ciar la posible influencia de estas variables en la dinámica del sistema. Dentro de las
sensibilidades que se evalúan están entre otros: mayor penetración eólica, disminución de
reactancia de ĺıneas de transmisión, cambio en parámetros y ĺımites de controladores,
compensación reactiva, etc.

4.1.1. Caso sin control a nivel de planta

En esta sección se analizan los resultados del análisis de bifurcación para el caso sin
control a nivel de planta. Se observa que el punto de HB se encuentra cuando la potencia
en la carga de la barra 8 es de 326[MW ]. En la figura 4.2 se muestra la evolución de los
valores propios. Es posible identificar claramente dos trayectorias diferentes, las cuales cor-
responden a cómo evolucionaron los modos de tensión y electromecánico a medida que se
varió el parámetro de bifurcación. Estos modos son llamados de tensión y electromecánico
debido a las variables que participan en cada uno de ellos.
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Figura 4.2. Trayectoria de valores propios

La tabla 4.1 muestra en la primera fila las variables que tienen mayor participación en
el modo de tensión, el cual se hace inestable cuando la potencia de carga es de 326 [MW],
es decir, se llega a un punto de bifurcación de Hopf (HB). Por otro lado, en la segunda fila
se muestran los factores de participación (PF: participation factors) de cada una de las
variables participantes según metodoloǵıa descrita en Anexo B. De acuerdo a esto, en el
modo que se hace inestable participan prácticamente las variables del control de tensión
de las tres máquinas sincrónicas pero no los generadores eólicos.

Variables Eq1 Rf1 Eq2 Rf2 Eq3 Rf3

PF 0,14 0,07 0,15 0,08 0,13 0,06

Tabla 4.1

Variables con mayor participación en modo de tensión en punto HB

En la tabla 4.2 es posible observar las variables participantes del modo electromecánico.
Estas variables claramente corresponden a este tipo de modo debido a que son las rela-
cionadas con la potencia de los generadores sincrónicos. Además, es posible notar que no
participa δ3 (ángulo del generador sincrónico 3) debido a que este ángulo es de referencia
y por lo tanto para este estudio es un parámetro y no una variable.

Variables δ1 ω1 δ2 ω2 ω3

PF 0,24 0,22 0,07 0,08 0,09

Tabla 4.2

Variables con mayor participación en modo electromecánico en punto HB

Es importante destacar, además, la dirección de la trayectoria de los valores propios a
medida que se aumenta la potencia en la carga: el modo de tensión se va moviendo hacia
la derecha, es decir se hace “menos estable”; mientras que el modo electromecánico se va
moviendo hacia la izquierda, es decir se hace “más estable”.

En la Figura 4.3 se muestra el resultado de una simulación dinámica en el tiempo
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al mismo sistema anteriormente descrito dada una pequeña perturbación (de un 1 % de
la carga inicial aproximadamente) en la potencia de la carga conectada en la barra 5.
El punto en que se realiza la simulación es en Pcarga = 325[MW ], lo cual corresponde
a un valor levemente menor al punto HB obtenido en el análisis de bifurcación anterior.
Es posible observar que la variable Eq del generador sincrónico 1 posee una frecuencia
de oscilación (ver Anexo C) que está cercana a los 0, 42[Hz], lo cual se puede verificar al
analizar la Figura 4.2 donde el punto HB se logra cercano a los 0, 41[Hz] aproximadamente.
La diferencia se debe a que en el caso de una simulación dinámica se consideran modelos
no lineales, los cuales tienen validez en cualquier punto del sistema, en cambio en el caso de
la bifurcación se trata de un punto de equilibrio en el cual los modelos están linealizados
en torno a dicho punto de equilibrio. Esta linealización es válida en una vecindad solo
en torno al punto de equilibrio por lo que si se está más distante de esa vecindad, la
linealización incurre en errores mayores.
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Figura 4.3. Evolución dinámica de Eq1 luego de un aumento de 1% de la carga
en la barra 5 (sin control a nivel de planta)

4.1.2. Caso con control a nivel de planta

En este caso se activa el control a nivel de planta, el cual controla la tensión en la barra
1 del sistema. Este análisis se realiza considerando el parque eólico sin participación en
el control de frecuencia. Adicionalmente a lo anterior, se considera distintas tensiones de
referencia en el control a nivel de planta para observar su influencia en los valores propios.

En la Tabla 4.3 se muestra un resumen de los resultados obtenidos considerando el
control a nivel de planta activo y sin participación en el control de frecuencia de parte
del parque eólico. En la primera columna se muestra la tensión de referencia del control
a nivel de planta de tensión del parque eólico. En la segunda columna se muestra el valor
de la potencia de carga en el cual el sistema se vuelve inestable, en la tercera columna
es posible observar el rango del parámetro de bifurcación (Pcarga) en el cual la variable
Qref del control a nivel de planta no está limitada y, finalmente, en la última columna se
clasifica el punto inestable como HB o LIB.

Es necesario destacar que este rango de Pcarga corresponde al intervalo en el cual
la orden de potencia reactiva (Qref ) no está limitada y por lo tanto cuando realmente
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se está controlando la tensión, es decir, por ejemplo cuando la tensión de referencia es
Vref = 0,98[pu], el punto de bifurcación de Hopf se encuentra cuando Pcarga = 327[MW ] y
se está controlando tensión cuando la Pcarga está entre 265[MW ] y 315[MW ]. Lo anterior
implica que cuando Pcarga = 266[MW ], Qref = −0,39[pu] y cuando Pcarga = 314[MW ],
Qref = 0,52[pu]. Estos ĺımites de Qref son los recomendados por GE para su generador
de 3, 6[MW ] [21]. En este rango se está controlando la tensión en el punto de conexión,
por lo que ésta será igual a la tensión de referencia (Vref ), sin embargo, fuera de este
rango el parque eólico no es capaz de entregar la potencia reactiva necesaria para obtener
la tensión de referencia y Qref quedará en su valor ĺımite y la tensión en el punto de
conexión estará dada por este valor (fijo) de potencia reactiva.

Vref [pu] Inestabilidad [MW] Rango de Pcarga sin limitar Qref [MW ] HB o LIB
1 327 200-248 HB

0.98 327 265-315 HB
0.97 341 298-340 LIB

Tabla 4.3

Resumen de resultados con distintos valores de Vref considerando el control a nivel de

planta activo

Con Vref = 1[pu]:

Es posible apreciar en la Figura 4.4 que el control a nivel de planta es capaz de
controlar tensión manteniéndola en su valor de referencia hasta que se llega al ĺımite
de la potencia reactiva (Qref = 0,52[pu]), lo cual es posible notarlo en la Figura 4.5. Este
valor corresponde al valor en por unidad en base a la potencia nominal de la turbina de
GE 3,6 [MW] [21]. Cabe destacar que, llevado a la base del sistema (100 [MW]), este valor
corresponde a Qref = 0,52 3,6

100 = 0,0187[pu].

Como se muestra en las figuras siguientes se llega al ĺımite de la potencia reactiva
cuando Pcarga llega al valor de 248[MW ] donde el control a nivel de planta es incapaz
de alcanzar el valor de referencia de la tensión y ésta comienza a disminuir de la misma
forma que una t́ıpica curva PV (ver Figura 4.4). Lo anterior se produce debido a que el
control a nivel de planta se desacopla del resto del sistema y la orden de potencia reactiva
a cada generador del parque es solo un parámetro de referencia (no una variable) de valor
Qref = 0,52[pu]. Con Qref limitado a su valor máximo y con el control a nivel de planta
desacoplado del resto del sistema se llega al punto HB cuando Pcarga = 327[MW ].
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Figura 4.4. Vref en función de Pcarga
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Figura 4.5. Qref en función de Pcarga

La tabla 4.4 muestra las variables participantes en el modo que se hace inestable en el
momento en que se obtiene un punto HB. En la tabla es posible observar, en la primera
fila las variables que participan en el modo que se hace inestable mientras que en la
segunda fila se muestran los factores de participación de éstas. En el modo que se hace
inestable participan prácticamente las variables del control de tensión de las tres máquinas
sincrónicas pero no los generadores eólicos. En la figura 4.6 se muestran las trayectorias
de los valores propios. Las flechas muestran el sentido de la evolución del parámetro de
bifurcación. El modo que pasa del semiplano negativo al semiplano positivo es el modo
de tensión de las máquinas sincrónicas. Se observa un “salto” en la trayectoria del modo,
es decir, el modo no sigue una trayectoria continua. Esto se debe a que se produjo un
cambio en la estructura del sistema debido a que se limitó la variable Qref del control
a nivel de planta. Desde que Pcarga va de 200[MW ] a 248[MW ] se muestra en negro,
luego se produce el “salto” y finalmente, cuando Pcarga va entre 249[MW ] y 400[MW ]
aparece en rojo. Estos “saltos” o discontinuidades en la trayectoria de los valores propios,
en particular, la del modo de tensión se pueden ver con mayor detalle en la Figura 4.7.

Variables Eq1 Rf1 Eq2 Rf2 Eq3 Rf3

PF 0,14 0,07 0,15 0,08 0,13 0,06

Tabla 4.4

Variables con mayor participación en modo de tensión en punto HB con Vref = 1[pu]
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Figura 4.6. Trayectoria de valores
propios con control a nivel de planta activo
y Vref = 1[pu]
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Figura 4.7. Modo del controlador
de tensión de generadores sincrónicos

Ahora se realiza una simulación dinámica considerando una potencia en la barra 8 de
Pcarga = 325[MW ], lo cual corresponde a un valor levemente menor a la potencia donde se
obtiene el punto HB con el fin de lograr una respuesta estable en el tiempo. Considerando
una pequeña perturbación en la potencia de la carga conectada en la barra 5 (un 1 % del
valor original de la barra 5), es posible observar lo siguiente:

En la Figura 4.8 se observa la variable Eq del generador sincrónico 1 para un valor de
Vref = 1[pu]. Al analizar esta figura es posible notar que la frecuencia de oscilación (ver
Anexo C) está cercana a los 0, 41[Hz], lo cual se puede verificar al analizar la Figura 4.7
donde el punto HB se logra cercano a los 0, 42[Hz]. La diferencia se debe a que en el caso
de una simulación dinámica se consideran modelos no lineales, lo cuales tienen validez en
cualquier punto del sistema, en cambio en el caso de la bifurcación se trata de un punto
de equilibrio en el cual los modelos están linealizados en torno a dicho punto de equilibrio.
Esta linealización es válida en una vecindad solo en torno al punto de equilibrio por lo que
si se está más distante de esa vecindad, la linealización incurre en errores mayores.
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Figura 4.8. Evolución dinámica de Eq1 luego de un aumento de 1% de la carga
en la barra 5 (con control a nivel de planta y Vref = 1[pu])

Con Vref = 0, 98[pu]:

En la figura 4.9 se muestran las trayectorias de los valores propios para el caso con
Vref = 0,98[pu]. Nuevamente las flechas muestran el sentido de la evolución del parámetro
de bifurcación. Se observa dos “saltos” en las trayectorias de los modos, es decir, no es
una función continua a medida que vaŕıa el parámetro de bifurcación. Esto se debe a que
se produjo un cambio en la estructura del sistema debido a que existen tres secciones con
respecto al ĺımite de la variable Qref del control a nivel de planta: desde que Pcarga va de
200[MW ] a 264[MW ] Qref está limitada a su valor mı́nimo, luego se produce un primer
“salto” y se encuentra la segunda sección donde Pcarga va de 265[MW ] a 315[MW ], luego
se produce el segundo “salto” y finalmente se encuentra una tercera sección donde Pcarga

va de 316[MW ] a 400[MW ]. Estas tres zonas están caracterizadas de la siguiente forma:

La primera zona (en negro en las Figuras 4.9 y 4.10) corresponde al rango en el cual
Pcarga está entre 200[MW ] y 264[MW ] y Qref está limitada al valor mı́nimo. En
esta primera zona la variable Qref parte limitada desde el comienzo de la simulación
(200[MW ]) y por lo tanto el control a nivel de planta es incapaz de alcanzar el
valor de referencia de la tensión (Vref = 0, 98[pu]). Es aśı como la orden de potencia
reactiva a cada generador del parque (Qref ) se mantiene constante en su valor mı́nimo
( ˇQref = −0, 39[pu]) y por lo tanto el control a nivel de planta está desacoplado del
resto del sistema y la orden de potencia reactiva a cada generador del parque es
solo una referencia de valor Qref = −0, 39[pu]. Es por esto que en este intervalo el
comportamiento de la tensión es como una t́ıpica curva PV, como se muestra en la
Figura 4.11.

La segunda zona (en azul en las Figuras 4.9 y 4.10) corresponde al rango en el cual
Pcarga está entre 265[MW ] y 315[MW ] y el control a nivel de planta está regulando
tensión en el PCC. En este intervalo la tensión está siendo controlada por el control
a nivel de planta y por lo tanto se mantiene fija en 0, 98[pu], tal y como se muestra
en la Figura 4.11.

