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tu paciencia, por enseñarme con el ejemplo que todo nace desde el amor y por mostrarme,
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Índice de Figuras III
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5.1.1. Comisión Técnica de Análisis de Estabilidad Sistémica . . . . . . . . 45
5.2. Exigencias técnicas . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 48

i
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Resumen

La transición energética que enfrenta Chile ha impulsado una alta penetración de
Enerǵıas Renovables Variables (ERV), principalmente solar y eólica, gracias a sus condi-
ciones geográficas privilegiadas. Si bien este proceso representa un avance hacia un sistema
eléctrico más limpio y sustentable, también ha generado desaf́ıos técnicos importantes pa-
ra la operación segura y estable de la red. Uno de los principales problemas radica en la
creciente presencia de recursos basados en inversores (IBR), que, a diferencia de los ge-
neradores śıncronos tradicionales, no aportan inercia al sistema, reduciendo su capacidad
para resistir perturbaciones de frecuencia o tensión.

En este contexto, surgen tecnoloǵıas del tipo Grid forming (GFM) como una alter-
nativa prometedora para enfrentar dichos desaf́ıos. A través de esquemas de control que
permiten a los IBR comportarse como fuentes de tensión, los sistemas GFM pueden con-
tribuir activamente a la estabilidad de frecuencia, soporte de tensión, sincronismo y capa-
cidad de respuesta ante fallas, incluso en redes débiles o de baja inercia. No obstante, su
implementación a nivel nacional requiere de un marco normativo y regulatorio adecuado
que aún no ha sido completamente desarrollado en Chile.

Esta memoria tiene como objetivo analizar, desde una perspectiva técnica y norma-
tiva, los aspectos necesarios para recomendar condiciones habilitantes que favorezcan la
incorporación de tecnoloǵıas GFM en el sistema eléctrico chileno. Para ello, se realiza una
revisión exhaustiva de los fundamentos técnicos de este tipo de control, clasificando las
distintas estrategias disponibles y evaluando sus ventajas, limitaciones y requerimientos
operativos.

Posteriormente, se analizan y comparan las exigencias establecidas en la Norma Técnica
de Seguridad y Calidad del Servicio (NTSyCS) con los códigos de red de páıses que han
avanzado en esta materia, como Australia, Estados Unidos (IEEE 2800 y CAISO), Reino
Unido y España. Esta comparación evidencia importantes vaćıos en la normativa nacional,
tales como la falta de requisitos técnicos mı́nimos para el comportamiento dinámico de
IBRs, ausencia de pruebas espećıficas para tecnoloǵıas GFM y falta de definiciones que
diferencien entre controles Grid Forming y Grid Following.

Como resultado de este análisis, se proponen recomendaciones regulatorias orientadas
a facilitar la integración de tecnoloǵıas GFM en Chile. Estas incluyen la incorporación de
exigencias técnicas mı́nimas inspiradas en IEEE 2800, definiciones claras en la normativa
chilena, estandarización de pruebas de comportamiento frente a fallas, y el fomento de
servicios complementarios asociados al soporte de red. Se concluye que, para lograr una
transición energética segura y sostenible, es indispensable no solo avanzar en la incorpo-
ración de ERV, sino también adaptar el marco normativo para asegurar que estas nuevas
tecnoloǵıas contribuyan efectivamente a la estabilidad del sistema eléctrico nacional.
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Caṕıtulo 1

Introducción
El documento se organiza en cinco caṕıtulos: el primero expone la motivación del tra-

bajo, los objetivos y la estructura general; el segundo reúne definiciones y antecedentes,
precisando el concepto de fortaleza de red, la clasificación actualizada de la estabilidad
(ángulo del rotor, tensión, frecuencia, resonancia y fenómenos impulsados por converti-
dores) y los principales indicadores utilizados (nivel de cortocircuito, inercia y Fault Ride
Through); el tercero se centra exclusivamente en los convertidores y sus esquemas de con-
trol, describiendo los enfoques Grid Following y Grid Forming junto con sus limitaciones
y comparativas; el cuarto revisa la normativa internacional y experiencias de referencia
(Gran Bretaña, Australia y Estados Unidos), incorporando la caracterización comparati-
va y proyectos GFM relevantes; por último, el quinto propone sugerencias para facilitar
la integración de tecnoloǵıas Grid Forming en la NTSyCS, organizadas por caṕıtulo e
incluyendo lineamientos para habilitación, monitoreo y estudios de fortaleza.