La tercera zona (en rojo en las Figuras 4.9 y 4.10) corresponde al rango en el cual
Pcarga está entre 316[MW ] y 400[MW ] y Qref está limitada al valor máximo. En
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este intervalo, el control a nivel de planta se desacopla del resto del sistema y la
orden de potencia reactiva a cada generador del parque será solo un parámetro de
referencia de valor Qref = 0, 52[pu], el cual se mantiene por todo el intervalo (ver
Figura 4.12). Asimismo, nuevamente el comportamiento de la tensión es como una
t́ıpica curva PV.
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Figura 4.9. Trayectoria de valores
propios con control a nivel de planta activo
y Vref = 0, 98[pu]
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Figura 4.10. Modo del controlador
de tensión de generadores sincrónicos
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Figura 4.11. Vref en función de Pcarga
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Figura 4.12. Qref en función de Pcarga

En este caso el modo que se hace inestable, al igual que en el caso anterior, es el modo
de tensión y las variables que participan en él son las misma que se muestran en la Tabla
4.4.

Cabe destacar que, los valores de potencia reactiva del ĺımite del control a nivel de
planta se encuentran en la base del sistema (100 [MW]), es decir, el valor Qref = 0, 52[pu]
corresponde a Qref = 0, 52 3,6

100 = 0, 0187[pu]; mientras que Qref = −0, 39[pu] corresponde
a Qref = −0, 39 3,6

100 = −0, 014[pu]. Lo anterior se puede observar en la Figura 4.12.

Con Vref = 0, 97[pu]
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Considerando el control a nivel de planta del parque eólico con una tensión de referencia
Vref = 0,97[pu], es posible observar que existen tres zonas para la trayectoria de los valores
propios, como se muestra en la Figura 4.13: a) la primera zona (en negro) corresponde
al rango en el cual Pcarga está entre 200[MW ] y 297[MW ] y Qref está limitada al valor
mı́nimo; b) la segunda zona (en azul) corresponde al rango en el cual Pcarga está entre
298[MW ] y 340[MW ] y el control a nivel de planta está regulando tensión en el PCC;
c) la tercera zona (en rojo) corresponde al rango en el cual Pcarga está entre 341[MW ] y
400[MW ] y Qref está limitada al valor máximo.
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Figura 4.13. Trayectoria de valores propios con control a nivel de planta activo y
Vref = 0, 97[pu]

Es posible notar que existen dos cambios discretos en la trayectoria de los valores
propios: el primero con Pcarga = 297[MW ], donde la variable Qref “salta” de estar limitada
a su valor mı́nimo a estar controlando tensión, y el segundo con Pcarga = 340[MW ], donde
la variable Qref “salta” de estar controlado tensión a quedar limitada a su valor máximo.
En este último cambio discreto en la trayectoria de los valores propios, se produce un
cambio en la ubicación del modo de tensión llegando al semiplano positivo.

Con Pcarga = 341[MW ] el modo inestable vale 0, 67501 ± 3, 1856 y al calcular sus
factores de participación se observa que las variables participantes son Eq y Rf de las tres
máquinas sincrónicas. Claramente, este modo está atribuido al controlador de tensión de
los generadores sincrónicos y no a variables pertenecientes a los generadores eólicos.

Sin embargo, antes del cambio de ubicación discreta del modo, es decir, cuando Pcarga =
340[MW ], el modo vale −1, 281 ± 2, 3079. En este caso, las variables participantes son:
Qref , Eq, Rf , las cuales participan entre un 6 % y un 15 %. Asimismo, se observa que
las variables x3 de los generadores eólicos (variable del control de potencia reactiva del
DFIG) poseen un factor de participación del orden de 2% para cada DFIG. En este caso
śı se observa participación de los generadores eólicos. Esta interacción dinámica entre
generadores sincrónicos y eólicos se debe al acoplamiento a través de la variable Qref del
control a nivel de planta.

Por otro lado, si se observa la Figura 4.14, la curva PV del caso con control a nivel
de planta es posible notar que en el intervalo en el cual éste controla la tensión (entre
298[MW ] y 340[MW ]), ésta se mantiene en el valor de referencia, es decir, 0, 97[pu].
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Antes de aquel intervalo (entre 200[MW ] y 297MW ), la variable Qref está limitada por
Qmin y después del intervalo (entre 341[MW ] y 400[MW ]) de control, la variable Qref

está limitada por Qmax, por lo que en ambos intervalos se evoluciona por las curvas PV
t́ıpicas con una potencia reactiva constante.
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Figura 4.14. Curva PV con ĺımites de control a nivel de planta aplicados

Además, en la ĺınea azul de la Figura 4.14 se muestran los puntos HB que se logran en
caso de realizar sucesivas simulaciones con Qref constante entre Qmax y Qmin. Es posible
observar que si no se tuviera el control a nivel de planta y solo se tuviera una Qref fija como
parámetro el sistema se hace inestable antes respecto de tener el control a nivel de planta.
Por lo tanto, en el momento en que se llega al ĺımite de potencia reactiva (Qref = Qmax) y
cambia la estructura del sistema, éste automáticamente se hace inestable debido a que el
sistema estaŕıa en una condición de inestabilidad de no haber estado el control a nivel de
planta. Lo anterior se muestra adicionalmente en la Figura 4.15 donde es posible observar
que dadas estas sucesivas simulaciones con Qref fija y constante se pueden lograr distintas
curvas PV’s y, con ćırculos se muestran los distintos puntos HB’s para cada una. Cabe
destacar que la primera y la última curva PV de la figura corresponden a las curvas ĺımites
con Qref = Qmin y Qref = Qmax.
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Figura 4.15. Curvas PV limitadas entre Qmax y Qmin
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De acuerdo a todo lo anterior, es posible constatar que se encuentra un punto LIB
cuando la Pcarga = 341[MW ] y la variable Qref se limita a su valor máximo. Cabe destacar
que al utilizar el control a nivel de planta para regular tensión en la barra 1, se puede
superar la frontera de estabilidad dada por el sistema sin control a nivel de planta (ĺınea
azul de la Figura 4.14). No obstante, una vez alcanzado el ĺımite de potencia reactiva la
estabilidad estructural del sistema cambia de forma abrupta pasando de estable a inestable.

Por otro lado, en el momento que se limita el control a nivel de planta el valor propio,
asociado al control de tensión de los generadores sincrónicos “salta” al semiplano derecho,
ocasiona un colapso de tensión. Por este motivo, si se realiza una simulación dinámica
en el tiempo con una pequeña perturbación en la potencia demandada en la barra 5 (del
orden del 1% de la potencia de la barra), es posible observar este colapso en la tensión en
el PCC (ver Figura 4.16).

Cabe destacar que, dado que se utilizan los solvers de Matlab para realizar las sim-
ulaciones dinámicas, los cuales no soportan variaciones demasiado rápidas, es necesario
realizar la simulación en dos partes: En primer lugar se simula desde t = 0[s] hasta
t = 1[s], donde el sistema se encuentra en su estado original y considerando estas condi-
ciones iniciales. Luego en t = 1+[s] se realiza la perturbación (aumento de 1 % de la carga
5) llamando nuevamente al solver, al cual se le entrega como condición inicial la condición
final del periodo anterior, es decir, cuando t = 1[s]. Por este motivo, dado que se llama 2
veces al solver, en t = 1[s] se produce una discontinuidad en la respuesta de esta Figura
4.16.
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Figura 4.16. Evolución dinámica de VPCC luego de un aumento de 1% de la carga
en la barra 5 (con control a nivel de planta y Vref = 0, 97[pu])

En la Figura 4.17 se observa la variable Eq del generador sincrónico 1 para el mismo
valor de Vref = 0, 97[pu]. Al analizar esta figura es posible notar que la frecuencia de
oscilación (ver Anexo C) está cercana a los 0, 6[Hz], lo cual se puede verificar al analizar
la Figura 4.13 donde el punto LIB se logra cercano a los 0, 5[Hz]. La diferencia se debe
a que en el caso de una simulación dinámica se consideran modelos no lineales, lo cuales
tienen validez en cualquier punto del sistema, en cambio en el caso de la bifurcación se
trata de un punto de equilibrio en el cual los modelos están linealizados en torno a dicho
punto de equilibrio. Esta linealización es válida en una vecindad solo en torno al punto
de equilibrio por lo que si se está más distante de esa vecindad, la linealización incurre en
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errores mayores.
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Figura 4.17. Evolución dinámica de Eq1 luego de un aumento de 1% de la carga
en la barra 5 (con control a nivel de planta y Vref = 0, 97[pu])

4.1.3. Caso con participación tipo 1

En este caso se considera el control a nivel de planta, el cual controla la tensión en la
barra 1 del sistema y además el parque eólico está participando en el control primario de
frecuencia a través del esquema tipo 1 descrito en la Caṕıtulo 2.

Para esta simulación se considera una tensión de referencia de Vref = 1[pu]. De acuerdo
a los resultados, el rango en que el control a nivel de planta está controlando la tensión es
casi el mismo que sin participación, es decir, entre 200[MW ] y 246[MW ]. Como se muestra
la Tabla 4.5, el modo que se hace inestable, al igual que en el caso sin participación, es
el modo de tensión. En la figura 4.18 se muestran las trayectorias de los valores propios,
donde las flechas muestran el sentido de la evolución del parámetro de bifurcación. En la
figura 4.19 se muestra un zoom al modo de tensión de las máquinas sincrónicas. Se observa
una discontinuidad en la trayectoria del modo de la misma forma que se logra para el caso
sin participación.

Variables Eq1 Rf1 Eq2 Rf2 Eq3 Rf3

PF 0,15 0,08 0,13 0,06 0,14 0,07

Tabla 4.5

Variables con mayor participación en modo de tensión en punto HB con Vref = 1[pu] y con

participación inercial
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Figura 4.18. Trayectoria de valores
propios con control a nivel de planta activo
y con participación inercial
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Figura 4.19. Modo del controlador
de tensión de generadores sincrónicos

Ahora se realiza una simulación dinámica considerando una potencia en la barra 8
de Pcarga = 325[MW ], lo cual corresponde a un valor levemente menor a la potencia
donde se obtiene el punto HB con el fin de lograr una respuesta estable en el tiempo.
Considerando una pequeña perturbación en la potencia de la carga conectada en la barra
5 (un 1% del valor original de la barra 5), es posible observar en la figura 4.20 la variable
Eq del generador sincrónico 1 para un valor de Vref = 1[pu]. La frecuencia de oscilación
está cercana a los 0, 41[Hz] esto se puede verificar en la figura 4.19 en la cual el punto HB
se logra también cerca de los 0, 4[Hz].
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Figura 4.20. Evolución dinámica de Eq1 luego de un aumento de 1% de la carga
en la barra 5 (con control a nivel de planta, Vref = 0, 97[pu] y participación inercial)

En consecuencia se observa que no existe una mayor influencia del esquema de partic-
ipación tipo 1 en los modos cŕıticos (ver Anexo C) del sistema.
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4.1.4. Caso participación tipo 2

En este caso se considera el control a nivel de planta, el cual controla la tensión en la
barra 1 del sistema. Este análisis se realiza considerando el parque eólico con participación
tipo 2 en el control primario de frecuencia. Dadas las mismas consideraciones tomadas en
el caso anterior, es posible observar que este tipo de participación tampoco tiene mayor
influencia en los modos cŕıticos del sistema. Esto queda evidenciado al observar la trayec-
toria de los valores propios que se muestra en la Figura 4.21 y en el zoom al modo de
tensión de la Figura 4.22.
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Figura 4.21. Trayectoria de valores
propios con control a nivel de planta activo
y con participación por pitch angle
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Figura 4.22. Modo del controlador
de tensión de generadores sincrónicos

Ahora se realiza una simulación dinámica considerando una potencia en la barra 8
de Pcarga = 325[MW ], lo cual corresponde a un valor levemente menor a la potencia
donde se obtiene el punto HB con el fin de lograr una respuesta estable en el tiempo.
Considerando una pequeña perturbación en la potencia de la carga conectada en la barra
5 (un 1 % del valor original de la barra 5), es posible observar en la Figura 4.23, la variable
Eq del generador sincrónico 1 para un valor de Vref = 1[pu]. La frecuencia de oscilación
está cercana a los 0, 41[Hz] esto se puede verificar en la figura 4.22 en la cual el punto HB
se logra también cerca de los 0, 4[Hz].
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Figura 4.23. Evolución dinámica de Eq1 luego de un aumento de 1% de la carga
en la barra 5 (con control a nivel de planta, Vref = 1[pu] y participación por pitch angle)

4.1.5. Interacciones de las variables

En esta sección se habla acerca de las interacciones dinámicas entre las variables de
los distintos modelos estudiados en este trabajo. Se entiende por interacción dinámica
el acoplamiento entre variables de dos componentes diferentes del sistema. Por ejemplo,
si para algún valor propio se calculan sus factores de participación y se determinan las
variables que influyen en él, se hablará de interacción si dentro de estas variables existen
algunas atribuidas a los generadores sincrónicos y otras a los generadores eólicos.

En esta sección se determina si existen estos acoplamientos entre variables, bajo qué condi-
ciones se producen y se identifican los modos y variables que interactúan. En términos
prácticos, se entenderá por interacción cuando al calcular los factores de participación de
un modo se observa que existen variables de los generadores sincrónicos y de los gener-
adores eólicos que tienen una participación mayor o igual al 5%.

4.1.5.a. Caso sin control a nivel de planta

Si para este caso se calculan los factores de participación del modo de tensión en el pun-
to HB, es posible determinar que solo participan variables de los generadores sincrónicos,
por lo que se concluye que no existe interacción entre los generadores sincrónicos y eólicos
y, en consecuencia, la inestabilidad que se produce se debe simplemente a los generadores
sincrónicos. Sin prejuicio de lo anterior, al analizar el resto de modos en el mismo punto
de equilibrio se observa que existe un modo donde śı existe interacción pero no influyen
mayormente en la dinámica del sistema debido a que éste no es cŕıtico dado que posee un
amortiguamiento del 99% y la frecuencia de oscilación es 0.034 [Hz] (calculados de acuerdo
a Anexo C). Este modo tiene un valor de −2, 505±0, 21445 en el momento que se produce
la HB. En la Tabla 4.6 se observan los porcentajes en que participa cada variable. Si bien
existe interacción en este modo, es importante notar que la magnitud de la parte real es
grande y negativa, es decir, es bastante estable.
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Variables Ed2 Ed3 x1i i=1,..,5
PF 0,07 0,14 0,08

Tabla 4.6

Variables con mayor participación en modo de tensión con interacción de variables (sin

control a nivel de planta)

4.1.5.b. Caso con control a nivel de planta

Modo de tensión:

Cuando Vref = 1[pu] y la potencia Pcarga = 327[MW ], es decir en el punto HB, se
observa que en el modo de tensión no existe interacción y, por lo tanto, la inestabilidad que
se produce se debe simplemente a los generadores sincrónicos. Esto se debe principalmente
a que en este rango el control a nivel de planta está limitado, por lo que solamente se com-
porta solo como un parámetro de referencia y no como una variable para los generadores
eólicos, en consecuencia no se controla la tensión.

No obstante lo anterior, al analizar el resto de los modos en el mismo punto de equilibrio
enunciado anteriormente se observa que existe un modo donde śı existe interacción pero
no influye mayormente en la dinámica del sistema, debido a que no es cŕıtico pues tiene
un amortiguamiento de 99 % y una frecuencia de 0, 044[Hz]. Este modo es el mismo que
se indicó en el caso sin control a nivel de planta: −2,4745± 0,27608). Además, participan
las mismas variables que en el caso sin control a nivel de planta, solo variando levemente
sus porcentajes.

Variables Ed2 Ed3 x1i i=1,..,5
PF 0,08 0,17 0,06

Tabla 4.7

Variables con mayor participación en modo de tensión con interacción de variables (con

control a nivel de planta)

Modo electromecánico:

Con el fin de analizar el modo electromecánico se calculan los factores de participación
cuando la potencia está en el rango donde se controla tensión (200 a 246[MW ]) para una
tensión de referencia de Vref = 1[pu]. En este caso en el modo electromecánico śı existe
interacción. Como se muestra en la tabla 4.8 existe una interacción entre la variable Qref

y las variables de los generadores sincrónicos.
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Variables Qref Eq1 ω1 Eq2 δ2 ω2 Eq3 δ3 ω3

PF 0,10 0,06 0,06 0,05 0,10 0,07 0,05 0,07 0,06

Tabla 4.8

Variables con mayor participación en modo electromecánico con interacción de variables

(con control a nivel de planta)

4.1.5.c. Caso participación tipo 1

Modo de tensión:

Considerando la participación tipo 1 tampoco existe interacción en el modo de tensión
y por lo tanto la inestabilidad que se produce se debe simplemente a los generadores
sincrónicos. Esto se debe principalmente a que en este rango el control a nivel de planta
está limitado por lo que solamente se comporta como una referencia de potencia reactiva
para los generadores eólicos y no se controla la tensión.

No obstante lo anterior, al analizar el resto de modos en el mismo punto de equilibrio
enunciado anteriormente se observa que existen algunos modos donde śı existe interacción
pero no influyen mayormente en la dinámica del sistema, éstos son:

Modo 1 (−2, 8464± 0, 26506). Este modo es el mismo a los casos anteriores partic-
ipando las mismas variables.

El segundo modo en el cual existe interacción es un modo que posee solo parte real,
la cual tiene el valor de −1, 0574. En la tabla 4.9 se observan las variables y sus
porcentajes (factores de participación) que participan en este modo. Si bien existe
interacción entre las variables de los generadores sincrónicos y eólicos, este modo no
se mueve a medida que se vaŕıa el parámetro de bifurcación. Además, en éste solo
se ve la influencia del filtro pasa bajo que se implementa para esta participación.

El tercer modo en el cual existe interacción es −0, 13334 ± 0, 084441. En la tabla
4.10 se observan las variables y sus porcentajes que participan en este modo. Si
bien existe interacción entre las variables de los generadores sincrónicos y eólicos,
este modo se mueve muy poco a medida que se realiza la bifurcación (variación del
parámetro) y además posee una razón de amortiguamiento cercana al 84%.

Variables ω1 ω2 x6i i=1,..,5
PF 0,31 0,10 0,08

Tabla 4.9

Variables con mayor participación en Modo 2 con interacción de variables (con control a

nivel de planta y con participación inercial)
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Variables ω1 ωri i=1,..,5 x6i i=1,..,5
PF 0,18 0,08 0,07

Tabla 4.10

Variables con mayor participación en Modo 3 con interacción de variables (con control a

nivel de planta y con participación inercial)

Modo electromecánico:

En este caso en el modo electromecánico nuevamente existe interacción dinámica entre
las variables de los generadores sincrónicos y eólicos. Las variables y porcentajes de éstos
son muy similares a lo que se muestra en la tabla 4.8. Es posible constatar que nuevamente
esta interacción ocurre en el rango en que se está controlando tensión por el control a nivel
de planta.

4.1.5.d. Caso participación tipo 2

Modo de tensión:

Se observa que al igual que los casos anteriores, en el modo de tensión participan solo
las variables del controlador de tensión de los generadores sincrónicos.

Además, nuevamente existe una interacción en el modo −2, 4428±0, 26298, en el cual
las variables participantes son las mismas a los casos anteriores.

Modo electromecánico:

En este caso en el modo electromecánico nuevamente existe interacción dinámica entre
las variables de los generadores sincrónicos y eólicos. Las variables y porcentajes de éstos
son muy similares a lo que se muestra en la tabla 4.8. Es posible constatar que nuevamente
esta interacción ocurre en el rango en que se está controlando tensión por el control a nivel
de planta.

4.2. Sensibilidad con algunos parámetros

Con el objetivo de entender cómo influyen algunos parámetros en los resultados obtenidos
hasta aqúı se realiza distintas simulaciones variando algunos parámetros relevantes como
por ejemplo:

Penetración de capacidad eólica

Reactancia de ĺıneas

Ganancia de control a nivel de planta

Tensión de referencia

Compensación reactiva capacitiva
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4.2.1. Mayor Penetración

En esta sección se considera una mayor penetración de enerǵıa eólica en el sistema de
9 barras modificado. Para este caso se considera una penetración de 15% respecto de la
capacidad del sistema, lo cual equivale a 15 turbinas GE de 3, 6[MW ].

4.2.1.a. Caso sin control a nivel de planta

Para este caso se observa que el punto HB se encuentra para una potencia de carga
332 [MW]. Este valor es superior al valor obtenido con una penetración de un 5 %, el cual
era 326 [MW]. La figura 4.24 muestra la trayectoria de los valores propios para este caso.
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Figura 4.24. Trayectoria de valores propios sin control a nivel de planta activo y
con penetración de 15%

Cabe destacar que la trayectoria de los valores propios es similar al caso con menor
penetración de enerǵıa eólica, más aún los modos se mueven en las mismas direcciones,
observándose nuevamente que el modo que se hace inestable es el valor propio asociado al
controlador de tensión de los generadores sincrónicos. Si bien existe una diferencia entre el
valor en que ocurre el punto HB del caso con 5 % de penetración y con 15 % de penetración,
ésta no es tan grande pues el parque eólico no está aportando al control de tensión y de
todas maneras los generadores sincrónicos no son capaces de soportar la tensión por si
solos.

Sin perjuicio de lo anterior, dicha pequeña diferencia se debe simplemente al mayor
aporte de potencia activa por parte de los generadores eólicos y que ayudan a satisfacer
la demanda, disminuyendo las pérdidas y cáıdas de tensión en las ĺıneas de transmisión.

4.2.1.b. Caso con control a nivel de planta

Cuando la tensión de referencia es Vref = 1[pu] se observa que el punto HB se encuentra
para una potencia de carga 374 [MW]. Este valor es superior al valor obtenido con una
penetración de un 5%, el cual era 327 [MW]. Sin embargo, en este caso el modo que cruza
el eje imaginario es el modo electromecánico mientras que el caso anterior era el modo
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del control de tensión de los generadores sincrónicos. Esto se muestra en la tabla 4.11 que
muestra las variables participantes en el modo electromecánico en este caso. La Figura
4.25 muestra la trayectoria de los valores propios para este caso.

Variables Qord ω1 Eq2 δ2 ω2 δ3 ω3

PF 0,082 0,091 0,034 0,214 0,175 0,082 0,079

Tabla 4.11

Variables con mayor participación en modo electromecánico (con control a nivel de

planta)
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Figura 4.25. Trayectoria de valores propios con control a nivel de planta activo,
Vref = 1[pu] y con penetración de 15%

Al observar la Figura 4.25 es posible notar que cuando se obtiene el punto HB la
frecuencia de oscilación es fosc = 1[Hz] aproximadamente. Esto se puede comprobar re-
alizando una simulación dinámica donde se tiene fosc = 1, 1[Hz] aproximadamente (ver
4.26). Esta simulación dinámica se realiza considerando una potencia de carga en la barra
8 de Pcarga = 370[MW ], la cual es levemente menor a la potencia en que se obtiene el
punto HB.

Con el fin de realizar una comparación con respecto al caso de 5% de penetración, en
las Figuras 4.26 y 4.27, se muestra el comportamiento en el tiempo de la variable ω2 para
ambos casos. Es posible observar que se tiene una mayor frecuencia de oscilación para el
caso con mayor penetración. Lo anterior se debe a que en el caso de 5 % de penetración el
modo cŕıtico no es el electromecánico sino que es el modo de tensión con una frecuencia
de oscilación de fosc = 0, 41[Hz], en cambio cuando la penetración es de 15 % el modo
cŕıtico es el electromecánico, el cual posee una frecuencia de oscilación de fosc = 1[Hz]
aproximadamente. Asimismo, es posible notar una mayor amplitud en las oscilaciones
para el caso de una mayor penetración, lo cual no es deseable. No obstante, esto puede ser
mejorado al utilizar el esquema de participación tipo 1 (inercial) que permite disminuir las
amplitudes de las oscilaciones para este caso de mayor penetración tal y como se muestra
en la Figura 4.28.
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Figura 4.26. Evolución dinámica
de ω2 luego de un aumento de 1% de la carga
en la barra 5 (con control a nivel de planta,
Vref = 1[pu] y una penetración de 15%)
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Figura 4.27. Evolución dinámica
de ω2 luego de un aumento de 1% de la carga
en la barra 5 (con control a nivel de planta,
Vref = 1[pu] y una penetración de 5%)
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Figura 4.28. Evolución dinámica de ω2 luego de un aumento de 1% de la carga
en la barra 5 (con control a nivel de planta, Vref = 1[pu], una penetración de 15% y
participación inercial)

En consecuencia, se corrobora que el aumento en la penetración de enerǵıa eólica
posibilita un mejor soporte en el control de tensión y de esta forma es una ayuda para los
generadores sincrónicos en esta labor. En dicha labor resulta clave el control a nivel de
planta de tensión del parque eólico, el cual permite un mayor aporte de potencia reactiva
a la red y de esta forma el modo que se transforma en inestable ya no es el asociado al
control de tensión sino que al modo electromecánico.

Por otro lado, es posible apreciar el aporte que realiza el esquema de participación en el
control primario de frecuencia de los parques eólicos, que permite disminuir las amplitudes
de las oscilaciones de la frecuencia y de esta manera mejorar el comportamiento dinámico
de la frecuencia del sistema.
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4.2.2. Disminución de reactancia de ĺınea 8-9

En esta sección se disminuye la reactancia de la ĺınea 8− 9 debido a que por esta ĺınea
circula gran porcentaje del flujo hacia la carga 8 (parámetro de bifurcación) por lo que
una disminución en esta reactancia, a priori, mejoraŕıa la situación. El valor original de
esta reactancia es de X8−9 = 0, 1008[pu] (ver Anexo D), cuyo valor fue disminuido a un
10% del valor original.