La transición energética ha cobrado un papel crucial en los últimos años, con la des-
carbonización y la integración de enerǵıas renovables como pilares fundamentales. Chile,
con su geograf́ıa privilegiada, se ha convertido en un escenario ideal para esta transforma-
ción [20]. En el norte, el desierto de Atacama recibe los niveles más altos de irradiación
solar del mundo, con una media anual de 2500 kWh/m2 [21], mientras que en el sur, los
vientos constantes ofrecen condiciones óptimas para la generación eólica [22].

Gracias a estos recursos excepcionales, Chile se ha posicionado como un referente
en la generación de ERV. Desde 2015, el crecimiento de estas fuentes limpias ha ido
incrementando hasta el punto que, en 2022, por primera vez, la generación bruta de ERV
superó a la de combustibles fósiles, alcanzando 9,62 GW frente a 8,29 GW, respectivamente
[1], como se aprecia en la Figura 1.1.

2



Caṕıtulo 1. Introducción 3

Figura 1.1: Capacidad instalada de generación bruta histórica [1].

Pero este es solo el comienzo, Chile se ha propuesto una transformación aún más
ambiciosa: alcanzar un 80% de generación renovable para 2030 y avanzar hacia un sistema
100% renovable en 2050 [23]. Este desaf́ıo no solo redefine la matriz energética del páıs,
sino que abre la puerta a innovaciones tecnológicas y estrategias que permitan consolidar
un sistema eléctrico sostenible y resiliente.

El problema surge porque la generación a partir de ERV emplea esquemas de control
que difieren al de los generadores sincrónicos convencionales, alterando con ello la dinámica
general del sistema eléctrico [24]. El más empleado es el Grid Following (GFL) [24,25], el
cual requiere una referencia externa (y estable) de tensión y frecuencia para sincronizarse
y operar de forma óptima [26, 27]. Esta dependencia de la red limita su capacidad para
contribuir de forma activa a la regulación de frecuencia y voltaje, y ante contingencias
significativas, puede comprometer la estabilidad transitoria y dinámica del sistema [7,28],
por no tener los mismos atributos que poseen las máquinas.

Aunque a este esquema de control se le puede incorporar el modo Fault Ride Th-
rough1 [27], aún presentan restricciones en la inyección de corriente de cortocircuito en
comparación a las máquinas śıncronas, como se aprecia en la Figura 1.2a.

(a) Comparación de la corriente de cortocir-
cuito para distintas tecnoloǵıas [29].
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Figura 1.2: Caracteŕısticas de un sistema débil.

1Modo de operación que permite a los dispositivos conectados a la red sobrellevar fallas sin desconectarse
y mejorar la estabilidad de la red, se explica a profundidad más adelante.
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Además reduce la presencia de elementos rotatorios en la red, lo que disminuye la
inercia sistémica y afecta la capacidad del sistema para responder a fluctuaciones de carga
o generación [24,31,32]. Esto incrementa la tasa de cambio de frecuencia (Rate of Change
of Frequency, RoCoF) y reduce el nivel mı́nimo de frecuencia antes de comprometer la
seguridad del sistema (Nadir)2 [33], como se ilustra en la Figura 1.2b.

Dado que la inercia juega un papel clave en la regulación de frecuencia del sistema
eléctrico [33, 34], su disminución, combinada con la menor capacidad de inyección de co-
rriente de cortocircuito, hace que el sistema sea menos robusto [25,28]. Ante este escenario,
la incorporación del sistema de control Grid forming (GFM) surge como una alternati-
va para mejorar la estabilidad operativa y adaptar la red eléctrica a los desaf́ıos de un
sistema con alta penetración de enerǵıas renovables [24]. Ambos métodos se implemen-
tan en convertidores de potencia, pero la diferencia recae en que el GFM establece su
propia referencia de tensión y frecuencia [25]. Esto le permite aportar inercia virtual, me-
jorar la respuesta ante perturbaciones y reducir la dependencia de generadores śıncronos,
fortaleciendo aśı la resiliencia del sistema eléctrico, como se explicará a lo largo de este
documento.

Sin embargo, a pesar de sus beneficios, la implementación del GFM enfrenta barreras
regulatorias [35, 36], ya que las normativas y metodoloǵıas actuales siguen basándose en
el comportamiento de las máquinas śıncronas [36]. Esto pone de manifiesto la necesidad
de actualizar los marcos regulatorios para facilitar una transición efectiva hacia sistemas
eléctricos más flexibles y resilientes.

Tiempo (segundos)

Propagación del rayo
Sobretensión 
de maniobra

Dinámica ángulo-rotor

Fenómeno
de onda

Fenómeno
electromagnético

Fenómeno
electromecánico

Fenómeno
termodinámicoControl de los IBR's

Transiente del estator y 
resonancia subsincrónica

Governador y control 
de frecuencia

Control de tensión

Comportamiento de calderas

Figura 1.3: Diferencia en los tiempos de operación
de los IBR’s [2].