De acuerdo a lo que se muestra en la Figura 4.29 se obtiene un mejor comportamiento en
la estabilidad del sistema, por lo que se aumenta los punto HB. En esta Figura se muestran
distintas curvas PV considerando el control a nivel de planta para diferentes potencias de
referencia (Qref ). Los puntos negros corresponden a los distintos puntos de HB obtenidos
al realizar la bifurcación manteniendo constante el valor de Qref a los valores que se
muestran en el eje de las abscisas con XLinea8−9 en el valor original. La cuadrados rojos
corresponden a los distintos puntos de HB obtenidos al realizar la bifurcación manteniendo
constante el valor de Qref a los valores que se muestran en el eje de las abscisas pero
con XLinea8−9 disminuido al 10 % del valor original. En consecuencia, para el caso con
la reactancia de ĺınea en su valor original se tiene que el HB vaŕıa entre 324[MW ] y
327[MW ] aproximadamente mientras que disminuyendo X8−9 el HB vaŕıa entre 328[MW ]
y 332[MW ] aproximadamente.
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Figura 4.29. Curvas PV limitadas entre Qmax y Qmin. Sensibilidad con XLinea8−9

4.2.3. Variación de ganancia Kpv del control a nivel de planta de tensión

Respecto a la ganancia Kpv no existe ninguna diferencia si se realiza manteniendo fijo
(constante) el valor de Qref para realizar la bifurcación debido a que las ecuaciones del
control a nivel de planta están desacopladas del resto del sistema. Por este motivo, cuando
Qref es una constante, los parámetros del control a nivel de planta no interfieren en el
resto del sistema.

Dado lo anterior, se realiza una sensibilidad de Kpv pero con Qref como variable, es
decir, considerando el control a nivel de planta controlando la tensión. Para evaluar la
influencia de Kpv en la dinámica del sistema, en primer lugar se disminuye el valor de
dicha ganancia desde su valor original Kpv = 18 (ver Anexo D) a Kpv = 1, 8 y, además, se
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considera Vref = 0, 97[pu]. En este caso el punto HB se logra cuando Pcarga = 332[MW ] y
en el intervalo en que el control a nivel de planta está controlando tensión, es decir entre
298[MW ] y 340[MW ], a diferencia del punto anterior (con Kpv con el valor original) que
se lograba cuando se limitaba Qref a su valor máximo y ese “salto” estaba cuando Pcarga

era 341[MW ] ocasionando un punto LIB. De hecho se puede observar la diferencia en la
trayectoria de los valores propios entre la Figura 4.13 (con Kpv = 18) y la Figura 4.30
(con Kpv = 1, 8).

Cabe destacar que al aumentar de 18 a 180 no se aprecian grandes diferencias por lo
que no se incluye en la figura.
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Figura 4.30. Trayectoria de valores propios. Sensibilidad con Kpv

En consecuencia, es posible notar la influencia de este parámetro en la estabilidad del
sistema, de hecho en [21] se recomienda realizar un análisis de forma de sintonizar esta
ganancia para evitar tener problemas de estabilidad además de tener un mejor compor-
tamiento frente a fluctuaciones de viento.

4.2.4. Disminución de la tensión de referencia Vref

De acuerdo a la Figura 4.31 es posible observar que se cambia el punto LIB desde
Pcarga = 341[MW ] (como ocurre con la tensión de referencia Vref = 0,97[pu]) hasta
Pcarga = 352MW (como ocurre con Vref = 0,965[pu]). Sin embargo, un poco antes de que
se produzca la discontinuidad en la trayectoria de los valores propios (Pcarga = 352MW )
es posible observar que el modo electromecánico cambia su dirección y se mueve hacia
la derecha incluso cruzando el eje imaginario ocasionando un punto HB el cual se logra
cuando Pcarga = 351[MW ]. Lo anterior se muestra en la Figura 4.32.
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Figura 4.31. Curva PV con Vref =
0,965pu
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Figura 4.32. Trayectoria de valores
propios con Vref = 0,965pu

En consecuencia, es posible notar que se puede variar el punto donde se produce la
discontinuidad en la trayectoria de los valores propios, sin embargo, esto no necesariamente
desencadena un aumento en el margen de estabilidad. En otras palabras, con este cambio
en la tensión de referencia, es posible retrasar la inestabilidad debida al modo de tensión,
pero de todas maneras aparece una inestabilidad debida al modo electromecánico.

4.2.5. Variación de los parámetros del esquema tipo 1 en la participación en
el control de frecuencia

Se realiza una sensibilidad considerando la participación tipo 1 con dos parámetros
diferentes: La Figura 4.33 muestra la trayectoria de los valores propios considerando los
parámetros de este esquema de participación originales, es decir, kdf = 0, 1 y kpf = 0, 1 y
la Figura 4.34 muestra la trayectoria de los valores propios considerando los parámetros
modificados a kdf = 1 y kpf = 1.

−15 −10 −5 0 5
−15

−10

−5

0

5

10

15
Trayectoria de valores propios

Eje Real

E
je

 Im
ag

in
ar

io

Modos rápidos Modo
electromecánico

Figura 4.33. Trayectoria de valores
propios con Vref = 0,965pu y kdf = kpf =
0,1
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Figura 4.34. Trayectoria de valores
propios con Vref = 0,965pu y kdf = kpf = 1
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Es posible observar que la participación tipo 1 y sus parámetros de control no tienen
prácticamente ninguna influencia en los modos cŕıticos tales como el modo de tensión o
el modo electromecánico causantes de la inestabilidad en la sensibilidad anterior (Sección
4.2.4). Cabe notar que śı existe una influencia de dichas ganancia de este control en los
modos que son rápidos (con parte real −10 aproximadamente), sin embargo, estos modos
no tienen injerencia en la estabilidad del sistema pues no son dominantes.

4.2.6. Conexión de un condensador de Qc = 0, 1[pu]

En esta Sección se conecta un banco de condensadores en el PCC del parque eólico
para ver su influencia en la estabilidad del sistema. En este caso se puede observar que la
discontinuidad en la trayectoria de los valores propios se modificaba de Pcarga = 341[MW ]
(con Vref = 0,97[pu] y sin condensador) a Pcarga = 361[MW ] (con Vref = 0,97[pu] y
con condensador), sin embargo, ocurre algo similar al caso de la sensibilidad 4.2.4, es
decir, antes de de que ocurra la discontinuidad se produce un punto HB debido al modo
electromecánico cuando Pcarga = 353[MW ], como se muestra en las Figuras 4.35 y 4.36.
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Figura 4.35. Curva PV con Qc = 0,1pu
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Figura 4.36. Trayectoria de valores
propios con Qc = 0,1pu

Conectar un condensador en el PCC del parque eólico apunta a solucionar el problema
de la disponibilidad de potencia reactiva para mantener la tensión en el PCC. Si bien es
cierto es posible aumentar el punto LIB a un valor por encima de los 341[MW ], se obtuvo
otra limitante: aparece un punto HB definido por el modo electromecánico, el cual se
produce antes que el punto LIB ocasionado por el modo de tensión. Por lo tanto, es posible
llegar a un ĺımite de estabilidad que no está dado por el modo de tensión sino por el modo
electromecánico, el cual se produce cuando el control a nivel de planta está controlando
tensión y ocasiona un punto HB antes del punto LIB producido por el modo de tensión.
Estos lugares donde se mueven estos puntos HB’s, que producen la inestabilidad antes del
punto LIB y por lo tanto, corresponden a la frontera máxima de estabilidad del sistema.
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4.3. Ampliación del rango de regulación del control a nivel de
planta

Como se muestra en las Figuras 4.37 y 4.38, al aumentar los ĺımites en que el control
a nivel de planta puede controlar tensión sin que se limite la variable Qref , se observa que
el punto HB ocurre cuando Pcarga = 352[MW ], en el cual el modo inestable es el modo
electromecánico. Asimismo, se observa que se está controlando tensión entre 262[MW ] y
358 [MW], es decir, se aumenta el rango en el cual el control a nivel de planta del parque
eólico está manteniendo la tensión en el PCC a su valor de referencia. Cabe mencionar que
los ĺımites de Qref para esta sensibilidad utilizados fueron ˇQref = −1[pu] y ˆQref = 1[pu],
en relación a los valores originales ˇQref = −0,39[pu] y ˆQref = 0,52[pu] (ver Anexo D)
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Figura 4.38. Trayectoria de valores
propios con ĺımites de Qref entre [-1;1] pu

Es posible observar que este análisis tuvo un resultado similar al anterior en el sentido
que aparece un punto HB definido por el modo electromecánico, el cual se produce antes
que el punto LIB ocasionado por el modo de tensión. En este sentido, pueden existir
diferentes acciones para intentar aumentar el margen de estabilidad dado por el modo
de tensión, sin embargo, de todas maneras aparece el modo electromecánico, el cual se
produce cuando el control a nivel de planta está controlando tensión y ocasiona un punto
HB antes del punto LIB producido por el modo de tensión, determinando una frontera
máxima de estabilidad de este sistema.

Si se ampĺıa aún más el rango de limitación del control a nivel de planta o se conectan
distintos condensadores en el PCC, y se realizan simulaciones con distintas tensiones de
referencia, es posible encontrar este ĺımite de estabilidad dado por los puntos HB’s y por
el modo electromecánico. En otras palabras, si se puede solucionar de alguna forma (no
importa cual sea) el problema de inestabilidad de tensión, de todas formas se encontrará el
ĺımite de estabilidad que está dado por los puntos HB’s y por el modo electromecánico.
Este ĺımite de estabilidad es el que se grafica de color azul en la Figura 4.39.
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Caṕıtulo 5

Resultados sistema de 39 Barras

En el siguiente caṕıtulo se pueden observar los resultados de las simulaciones hechas al
sistema de 39 barras del IEEE [91] también llamado New-England Power System, cuyos
datos se pueden encontrar en el Anexo E. Este sistema se modificó para incluir un parque
eólico que represente un 5% de penetración en generación del sistema. Como se muestra
en la Figura 5.1, dicho sistema posee 10 generadores sincrónicos y 19 cargas. Asimismo,
los parámetros de los generadores eólicos son los mismo a los utilizados para el sistema de
9 barras.
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Figura 5.1. Sistema de 39 barras
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5.1. Punto HB

En una primera instancia se considera una tensión de referencia para el control a nivel
de planta de Vref = 0, 98[pu]. Asimismo, se considera el generador 8 como barra libre
y la carga de la barra 27 como el parámetro de bifurcación (Pcarga), el cual vaŕıa desde
200[MW ] a 800[MW ] aproximadamente. Por otro lado, el parque eólico es conectado en
la barra 26, barra en la cual se controla la tensión por parte del control a nivel de planta.
Los parámetros del resto de dispositivos (generadores eólicos, sincrónicos y controladores)
permanecen constantes manteniendo el valor que se muestra en el Anexo E.

Es posible observar que desde que comienza la simulación (Pcarga = 200[MW ]) hasta
que Pcarga = 590[MW ] el parque eólico está controlando tensión a través de su control
a nivel de planta por lo que la tensión en el PCC permanece constante en el valor de
referencia (Vref = 0, 98[pu]) como se muestra en la Figura 5.2.
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Figura 5.2. Vref en función de Pcarga con Vref = 0, 98[pu] y control a nivel de
planta activo

A partir de los 600[MW ] en la carga de la barra 27, el parque eólico no es capaz de
controlar la tensión en el PCC debido a que no puede entregar la cantidad de reactivos
para mantener la tensión en el valor de referencia y por ende la potencia reactiva de cada
turbina permanece en el valor máximo, como se muestra en la Figura 5.3.



Caṕıtulo 5. Resultados sistema de 39 Barras 71

200 300 400 500 600 700 800
−0.01

−0.005

0

0.005

0.01

0.015

0.02

Q
ref

 v/s P
carga

P
carga

Q
re

f p
u

Figura 5.3. Qref en función de Pcarga con Vref = 0, 98[pu] y control a nivel de
planta activo

En la Figura 5.4 se muestra la trayectoria que tienen los valores propios al variar el
parámetro de bifurcación desde 200[MW ] a 800[MW ]. En la Figura 5.5 se muestra la
misma trayectoria de los valores propios pero se le realiza un acercamiento a los modos
cŕıticos para observar su desplazamiento e identificar el modo que cruza al semiplano
derecho. Es posible visualizar dos zonas que tienen relación con la Figura 5.2 en el sentido
que son los intervalos en que se está controlando tensión y el intervalo en que no se
está controlando tensión:

La primera zona (en azul de las Figuras 5.5 y 5.4) corresponde al rango en el cual
Pcarga está entre 200[MW ] y 590[MW ] y Qref está variando para mantener la tensión
en su valor de referencia. Sin embargo, cuando Pcarga = 360[MW ] se produce un
punto HB, es decir, un valor propio cruza hacia el semi-plano derecho. Asimismo, es
posible corroborar, a través del cálculo de los factores de participación (ver Anexo
B), que las variables participantes son δ y ω de las máquinas sincrónicas presentes
en el sistema. Dado lo anterior, se concluye que este modo inestable corresponde a
un modo electromecánico.

Luego, cuando Pcarga = 590[MW ] la potencia reactiva que entrega el parque eólico
llega a su ĺımite por lo que existe una discontinuidad en la trayectoria de los valores
propios, en este momento un valor propio “salta” y se posiciona en el semiplano
derecho pero el sistema ya era inestable de antes debido al punto HB del modo
electromecánico. Cabe destacar que este modo que “salta” al semiplano derecho es
el mismo que hab́ıa tenido un punto HB anteriormente.