Si bien el control tipo GFM ofrece
múltiples beneficios, también enfren-
ta desaf́ıos que deben ser considera-
dos. Al estar compuesto por IBR’s en-
frenta los problemas mencionados an-
teriormente, además de retos espećıfi-
cos relacionados con sus tiempos de
operación. Como se ilustra en la Figu-
ra 1.3, los IBR pueden operar en un
rango que va desde los 100µs hasta
los 10ms, mientras que las máquinas
śıncronas tradicionales tienen tiempos
de respuesta del orden de 1ms o in-
cluso hasta el orden de los segundos si
se considera su mecánica. Esta diferen-
cia implica la necesidad de reformular
el análisis de los sistemas de potencia,

que han pasado de estar dominados principalmente por fenómenos transitorios electro-
mecánicos a estar influenciados por transitorios electromagnéticos cada vez más rápidos [2].

Ante este cambio, en 2016 se estableció una Task Force para identificar y clasificar
las nuevas formas de estabilidad emergentes en el sistema eléctrico [2]. Como resultado,
se definieron dos nuevas categoŕıas: “Resonance Stability” y “Converter-Driven Stability”,
resaltadas en naranja en la Figura 1.4.

2Valor mı́nimo de frecuencia alcanzado antes de comprometer la seguridad del sistema.
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Tipos de estabilidad en 
los Sistemas de potencia

Eléctrica Torsional

Interacción 
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Interacción 
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perturbación

Estabilidad de 
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Estabilidad basada 
en convertidores

Estabilidad de 
ángulo rotor

Estabilidad de 
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Gran 
perturbación

Pequeña 
perturbación

Corta 
duración 

Larga 
duración

Corta 
duración 

Larga 
duración

Figura 1.4: Nuevos tipos de estabilidades de los sistemas de potencia [2].

En resumen, a medida que la participación de las ERV en la matriz energética aumenta,
la estabilidad del sistema eléctrico enfrenta nuevos desaf́ıos [32] que las tecnoloǵıas con-
vencionales no pueden abordar de manera efectiva. La necesidad de incorporar esquemas
de control más avanzados, como el Grid forming, se vuelve crucial para garantizar la segu-
ridad y resiliencia del sistema ante la variabilidad de la generación renovable. No obstante,
su implementación requiere ajustes normativos y técnicos que permitan una integración
eficiente y alineada con las necesidades del sistema eléctrico [28, 36]. En los siguientes
caṕıtulos, se analizarán en detalle los fundamentos teóricos, experiencias internacionales
y consideraciones regulatorias clave para la adopción de esta tecnoloǵıa.



Caṕıtulo 2

Definiciones relevantes
2.1. Fortaleza de la red

El Australian Energy Market Operator (AEMO) define la fortaleza o robustez de
la red como “la caracteŕıstica de un sistema eléctrico que se relaciona con la magnitud
del cambio en el voltaje después de una falla o perturbación” [37]. Esta definición es am-
pliamente utilizada por su claridad y aplicabilidad práctica, aunque puede considerarse
limitada en contextos donde intervienen otros factores relevantes.

En la práctica, la fortaleza de la red se asocia también con aspectos como la resilien-
cia y la seguridad operativa, aśı como con parámetros técnicos tales como la inercia del
sistema o nivel de cortocircuito. Estos elementos, en conjunto, permiten evaluar la capaci-
dad del sistema eléctrico para resistir y recuperarse ante perturbaciones, manteniendo su
estabilidad y calidad de servicio bajo distintas condiciones operativas.

2.2. Análisis de estabilidad

El análisis de estabilidad en sistemas de potencia es un desaf́ıo complejo, donde múlti-
ples variables interdependientes interactúan de forma dinámica [38]. A diferencia de otros
estudios en ingenieŕıa, donde es posible aislar factores bajo el principio de Ceteris Pari-
bus, la estabilidad en sistemas eléctricos exige un enfoque hoĺıstico [25, 39], ya que cada
componente influye en el comportamiento global de la red.

Tal como se explicó en el Caṕıtulo 1, la creciente penetración de IBRs generó una
ampliación en la clasificación tradicional de la estabilidad. Esta ahora incluye fenómenos
espećıficos como la Resonance Stability y la Converter-Driven Stability, que resultan clave
para el análisis de redes modernas con alta electrónica de potencia [2].

Un sistema eléctrico puede ser estable, pero eso no garantiza que sea seguro frente a
cualquier contingencia. Tras una perturbación, el sistema podŕıa continuar operando en
condiciones que comprometan la seguridad, como sobrecargas en los equipos o desviacio-
nes significativas en los niveles de tensión [40]. Por ello, es fundamental comprender los
distintos tipos de estabilidad que afectan a un sistema eléctrico, los cuales se describen a
continuación.