La segunda zona (en rojo de las Figuras 5.5 y 5.4) corresponde al rango en el cual
Pcarga está entre 600[MW ] y 800[MW ] y Qref está limitada al valor máximo. En
este intervalo, el control a nivel de planta se desacopla del resto del sistema y la
orden de potencia reactiva a cada generador del parque es solo un parámetro de
referencia de valor Qref = 0, 52[pu], el cual se mantiene por todo el intervalo (ver
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Figura 5.3). Asimismo, nuevamente el comportamiento de la tensión es como una
t́ıpica curva PV.
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Figura 5.4. Trayectoria de valores
propios con Vref = 0, 98[pu] y control a nivel
de planta activo
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Figura 5.5. Zoom a trayectoria de
valores propios con Vref = 0, 98[pu] y con-
trol a nivel de planta activo

Cabe señalar que si se realiza una simulación considerando los mismos parámetros
anteriores pero con el control a nivel de planta bloqueado, es decir, manteniendo la potencia
reactiva de referencia fija en el valor máximo (Qref = Qmax), es posible obtener otro
comportamiento respecto del caso con el control a nivel de planta activo: considerando
el control a nivel de planta bloqueado, es posible observar que se produce un punto HB
para una potencia menor que el caso considerando el control a nivel de planta activo. Las
Figuras 5.6 y 5.7 muestran la trayectoria de los valores propios, observándose que el punto
HB se encuentra cuando Pcarga = 580[MW ].
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Por otro lado, en las Figuras 5.8 y 5.9 es posible observar la t́ıpica curva PV, la cual
se realiza con la tensión en el PCC cuando la potencia reactiva es constante, y la potencia
reactiva de referencia (Qref ) constante para toda la simulación, respectivamente.
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Figura 5.8. VPCC en función de
Pcarga con control a nivel de planta bloquea-
do y Qref = Qmax
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Figura 5.9. Qref en función de
Pcarga con control a nivel de planta bloquea-
do y Qref = Qmax

En consecuencia, es posible demostrar que para este caso el efecto de considerar el
control a nivel de planta tiene un efecto negativo para la estabilidad del sistema ya que
al considerar el control a nivel de planta activo se encuentra un punto HB para una
potencia menor que para el caso del control a nivel de planta bloqueado con Qref = Qmax.
Lo anterior se debe a que la posición de los valores propios cuando se está controlando
tensión con el control a nivel de planta activo, está más cerca del semiplano derecho en
comparación con la posición que tienen los valores propios cuando se mantiene fija la
potencia reactiva, por lo que al variar el parámetro de bifurcación los modos que están
más cerca traspasan antes el eje imaginario. Además, el efecto del control a nivel de planta
sobre este modo que cruza el eje imaginario no es demasiado importante debido a que,
como se dijo en párrafos anteriores, el modo que bifurca en el caso del control a nivel de
planta activo es un modo electromecánico.

5.2. Punto LIB

A continuación se cambian algunos de los parámetros respecto de la simulación anterior
de modo de tener otras condiciones operacionales y obtener otros resultados. En este
caso se simula con una tensión de referencia para el control a nivel de planta de Vref =
1, 038[pu]. Asimismo, se considera el generador 9 como barra libre y la carga de la barra
27 como el parámetro de bifurcación (Pcarga), el cual vaŕıa desde 0[MW ] a 600[MW ]
aproximadamente. Por otro lado, el parque eólico es conectado en la barra 28, cuya barra
es donde se controla la tensión por parte del control a nivel de planta. Los parámetros
del resto de dispositivos (generadores eólicos, sincrónicos y controladores) permanecen
constantes manteniendo el valor que se muestra en el Anexo E.
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En la Figura 5.10 es posible notar que los rangos en que se está controlando tensión son
los mismos donde la potencia reactiva está variando. El rango en que se está controlando
tensión por parte del parque eólico es de 30[MW ] a 470[MW ]. Entre 0[MW ] y 30[MW ]
el control a nivel de planta está limitado a su valor mı́nimo mientras que entre 470 y
600[MW ] el control a nivel de planta está limitado a su valor máximo.
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Figura 5.10. Qref en función de Pcarga con Vref = 1, 038[pu] y control a nivel de
planta activo

En la Figura 5.11 es posible observar cómo vaŕıa la tensión en el PCC. Tal y como
se comentó anteriormente la tensión está siendo regulada entre 30 y 470 [MW]; antes de
30 [MW] el parque eólico no puede absorber la potencia reactiva necesaria para mantener
la tensión en la referencia; después de los 470 [MW] el parque eólico no puede aportar la
potencia reactiva necesaria para mantener la tensión en la referencia. Dado lo anterior,
antes y después de aquel intervalo la tensión en el PCC sigue la tendencia t́ıpica de una
curva PV.
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Figura 5.11. Vref en función de Pcarga con Vref = 1, 038[pu] y control a nivel de
planta activo

Como se muestra en la Figura 5.12, al igual que los resultados obtenidos para el sistema
de 9 barras, nuevamente se visualizan tres zonas:

La primera zona (en negro en las Figuras 5.12 y 5.13) corresponde al rango en el cual
Pcarga está entre 0[MW ] y 30[MW ] y Qref está limitada al valor mı́nimo. En esta
primera zona la variable Qref parte limitada desde el comienzo de la simulación y
por lo tanto el control a nivel de planta es incapaz de alcanzar el valor de referencia
de la tensión (Vref = 1, 038[pu]). Es aśı como la potencia reactiva de referencia a
cada generador del parque (Qref ) se mantiene constante en su valor mı́nimo ( ˇQref =
−0, 39[pu]). Por lo tanto, el control a nivel de planta está desacoplado del resto
del sistema y la potencia reactiva de referencia a cada generador del parque es
solo una referencia de valor Qref = −0, 39[pu]. Es por esto que en este intervalo el
comportamiento de la tensión es como una t́ıpica curva PV, como se muestra en la
Figura 5.11. Luego de esto se produce el primer “salto” en la trayectoria de los valores
propios, en el cual un valor propio se posiciona en el semiplano derecho. Es posible
verificar que las variables participantes de este modo son δ y ω de la mayor parte de
los generadores sincrónicos por lo que este modo corresponde al electromecánico.

La segunda zona (en azul en las Figuras 5.12 y 5.13) corresponde al rango en el cual
Pcarga está entre 30[MW ] y 470[MW ] y el control a nivel de planta está regulando
tensión en el PCC. En este intervalo la tensión está siendo controlada por el control
a nivel de planta y por lo tanto se mantiene fija en 1, 038[pu], tal y como se muestra
en la Figura 5.11. Luego de esto se produce el segundo “salto” en la trayectoria de
los valores propios. Este modo corresponde al mismo de la discontinuidad anterior,
es decir, el modo electromecánico.

La tercera zona (en rojo en las Figuras 5.12 y 5.13) corresponde al rango en el cual
Pcarga está entre 470[MW ] y 600[MW ] y Qref está limitada al valor máximo. En
este intervalo, el control a nivel de planta se desacopla del resto del sistema y la
orden de potencia reactiva a cada generador del parque es solo un parámetro de
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referencia de valor Qref = 0, 52[pu], el cual se mantiene por todo el intervalo (ver
Figura 5.10). Asimismo, nuevamente el comportamiento de la tensión es como una
t́ıpica curva PV.
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Figura 5.13. Zoom a discon-
tinuidad en trayectoria de valores propios
con Vref = 1, 038[pu] y control a nivel de
planta activo

Como se muestra en la Figura 5.13, donde se realiza un zoom al valor propio que
se hace inestable, luego de que el control a nivel de planta estuviera limitado a su valor
mı́nimo (entre 0[MW ] y 30[MW ]) se produce un “salto” en la trayectoria de los valores
propios lo que implica una discontinuidad en dicha trayectoria. En la Figura 5.13 esto se
muestra en el cambio de color negro a azul, en el momento en que el control a nivel de
planta pasa de estar limitado a controlar tensión, se produce un cambio estructural en el
sistema de ecuaciones lo que podŕıa implicar un punto de bifurcación inducido por ĺımites.

Cabe destacar que se exploraron otros puntos distintos de operación con el fin de encon-
trar un punto LIB. Para conseguir lo anterior, fueron sensibilizados diferentes parámetros
como: el valor de la tensión de referencia del control a nivel de planta (Vref ), el gener-
ador que actúa como máquina de oscilación, la carga en la que se realiza la bifurcación
(parámetro variado), el rango en que se vaŕıa dicho parámetro, la barra en que se conecta
el parque eólico, entre otros. Sin embargo, no fue posible identificar un punto LIB diferente
al descrito anteriormente.

5.3. Comentarios

La primera diferencia que es posible notar entre las simulaciones del sistema de 9
barras con el de 39 barras, recae en que los resultados obtenidos para este último
sistema, el modo cŕıtico corresponde al modo electromecánico mientras que en el
sistema de 9 barras era el modo de tensión de los generadores sincrónicos. No ob-
stante lo anterior, es posible encontrar una semejanza en los resultados de ambos
sistemas: si al sistema de 9 barras se le realiza compensación capacitiva, para ro-
bustecerlo a la inestabilidad del modo de tensión, el modo cŕıtico corresponde al
modo electromecánico produciendo un punto HB. De esta forma seŕıa similar a lo
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que ocurre en el sistema de 39 barras. Lo anterior podŕıa deberse al mayor grado de
enmallamiento que posee el sistema de 39 barras y que le permite tener un mejor
comportamiento a la inestabilidad de tensión.

Otra diferencia de los resultados obtenidos para ambos sistemas, es que en en el
sistema de 39 barras el punto LIB se encuentra en la zona donde se obtiene el primer
“salto”, es decir, en la transición del intervalo que se está limitado a su valor mı́nimo
al intervalo en que se está controlando tensión; en cambio en el sistema de 9 barras
el punto LIB se encontraba en el paso del intervalo en que se estaba controlando
tensión al intervalo que se limitaba en el valor máximo de Qref . Asimismo, y como
se comentó anteriormente, en el sistema de 39 barras el punto LIB es causado por
el modo electromecánico, mientras que en el sistema de 9 barras el punto LIB es
causado por el modo de tensión de los sistemas de excitación de los generadores
sincrónicos.

5.4. Evaluación de los esquemas de participación en el control
primario de frecuencia ante grandes perturbaciones
(excursiones de frecuencia)

En esta sección se realiza una simulación dinámica con el aumento intempestivo de la
potencia en la carga de la barra 20 de tal forma de observar la respuesta en el tiempo de
algunas variables de interés respecto del aporte al control primario de frecuencia por parte
del parque eólico. En t = 0[s] comienza la simulación y se mantiene estable hasta que en
t = 1[s] se realiza un aumento del 30 % de la carga en la barra 20 desde su valor original
(P20 = 628[MW ]). Además, se considera el generador 8 como barra libre y el parque eólico
es conectado en la barra 26. Los parámetros del resto de dispositivos (generadores eólicos,
sincrónicos y controladores) permanecen constantes manteniendo el valor que se muestra
en el Anexo E.

En las figuras que se muestran a continuación es posible observar los resultados de
las simulaciones de tres casos: a) Sin participación por parte de los generadores eólicos
en el control primario de frecuencia (en negro), b) Con participación tipo 1 (inercial) por
parte de los generadores eólicos en el control primario de frecuencia (en azul) y c) Con
participación tipo 2 (pitch angle) por parte de los generadores eólicos en el control primario
de frecuencia (en rojo).

En la Figura 5.14 es posible observar la tensión en la barra 20, barra en la cual aumenta
la carga. Cuando comienza la simulación dinámica la tensión está en un valor cercano a
V20 = 0, 975[pu], inmediatamente después de que se produzca la perturbación (t = 1[s]),
la tensión baja hasta casi V20 = 0, 94[pu] y comienza a oscilar hasta estabilizarse en
un valor cercano a V20 = 0, 97[pu]. Lo anterior ocurre casi idénticamente bajo las tres
modalidades indicadas anteriormente, es decir, sin participación, con participación tipo 1
y con participación tipo 2.
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Figura 5.14. Tensión en barra 20 para un aumento de 30% en potencia de carga
20 para distintos esquemas de participación y sin participación en el CPF por parte de los
DFIG

Participación Tipo 1:

En la Figura 5.15 es posible notar que en los primeros instantes luego de la per-
turbación, los DFIG del parque eólico bajo la participación tipo 1, entregan un mayor
porcentaje de potencia activa en forma rápida para soportar la frecuencia en comparación
con el caso sin participación. Sin embargo, luego de los 15[s] aproximadamente los DFIG
deben recuperar la potencia que entregaron al sistema, por lo que la potencia de los gen-
eradores es incluso menor que el caso sin participación, lo cual se mantiene por el resto
de la simulación. Dado que este esquema de participación no considera reserva por parte
del DFIG, la potencia tanto al comienzo de la simulación como al final debiese ser igual.
Asimismo, por conservación de enerǵıa, la enerǵıa cinética que el DFIG entrega al sistema
debe ser la misma a la que es absorbida desde el sistema, en otra palabras, el área bajo la
curva respecto del caso sin participación debe ser cero al término del periodo completo.

Participación Tipo 2:

En la Figura 5.15 es posible notar que la participación tipo 2 posee un mayor tiempo de
actuación por lo que la potencia activa que entrega al sistema demora aproximadamente
30[s] en llegar a un valor cercano al máximo, esto se debe a que su aporte es de tipo
mecánico (pitch angle), que implica constantes de tiempo mayores. Cabe destacar que
previo a la perturbación la potencia de los DFIG’s bajo la participación tipo 2 es menor
al caso sin participación o participación tipo 1, lo cual se debe a que la participación a
través de pitch angle necesita un margen de reserva (de acuerdo a θ0) para su ejecución.
Asimismo, es importante notar que la potencia de los DFIG’s bajo esta participación al
cabo de los 50[s] no logra ser la misma que el caso sin participación y con participación
tipo 1, lo cual se debe a que al final del periodo aún le queda reserva y θ baja desde 5o

hasta casi 2o (ver Figura 5.17).
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Figura 5.15. Potencia del DFIG 1 para un aumento de 30% en potencia de carga
20 para distintos esquemas de participación y sin participación en el CPF por parte de los
DFIG

En la Figura 5.16 es posible observar la velocidad angular de un DFIG del parque
eólico. Cabe notar que en el caso sin participación cambia levemente la velocidad debido
a que simplemente cambiaron las condiciones de operación, lo que implica una velocidad
angular distinta. En el caso de la participación tipo 1 se observa claramente que luego
de la perturbación el DFIG entrega enerǵıa cinética por lo que disminuye su velocidad,
la cual comienza a ser recuperada a partir de t = 15[s] hasta llegar a un valor similar
al valor sin participación. Para el caso de la participación tipo 2, los DFIG del parque
eólico comienzan a aumentar su velocidad angular pues incrementaron su potencia hacia
el sistema.

Figura 5.16. Velocidad angular en DFIG 1 para un aumento de 30% en potencia
de carga 20 para distintos esquemas de participación y sin participación en el CPF por
parte de los DFIG

En la Figura 5.17 se muestra el ángulo θ (pitch angle) para un DFIG del parque eólico.
Es importante notar que para el caso sin participación, como participación tipo 1, este
ángulo permanece inalterado. En el caso de la participación tipo 2, θ cambia de su valor
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original dado por θ0 que en este caso se definió 5o hasta un valor cercano a los 2o, lo cual
hace que se modifique la aerodinámica del DFIG y de esta forma aporte dinámicamente
potencia al sistema.

Figura 5.17. Pitch angle de DFIG 1 para un aumento de 30% en potencia de
carga 20 para distintos esquemas de participación y sin participación en el CPF por parte
de los DFIG

Finalmente, en la Figura 5.18 se muestra la velocidad angular del generador sincrónico
8 para los tres casos indicados. En los primeros instantes de tiempo se logra un mejor de-
sempeño del esquema de participación tipo 1 con una pendiente de decaimiento menor que
los otros dos casos (sin participación y participación tipo 2) pero, dado que debe recuperar
la enerǵıa cinética entregada, la frecuencia comienza a bajar incluso por debajo del caso
sin participación. Además, se observa que el tiempo donde se obtiene la frecuencia mı́nima
con la participación 1 se retrasa en comparación con los otros dos casos, produciéndose en
el instante 38[s] aproximadamente.

Para el caso de participación tipo 2, la frecuencia se mantiene en todo instante por
encima del caso sin participación y luego de los 50[s] presenta un valor más alto en com-
paración con los otros dos casos, con lo cual se corrobora que al final de la simulación
todav́ıa queda reserva bajo este esquema de participación y el valor del pitch angle es
cercano a los 2o (ver Figura 5.17).
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Figura 5.18. Velocidad angular de generador sincrónico 8 para un aumento de
30% en potencia de carga 20 para distintos esquemas de participación y sin participación
en el CPF por parte de los DFIG

Por otro lado, en la Figura 5.19 se muestra la misma perturbación realizada en el caso
anterior pero considerando el gobernador IEESGO cuyo modelo y parámetros pueden ser
vistos en el Anexo F. Es posible apreciar que la frecuencia mı́nima para el caso de partic-
ipación 1 es levemente menor al caso sin participación al igual que en el caso anterior, ya
que la pendiente de decaimiento es menor para este tipo de participación. Por otro lado,
con participación tipo 2 el valor mı́nimo de la frecuencia es mayor en comparación con los
otros dos casos (sin participación y participación tipo 1) y, al igual que en el caso anterior,
el valor final de la frecuencia es mayor en comparación con los otros casos. Además, es
posible notar 2 diferencias fundamentales de esta simulación (gobernador IEESGO) en
comparación con la anterior (gobernador lineal): 1) Si bien los valores mı́nimos de las
frecuencias son menores para las 3 casos, sin embargo, los valores finales son bastante sim-
ilares; 2) Se observa claramente los periodos inerciales y de control primario de frecuencia
en las formas de ondas de las frecuencias por lo que son resultados mucho más cercanos a
casos reales.
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Figura 5.19. Velocidad angular de generador sincrónico 8 con gobernador
IEESGO para un aumento de 30% en potencia de carga 20 para distintos esquemas de
participación y sin participación en el CPF por parte de los DFIG



Caṕıtulo 6

Conclusiones

En esta tesis se estudiaron interacciones dinámicas entre un parque eólico y el sis-
tema de potencia, considerando las caracteŕısticas actuales de éstos. En este sentido, se
mostró que puede existir una interacción dinámica entre generadores eólicos y sincrónicos,
debido al acoplamiento entre las variables del control de potencia reactiva de las turbinas y
las variables del controlador de tensión de los generadores sincrónicos. Este acoplamiento se
debe al control a nivel de planta de tensión que hace de enlace entre ambos controladores.
Lo mismo ocurre con los esquemas de participación en el control primario de frecuencia
donde la frecuencia del sistema es la variable que hace de enlace entre los generadores
eólicos y los generadores sincrónicos del resto del sistema.

Realizando análisis de bifurcaciones, considerando la potencia activa de una carga como
parámetro de bifurcación, fue posible identificar puntos de bifurcación silla-nodo, puntos
de bifurcación de Hopf y puntos de bifurcación inducidos por ĺımites. En particular, fue
posible observar el impacto del control a nivel de planta de parques eólicos en la dinámica
del sistema de potencia y cómo los ĺımites de las variables pueden llevar a la inestabilidad
del sistema. Asimismo fue posible constatar que, en los sistemas estudiados, al alcanzar el
ĺımite del control a nivel de planta se llega a un punto LIB.

Se conoció la respuesta dinámica de los esquemas de participación de los parques eólicos
en el control primario de frecuencia. En este sentido, fue posible notar una respuesta más
rápida en el esquema de participación tipo 1, aportando potencia en los primeros instantes
luego de la perturbación; sin embargo, dado que debe recuperar la enerǵıa cinética, su
aporte disminuye en el tiempo incluso siendo inferior al caso sin participación en el control
de frecuencia por parte de los generadores eólicos. Se observó que la participación tipo
2 no es demasiado rápida considerando que se necesita un aporte rápido en el rango de
segundos para el control primario de frecuencia aunque en estado estacionario posee el
mejor comportamiento dado que posee reserva.

Fue posible identificar claramente dos modos dominantes que resultaron ser inesta-
bles en distintas ocasiones: Modo de tensión y modo electromecánico. El primero se de-
nominó de esa forma debido a que sus variables con mayor participación fueron las variables
del controlador de tensión de los generadores sincrónicos. El segundo se denominó de esa
forma pues sus variables con mayor participación son las variables de velocidad y potencia
activa de los generadores sincrónicos.

En el sistema de 9 barras, dado que el modo cŕıtico es el de tensión produciéndose un
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punto LIB, el margen de estabilidad del sistema es posible aumentarlo a través de varias
soluciones que apuntan a solucionar el mismo problema, el cual es la disponibilidad de po-
tencia reactiva para mantener la tensión en el PCC. Las soluciones que se implementaron
y resultaron ser efectivas son: compensación capacitiva, cambio en la referencia de tensión
Vref , aumento del rango de regulación de control a nivel de planta de tensión, entre otros.
Sin perjuicio de lo anterior, al aumentar la potencia, aparece de igual forma un punto HB
que hace inestable el sistema y corresponde al modo electromecánico de los generadores
sincrónicos. En consecuencia, se llega a un ĺımite de estabilidad que no está dado por
el modo de tensión sino por el modo electromecánico, el cual se produce cuando el con-
trol a nivel de planta está controlando tensión y ocasiona un punto HB antes del punto
LIB producido por el modo de tensión. Los lugares donde se mueven estos puntos HB
aparentemente correspondeŕıan a la frontera máxima de estabilidad del sistema.

Si bien el modo cŕıtico en el sistema de 9 barras es el modo de tensión, a través
de las soluciones implementadas es posible llegar a que el modo cŕıtico es el modo elec-
tromecánico. Para el sistema de 39 barras el modo cŕıtico resultó ser para diversos valores
de cargas el modo electromecánico. Lo anterior podŕıa deberse al mayor grado de enmal-
lamiento que posee este sistema y que le permite tener un mejor comportamiento a la
inestabilidad de tensión, por lo que no debe ser compensado de forma capacitiva como el
sistema de 9 barras para eliminar la inestabilidad del modo de tensión.

En resumen, este trabajo permitió encontrar dinámicas relevantes que posibilitan la
interacción entre generadores eólicos y el resto del SEP (máquinas sincrónicas) que vienen
de la introducción de nuevos sistemas de control estudiados en este trabajo: control a nivel
de planta de tensión y participación en el control primario de frecuencia. Lo anterior tiene
implicancia en: (a) la estabilidad del SEP, pues se constató que al encontrar un ĺımite
se puede, de forma abrupta, pasar a un estado de inestabilidad y, (b) identificación de
dinámicas relevantes de parques eólicos, lo cual es fundamental en la búsqueda de modelos
de orden simplificado ya que éstos deben mantener estas dinámicas del modelo completo.

Como trabajo futuro se plantea analizar entre otros:

1. La influencia de equipos FACTS en la estabilidad del sistema, lo cual aparentemente
podŕıa hacer aumentar el margen de estabilidad dado por el modo electromecánico.

2. La sintonización de PSS podŕıa repercutir en qué modo puede ser cŕıtico para un
sistema determinado.

3. La evaluación desde el punto de vista económico de la posibilidad de implementar
algún esquema para la participación de los parques eólicos en el control primario de
frecuencia, en especial en mercados donde existan incentivos por Servicios Comple-
mentarios que permitan hacer rentable que los parques eólicos puedan mantener una
reserva operativa.



Apéndice A

Análisis modal

Un sistema eléctrico de potencia es posible modelarlo de forma dinámica a través de
un sistema de ecuaciones diferenciales algebraicas (DAE) [10], dado por:

ẋ = f(x, y, λ) (A.1)
0 = g(x, y, λ) (A.2)

donde xε<ex1 es el vector de variables de estado, yε<ax1 es el vector de variables algebraicas
y λε<px1 es el vector de parámetros. Cabe destacar que e, a, p son el número de variables
de estado, de variables algebraicas y de parámetros. Se asume que gy = ∂g(x,y,λ)

∂y es no
singular a lo largo de la solución (x0, y0).

Para realizar el análisis modal es necesario linealizar el sistema DAE en la vecindad
de la solución (x0, y0). Es de esperar que el comportamiento del sistema linealizado en
una vecindad en torno al punto de equilibrio sea semejante al del sistema no-lineal. En
este sentido, para estudiar este comportamiento se obtiene una muy buena aproximación
al linealizar el modelo del sistema. Esto puede ser presentado de la siguiente forma:

∆ẋ = A∆x + B∆y (A.3)
0 = C∆x + D∆y (A.4)

Usando reducción de Kron, el sistema de ecuaciones se puede reducir a ∆ẋ = (A −
BD−1C)∆x = Asistema∆x. Es aśı como los valores propios de la matriz Asistema determi-
nan la estabilidad del sistema. Cabe notar que si estos valores propios están en el semiplano
izquierdo implica que el sistema es estable, mientras que si se encuentra en el semiplano
derecho implica que el sistema es inestable.

A modo de ejemplo se considera el sistema de cuatro barras mostrado en la Figura A.1
para realizar un análisis modal. Cabe destacar que para el análisis se tienen en cuenta las
siguientes consideraciones:

Velocidad de viento Vviento = 12[m/s].

Modelo de carga, considerando que Pcarga = P0V
k
carga, con k = 1 y P0 constante.
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Controlador de velocidad lineal para máquina sincrónica.

Sistema de excitación tipo 1 del IEEE.

Controlador de potencia activa y reactiva para DFIG según Caṕıtulo 2.
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Figura A.1. Sistema de 4 barras

Para este ejemplo y considerando la metodoloǵıa descrita anteriormente, se calculan
los valores propios del sistema, obteniendo lo siguiente:

Modos Variable Participante
-7386,3 E′

dD

-733,09 E′
qD

-14,008 Eq′, Efd, VR

-6,1809 + 4,9173i E′
q, Efd, VR

-6,1809 - 4,9173i E′
q, Efd, VR

-4,9922 x4

-2,7924 + 1,8711i E′
q, E′

d, Efd, Rf

-2,7924 - 1,8711i E′
q, E′

d, Efd, Rf

-0,078608 ωr

-0,43406 + 1,0411i ω, Tmm, Psv

-0,43406 - 1,0411i ω, Tmm, Psv

-1,2215 E′
d, Rf

-3,1349 + 0,11502i x2, x3, E′
q, Rf , Tm, Psv

-3,1349 - 0,11502i x2, x3, E′
q, Rf , Tm, Psv

-2,4431 x1, x3

Tabla A.1

Valores propios de sistema de 4 barras
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Es posible apreciar que los modos en los cuales participan las variables de enlaces de
flujo del rotor (E′

qD y E′
dD) son mucho más rápidas que el resto de los modos. En conse-

cuencia, es una simplificación aceptable considerar estas dinámicas infinitamente rápidas
en comparación con el resto del sistema y por lo tanto, las ecuaciones del rotor consider-
arlas como algebraicas.



Apéndice B

Factores de Participación

Los SEP poseen un gran número de variables lo que significa que para analizarlos desde
el punto de vista dinámico es necesario construir modelos de menor orden y observar solo
algunas variables que influyan en el comportamiento del sistema. Para identificar que tanta
incidencia tiene un modo en una variable en particular es necesario una herramienta que
se denomina Factores de Participación (PF:Participation Factors) [10].

El análisis de factores de participación ayuda a identificar cómo cada modo afecta a
una variable determinada. Dado un sistema lineal

ẋ = Ax (B.1)

un factor de participación es una medición de sensibilidad de un valor propio a una entrada
de la diagonal de la matriz A del sistema. Esto se define como

pki =
∂λi

∂akk
(B.2)

donde λi es el i-ésimo valor propio del sistema, akk es una diagonal de entrada en el
sistema de matriz A, y pki es el factor de participación relacionado con la k-ésima variable
de estado del i-ésimo valor propio. El factor de participación también se puede definir de
la siguiente forma:

pki =
ωkivik

ωt
ivi

(B.3)

donde ωki y vki son las k-ésimas entradas en los vectores propios izquierdos y derechos aso-
ciados con el i-ésimo valor propio. El vector propio derecho vi y el vector propio izquierdo
ωi asociado con el i-ésimo valor propio λi debe satisfacer

Avi = λivi (B.4)
ωt

iA = ωt
iλi (B.5)

Cabe destacar que no es obvio que las definiciones que las definiciones dadas en (B.2)
y (B.3) sean equivalentes. Esta demostración es posible observarla en [10].

Un vector propio podŕıa ser escalado por cualquier valor resultando un nuevo vector,
el cual también es un vector propio. Considerando esta propiedad es posible escoger un
escalamiento que permita simplificar el uso de los factores de participación, por ejemplo,
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escogiendo los vectores propios tal que ωt
ivi = 1 lo cual simplifica la definición de factor

de participación. En consecuencia, dado que
∑n

k=1 ωkivik = ωt
ivi y considerando la equiva-

lencia de (B.2) y (B.3) se deduce que la suma de todos los factores asociados con un valor
propio es 1, es decir,

n∑

k=1

pki = 1 (B.6)

Esta propiedad es bastante útil debido a que todos los factores de participación se
encuentran en la escala de 0 a 1.

Por otro lado, para calcular los factores de participación correspondientes a un valor
propio complejo es necesario algunas modificaciones. Los vectores propios de estos valores
propios complejos serán también elementos complejos por lo que los factores de partici-
pación son definidos en función de las normas de acuerdo a:

pki =
|vik||ωki|∑n

k=1 |vik||ωki| (B.7)

A continuación se muestra un ejemplo para el cálculo de los factores de participación.
Considerando la matriz A del sistema dada por:

A =



−0, 4 0 −0, 01

1 0 0
−1, 4 9, 8 −0, 02




Los valores propios son λ1 = −0, 6565 y λ2,3 = 0, 1183± 0, 3678. Los correspondientes
vectores propios derechos e izquierdos del valor propio complejo λ2 = 0, 1183 + 0, 3678
son

v2 =




0, 0138− 0, 0075
−0, 0075− 0, 04
−0, 9918− 0, 1203


 , ω2 =




0, 838− 0, 0577
0, 4469 + 0, 307
−0, 0061 + 0, 0205




Utilizando la relación (B.7) es posible obtener los siguientes factores de participación
del valor propio λ2:

p21 = 0, 2332; p22 = 0, 3896; p23 = 0, 3772

donde p21 + p22 + p23 = 1.

Cabe destacar que es posible considerar otra normalización que se utiliza de forma
común, la cual consiste en expresar al mayor factor de participación como 1, obteniendo
en este caso:

p21(norm) = 0, 598; p22(norm) = 1; p23(norm) = 0, 968



Apéndice C

Valor propio y estabilidad

La forma de evolucionar dinámicamente en el tiempo de alguna variable está dada por
algún modo eλit, el cual tiene asociado el valor propio λi. Por lo tanto, la estabilidad del
sistema está determinada por el valor propio de acuerdo:

Un valor propio real corresponde a un modo no oscilatorio. Un valor propio negativo
representa un modo que decae en el tiempo. A mayor magnitud de dicho valor
propio, es más rápido este decaimiento. Un valor propio real positivo representa una
inestabilidad aperiódica.

Valores propios complejos se componen de pares conjugados, donde cada par cor-
responde a un modo oscilatorio, los cuales pueden ser identificados de la siguiente
forma:

λ = σ ± ω (C.1)

Considerando lo anterior, es posible demostrar [68] que este modo representa una
evolución oscilatoria en el tiempo, la cual puede ir aumentando o disminuyendo en
amplitud de acuerdo a la estabilidad del sistema. Esta evolución en el tiempo puede
ser vista de la siguiente forma:

eσtsen(ωt + θ) (C.2)

La componente real de los valores propios representa el amortiguamiento y la parte
imaginaria entrega la frecuencia de oscilación. Si la parte real es negativa corresponde
a una oscilación amortiguada por lo que el sistema es estable, mientras que si la parte
real es positiva representa una oscilación con una amplitud creciente a medida que
transcurre el tiempo. La frecuencia de oscilación de esta sinusoidal (en [Hz]) está dada
por:

f =
ω

2π
(C.3)

Por otro lado, la razón de amortiguamiento (Damping Ratio [10], [68]) puede ser
calculada de la siguiente forma:

ζ =
−σ√

σ2 + ω2
(C.4)

La razón de amortiguamiento ζ determina la tasa de decaimiento de la amplitud de
la oscilación. El tiempo de un decaimiento de amplitud constante es 1/|σ|, lo cual
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dicho en otras palabras, es que la amplitud decae a 1/e o al 37 % de la amplitud
inicial en 1/|σ| segundos o en 1/(2πζ) ciclo de oscilación. En la Tabla C.1 es posible
observar la reducción de las oscilaciones en el tiempo para diferentes razones de
amortiguamiento. Entonces, cuando la razón de amortiguamiento es 5%, la oscilación
es amortiguada al 39 % de su valor inicial en tres ciclos de oscilación (3T ). En general
se habla de modos cŕıticos aquellos que poseen una razón de amortiguamiento menor
que el 5 % [92].

ζ T 2T 3T

1 % 93,91 88,19 82,82
3 % 82,81 68,58 56,79
5 % 73,01 53,31 38,92
7 % 64,35 41,40 26,64

Tabla C.1

Atenuación de amplitud de oscilación para distintas razones de amortiguamiento



Apéndice D

Parámetros Sistema de 9 barras del
IEEE modificado

En la Tabla D.1 se muestran los parámetros de ĺıneas en [pu] del sistema de 9 barras,
considerando una potencia base de Sbase = 100[MV A].

Desde barra Hasta barra R [pu] X [pu] B [pu]
4 6 0.017 0.092 0.158
6 9 0.039 0.17 0.358
3 9 0 0.0586 0
9 8 0.0119 0.1008 0.209
7 8 0.0085 0.072 0.149
7 2 0 0.0625 0
7 5 0.032 0.161 0.306
5 4 0.01 0.085 0.176
15 4 0 0.0576 0
9 1 0 0.05 0
1 10 0.0106 0.0193 0.0858
10 11 0.0015 0.0018 0.0079
11 12 0.0024 0.0029 0.0126
12 13 0.0032 0.0038 0.0166
13 14 0.002 0.0024 0.0105

Tabla D.1

Parámetros del sistema de transmisión de sistema de 9 barras modificado

Las barras del sistema son las que se muestran en la Tabla D.2. Cabe notar que tanto
la potencia activa como reactiva tienen datos positivos y negativos que corresponden a
entrega y absorción de potencia, respectivamente.
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No de barra Tipo de barra Pprog[MW ] Qprog[MW ] Vprog[pu] Vbase[kV ]
1 PQ 0 0 - 23
2 PV 163 0 1 23
3 PV 85 0 1 23
4 PQ 0 0 - 345
5 PQ -125 -50 - 345
6 PQ -90 -30 - 345
7 PQ 0 0 - 345
8 PQ -100 -35 - 345
9 PQ 0 0 - 345
10 PQ 0 0 - 23
11 PQ 0 0 - 23
12 PQ 0 0 - 23
13 PQ 0 0 - 23
14 PQ 0 0 - 23
15 SL - - 1 23

Tabla D.2

Barras de sistema de 9 barras modificado

En las Tablas D.3, D.4 y D.5 se muestran los parámetros eléctricos, del gobernador y
del sistema de excitación de los generadores sincrónicos, respectivamente.

Generador barra T ′d0[s] T ′q0[s] H[s] Xd[pu] Xq[pu] X ′
d[pu] X ′

q[pu]

2 6.00 0.535 6.40 0.8958 0.8645 0.1969 0.1969
3 5.89 0.6 3.01 13.125 12.578 0.1813 0.1813
15 8.96 0.31 24.64 0.1460 0.0969 0.0969 0.0969

Tabla D.3

Parámetros eléctricos de los generadores sincrónicos

Generador barra Tch[s] Tsv[s] RD

2 0,05 0,1 0,05
3 0,05 0,1 0,05
15 0,05 0,1 0,05

Tabla D.4

Parámetros de los gobernadores de los generadores sincrónicos
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Generador barra KA TA[s] KE TE [s] KF TF [s]
2 20 0.2 1 0.314 0.063 0.35
3 20 0.2 1 0.314 0.063 0.35
15 20 0.2 1 0.314 0.063 0.35

Tabla D.5

Parámetros de los sistema de excitación de los generadores sincrónicos

Los datos de los generadores eólicos son iguales para todos. En las Tablas D.6, D.7 y
D.8 se muestran los datos de la turbina (aerodinámicos), parámetros eléctricos y de los
controladores de los DFIG’s. Es importante destacar que en la Tabla D.6 B = 1/2πR2,
donde R es el radio de la aspa. Asimismo, C es la constante utilizada en la potencia de
referencia, es decir, Pref = Cω3. Finalmente, D = 2kR/p, donde k es la razón de caja de
cambios, R radio de la turbina, p pares de polos.

B C D Sbase[MV A]
1.45e-3 1.1663e-8 0.1844 3.6

Tabla D.6

Parámetros de turbina

Xs[pu] Xr[pu] Xm[pu] Rs[pu] Rr[pu] HD[s]
3.37 3.47 3.3 0.007 0.005 5.23

Tabla D.7

Parámetros eléctricos

KP1 KP2 KP3 KP4 KI1 KI2 KI3 KI4

1 1 1 1 5 5 5 5
Tabla D.8

Parámetros de los controladores del DFIG

En la Tabla D.9 se muestran los parámetros de los esquemas de participación en el
control primario de frecuencia.

KP KI ωref [rad/s] fref [Hz] Tp[s] Tfiltro[s] kdf kpf B2 θ0
o

0.398 0.66 452.389 60 0.3 6 0.1 0.1 8 5
Tabla D.9

Parámetros de esquemas de participación en el control de frecuencia

En la Tabla D.10 se muestran los parámetros de control a nivel de planta de tensión.
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Es importante notar que la tensión Vref es variada en algunos casos por lo que en esta
tabla solo se muestra un valor de referencia.

Kiv fN Vref [pu] Kpv Tc[s] ˆQref [pu] ˇQref [pu]
5 1 1 18 0,15 0,52 0,39

Tabla D.10

Parámetros de control a nivel de planta



Apéndice E

Parámetros Sistema de 39 barras del
IEEE modificado

En las Tablas E.1, E.2 y E.3 se muestran los parámetros de ĺıneas en [pu] del sistema
de 39 barras, considerando una potencia base de Sbase = 100[MV A].
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Desde barra Hasta barra R[pu] X[pu] B[pu]
1 2 0,0035 0,0411 0,2096
1 118 0,0010 0,0250 0,2250
2 3 0,0013 0,0151 0,0772
2 25 0,0070 0,0086 0,0438
2 30 0,0000 0,0181 0,0000
3 4 0,0013 0,0213 0,0664
3 18 0,0011 0,0133 0,0641
4 5 0,0008 0,0128 0,0403
4 14 0,0008 0,0129 0,0415
5 6 0,0002 0,0026 0,0130
5 8 0,0008 0,0112 0,0443
6 7 0,0006 0,0092 0,0339
6 11 0,0007 0,0082 0,0417
6 31 0,0000 0,0250 0,0000
7 8 0,0004 0,0046 0,0234
8 9 0,0023 0,0363 0,1141
9 118 0,0010 0,0250 0,3600
10 11 0,0004 0,0043 0,0219
10 13 0,0004 0,0043 0,0219
10 32 0,0000 0,0200 0,0000
12 11 0,0016 0,0435 0,0000
12 13 0,0016 0,0435 0,0000
13 14 0,0009 0,0101 0,0517
14 15 0,0018 0,0217 0,1098
15 16 0,0009 0,0094 0,0513
16 17 0,0007 0,0089 0,0403
16 19 0,0016 0,0195 0,0912
16 21 0,0008 0,0135 0,0764
16 24 0,0003 0,0059 0,0204
17 18 0,0007 0,0082 0,0396
17 27 0,0013 0,0173 0,0965
19 20 0,0007 0,0138 0,0000
19 33 0,0007 0,0142 0,0000
20 34 0,0009 0,0180 0,0000
21 22 0,0008 0,0140 0,0770
22 23 0,0006 0,0096 0,0554
22 35 0,0000 0,0143 0,0000
23 24 0,0022 0,0350 0,1083
23 36 0,0005 0,0272 0,0000
25 26 0,0032 0,0323 0,1593
25 37 0,0006 0,0232 0,0000
26 27 0,0014 0,0147 0,0719
26 28 0,0043 0,0474 0,2341
26 29 0,0057 0,0625 0,3087
28 29 0,0014 0,0151 0,0747
29 38 0,0008 0,0156 0,0000
39 28 0,0020 0,0400 0,0100

Tabla E.1

Ĺıneas de sistema de 39 barras modificado (1/3)
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Desde barra Hasta barra R[pu] X[pu] B[pu]
39 40 0,0002 0,0040 0,0000
40 41 0,0106 0,0193 0,0858
41 42 0,0015 0,0018 0,0079
42 43 0,0024 0,0029 0,0126
43 44 0,0032 0,0038 0,0166
44 45 0,0020 0,0024 0,0105
40 46 0,0106 0,0193 0,0858
46 47 0,0015 0,0018 0,0079
47 48 0,0024 0,0029 0,0126
48 49 0,0032 0,0038 0,0166
49 50 0,0020 0,0024 0,0105
40 51 0,0106 0,0193 0,0858
51 52 0,0015 0,0018 0,0079
52 53 0,0024 0,0029 0,0126
53 54 0,0032 0,0038 0,0166
54 55 0,0020 0,0024 0,0105
40 56 0,0106 0,0193 0,0858
56 57 0,0015 0,0018 0,0079
57 58 0,0024 0,0029 0,0126
58 59 0,0032 0,0038 0,0166
59 60 0,0020 0,0024 0,0105
40 61 0,0106 0,0193 0,0858
61 62 0,0015 0,0018 0,0079
62 63 0,0024 0,0029 0,0126
63 64 0,0032 0,0038 0,0166
64 65 0,0020 0,0024 0,0105
40 66 0,0106 0,0193 0,0858
66 67 0,0015 0,0018 0,0079
67 68 0,0024 0,0029 0,0126
68 69 0,0032 0,0038 0,0166
69 70 0,0020 0,0024 0,0105
40 71 0,0106 0,0193 0,0858
71 72 0,0015 0,0018 0,0079
72 73 0,0024 0,0029 0,0126
73 74 0,0032 0,0038 0,0166
74 75 0,0020 0,0024 0,0105
40 76 0,0106 0,0193 0,0858
76 77 0,0015 0,0018 0,0079
77 78 0,0024 0,0029 0,0126
78 79 0,0032 0,0038 0,0166
79 80 0,0020 0,0024 0,0105
40 81 0,0106 0,0193 0,0858
81 82 0,0015 0,0018 0,0079

Tabla E.2

Ĺıneas de sistema de 39 barras modificado (2/3)
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Desde barra Hasta barra R[pu] X[pu] B[pu]
82 83 0,0024 0,0029 0,0126
83 84 0,0032 0,0038 0,0166
84 85 0,0020 0,0024 0,0105
40 86 0,0106 0,0193 0,0858
86 87 0,0015 0,0018 0,0079
87 88 0,0024 0,0029 0,0126
88 89 0,0032 0,0038 0,0166
89 90 0,0020 0,0024 0,0105
40 91 0,0106 0,0193 0,0858
91 92 0,0015 0,0018 0,0079
92 93 0,0024 0,0029 0,0126
93 94 0,0032 0,0038 0,0166
94 95 0,0020 0,0024 0,0105
40 96 0,0106 0,0193 0,0858
96 97 0,0015 0,0018 0,0079
97 98 0,0024 0,0029 0,0126
98 99 0,0032 0,0038 0,0166
99 100 0,0020 0,0024 0,0105
40 101 0,0106 0,0193 0,0858
101 102 0,0015 0,0018 0,0079
102 103 0,0024 0,0029 0,0126
103 104 0,0032 0,0038 0,0166
104 105 0,0020 0,0024 0,0105
40 106 0,0106 0,0193 0,0858
106 107 0,0015 0,0018 0,0079
107 108 0,0024 0,0029 0,0126
108 109 0,0032 0,0038 0,0166
109 110 0,0020 0,0024 0,0105
40 111 0,0106 0,0193 0,0858
111 112 0,0015 0,0018 0,0079
112 113 0,0024 0,0029 0,0126
113 114 0,0032 0,0038 0,0166
114 115 0,0020 0,0024 0,0105
40 116 0,0106 0,0193 0,0858
116 117 0,0015 0,0018 0,0079

Tabla E.3

Ĺıneas de sistema de 39 barras modificado (3/3)

En las Tablas E.4, E.5, E.6 se muestran las barras que conforman el sistema de 39
barras. Cabe notar que tanto la potencia activa como reactiva tienen datos positivos y
negativos que corresponden a entrega y absorción de potencia, respectivamente.
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No de barra Tipo de barra Pprog[MW ] Qprog[MW ] Vprog[pu] Vbase[kV ]
1 PQ 0 0 - 345
2 PQ 0 0 - 345
3 PQ -322 -2,4 - 345
4 PQ -500 -184 - 345
5 PQ 0 0 - 345
6 PQ 0 0 - 345
7 PQ -233,8 -84 - 345
8 PQ -522 -176,6 - 345
9 PQ 0 0 - 345
10 PQ 0 0 - 345
11 PQ 0 0 - 345
12 PQ -7,5 -88 - 345
13 PQ 0 0 - 345
14 PQ 0 0 - 345
15 PQ -320 -153 - 345
16 PQ -329 -32,3 - 345
17 PQ 0 0 - 345
18 PQ -158 -30 - 345
19 PQ 0 0 - 345
20 PQ -628 -103 - 345
21 PQ -274 -115 - 345
22 PQ 0 0 - 345
23 PQ -247,5 -84,6 - 345
24 PQ -308,6 92,2 - 345
25 PQ -224 -47,2 - 345
26 PQ -139 -17 - 345
27 PQ -281 -75,5 - 345
28 PQ -206 -27,6 - 345
29 PQ -283,5 -26,9 - 345
30 PV 250 - 1,02 345
31 PV -9 -4,6 1,008 345
32 PV 650 - 1,008 345
33 PV 632 - 1 345
34 PV 508 - 1 345
35 PV 650 - 1,008 345
36 PV 560 - 1 345
37 PV 540 - 1,02 345
38 PV 830 - 1,065 345
39 PQ 0 0 - 345

Tabla E.4

Barras de sistema de 39 barras modificado (1/3)
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No de barra Tipo de barra Pprog[MW ] Qprog[MW ] Vprog[pu] Vbase[kV ]
40 PQ 0 0 - 23
41 PQ 0 0 - 23
42 PQ 0 0 - 23
43 PQ 0 0 - 23
44 PQ 0 0 - 23
45 PQ 0 0 - 23
46 PQ 0 0 - 23
47 PQ 0 0 - 23
48 PQ 0 0 - 23
49 PQ 0 0 - 23
50 PQ 0 0 - 23
51 PQ 0 0 - 23
52 PQ 0 0 - 23
53 PQ 0 0 - 23
54 PQ 0 0 - 23
55 PQ 0 0 - 23
56 PQ 0 0 - 23
57 PQ 0 0 - 23
58 PQ 0 0 - 23
59 PQ 0 0 - 23
60 PQ 0 0 - 23
61 PQ 0 0 - 23
62 PQ 0 0 - 23
63 PQ 0 0 - 23
64 PQ 0 0 - 23
65 PQ 0 0 - 23
66 PQ 0 0 - 23
67 PQ 0 0 - 23
68 PQ 0 0 - 23
69 PQ 0 0 - 23
70 PQ 0 0 - 23
71 PQ 0 0 - 23
72 PQ 0 0 - 23
73 PQ 0 0 - 23
74 PQ 0 0 - 23
75 PQ 0 0 - 23
76 PQ 0 0 - 23
77 PQ 0 0 - 23
78 PQ 0 0 - 23
79 PQ 0 0 - 23
80 PQ 0 0 - 23

Tabla E.5

Barras de sistema de 39 barras modificado (2/3)
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No de barra Tipo de barra Pprog[MW ] Qprog[MW ] Vprog[pu] Vbase[kV ]
81 PQ 0 0 - 23
82 PQ 0 0 - 23
83 PQ 0 0 - 23
84 PQ 0 0 - 23
85 PQ 0 0 - 23
86 PQ 0 0 - 23
87 PQ 0 0 - 23
88 PQ 0 0 - 23
89 PQ 0 0 - 23
90 PQ 0 0 - 23
91 PQ 0 0 - 23
92 PQ 0 0 - 23
93 PQ 0 0 - 23
94 PQ 0 0 - 23
95 PQ 0 0 - 23
96 PQ 0 0 - 23
97 PQ 0 0 - 23
98 PQ 0 0 - 23
99 PQ 0 0 - 23
100 PQ 0 0 - 23
101 PQ 0 0 - 23
102 PQ 0 0 - 23
103 PQ 0 0 - 23
104 PQ 0 0 - 23
105 PQ 0 0 - 23
106 PQ 0 0 - 23
107 PQ 0 0 - 23
108 PQ 0 0 - 23
109 PQ 0 0 - 23
110 PQ 0 0 - 23
111 PQ 0 0 - 23
112 PQ 0 0 - 23
113 PQ 0 0 - 23
114 PQ 0 0 - 23
115 PQ 0 0 - 23
116 PQ 0 0 - 23
117 PQ 0 0 - 23
118 SL -1104 -250 1 345

Tabla E.6

Barras de sistema de 39 barras modificado (3/3)

En las Tablas E.7 y E.8 se muestran los parámetros eléctricos y del sistema de excitación
de los generadores sincrónicos, respectivamente. Los parámetros de los gobernadores del
sistema de 39 barras son los mismos a los utilizados en el sistema de 9 barras.
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Generador barra T ′d0[s] T ′q0[s] H[s] Xd[pu] Xq[pu] X ′
d[pu] X ′

q[pu]

30 10,2 1 42 0,1 0,069 0,031 0,031
31 6,56 1,5 30,3 0,295 0,282 0,0697 0,0697
32 5,7 1,5 35,8 0,2495 0,237 0,0531 0,0531
33 5,69 1,5 28,6 0,262 0,258 0,0436 0,0436
34 5,4 0,44 26 0,67 0,62 0,132 0,132
35 7,3 0,4 34,8 0,254 0,241 0,05 0,05
36 5,66 1,5 26,4 0,295 0,292 0,049 0,049
37 6,7 0,41 24,3 0,29 0,28 0,057 0,057
38 4,79 1,96 34,5 0,2106 0,205 0,057 0,057
118 7 0,7 500 0,02 0,019 0,006 0,006

Tabla E.7

Parámetros eléctricos de los generadores sincrónicos

Generador barra KA TA[s] KE TE [s] KF TF [s]
30 200 0,04 1 0,7 0,08 0,8
31 200 0,04 1 0,7 0,08 0,8
32 200 0,04 1 0,7 0,08 0,8
33 200 0,04 1 0,7 0,08 0,8
34 200 0,04 1 0,7 0,08 0,8
35 200 0,04 1 0,7 0,08 0,8
36 200 0,04 1 0,7 0,08 0,8
37 200 0,04 1 0,7 0,08 0,8
38 200 0,04 1 0,7 0,08 0,8
118 200 0,04 1 0,7 0,08 0,8

Tabla E.8

Parámetros de los sistema de excitación de los generadores sincrónicos

Los parámetros de los generadores eólicos para el sistema de 39 barras son los mismos
que se consideran en el sistema de 9 barras. Lo mismo ocurre con los parámetros para
los esquemas de participación en el control primario de frecuencia y el control a nivel de
planta de tensión en el PCC.



Apéndice F

Modelo de Gobernador IEESGO

Con el fin de hacer simulaciones en el dominio del tiempo considerando los esquemas
de participación, en la Figura F.1 se muestra el modelo de gobernador IEESGO [68].

K1

sT1+1

1

sT4+1

Pmax

Pmin

PC

- Tmm

+

(sT3+1)

(sT2+1)w

refw

-

Figura F.1. Modelo de Gobernador IEESGO

Los parámetros utilizados se muestran en la Tabla F.1.

T1 T2 T3 T4 K1

0,3 5 12 0,1 20
Tabla F.1

Parámetros de Gobernador IEESGO
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