2.2.1. Estabilidad del ángulo del rotor

La estabilidad del ángulo del rotor se refiere a la capacidad de los generadores śıncronos
y recursos basados IBR para mantener su sincronismo tras una perturbación en el siste-

6



Caṕıtulo 2. Definiciones relevantes 7

ma [38]. En máquinas tradicionales, esta estabilidad depende del equilibrio dinámico
entre la potencia mecánica suministrada por la turbina y la potencia eléctrica
entregada a la red [2], lo que se modela mediante la ecuación de oscilación del rotor.
En el caso de los IBRs, al no contar con partes giratorias ni fuente mecánica, el sincro-
nismo no se basa en una dinámica f́ısica sino en algoritmos de control, especialmente en
esquemas tipo GFM, donde el controlador impone directamente el fasor de tensión. Por
ello, en estos casos, la estabilidad se refiere a la capacidad del inversor para sostener de
manera coherente su referencia de frecuencia y tensión ante perturbaciones externas y se
distinguen dos clasificaciones:

Transitoria: Se refiere a la capacidad del sistema para soportar perturbaciones seve-
ras, como fallas en ĺıneas o desconexión de generadores. En los genradores śıncronos
afecta directamente el ángulo del rotor, mientras que en los IBR se manifiesta en
variaciones de fase y magnitud de la tensión y corriente.

Pequeña perturbación: Evalúa el sincronismo ante cambios menores en carga o
generación, con una respuesta lineal [40]. En los IBR, implica una regulación estable
de la referencia de tensión y frecuencia.

La inestabilidad angular puede afectar la tensión y la frecuencia del sistema, por lo que
con la creciente penetración de IBR, es crucial adaptar los análisis de estabilidad para
incluir su dinámica y control [2, 41].

2.2.2. Estabilidad de tensión

Capacidad del sistema para mantener la tensión dentro de sus valores nomi-
nales de tensión tanto en operación normal como ante perturbaciones [2]. Esta
estabilidad se determina por la transferencia de potencia activa y reactiva a través de la
red. La estabilidad de tensión está fuertemente influenciada por la generación de po-
tencia reactiva y la dinámica de los lazos de control de regulación de voltaje [8]. Se
distinguen dos clasificaciones según el tipo de perturbación:

Ante grandes perturbaciones: Se analizan fallas significativas, como la pérdida de
un generador, la desconexión de una gran carga o la cáıda de una ĺınea de transmisión.
Debido a la magnitud del impacto, se requiere un análisis dinámico del sistema para
evaluar su comportamiento.

Ante pequeñas perturbaciones: Se estudian variaciones menores en el sistema,
como cambios incrementales en la carga [2]. Al ser de menor magnitud, pueden
analizarse mediante modelos linealizados en torno a un punto de operación.

Además es clasificado según su duración:

Corto plazo: Se analizan dinámicas rápidas que ocurren en escalas de segundos [2],
causadas principalmente por la electrónica de potencia, motores de inducción, enlaces
HVDC y otros dispositivos de respuesta inmediata.

Largo plazo: Se estudian procesos más lentos del sistema, como la respuesta de
los reguladores automáticos de tensión, el ajuste de taps en transformadores y la
actuación de limitadores de corriente.
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2.2.3. Estabilidad de frecuencia

Capacidad del sistema eléctrico para mantener la frecuencia dentro de sus valores
nominales tras perturbaciones, las cuales pueden incluir desequilibrios entre la generación
y la demanda, desconexiones súbitas de unidades generadoras o variaciones rápidas de
carga. Su análisis se divide en dos categoŕıas según el tiempo de respuesta del sistema:

Corto plazo: Se evalúa la respuesta rápida y primaria de la frecuencia, generalmente
en el rango de segundos o menos. Tras una perturbación, si no existen los mecanis-
mos adecuados para contrarrestar el desbalance, pueden generarse islas eléctricas3.
Tradicionalmente, esta respuesta ha estado asociada a la inercia proporcionada por
las máquinas śıncronas.

Largo plazo: Considera la respuesta de equipos con dinámica más lenta, como
el control de velocidad de turbinas y la regulación automática de generación. Estos
procesos operan en escalas de minutos y tienen como objetivo restablecer el equilibrio
de frecuencia a largo plazo [40].

2.2.4. Estabilidad de Resonancia

Esta clasificación fue propuesta en 2021, en respuesta al incremento de oscilaciones por
resonancia en los SEP. Dado su impacto en la estabilidad del sistema, se abordará con
mayor detalle en comparación con las estabilidades anteriores. Se define como la capacidad
de un sistema eléctrico para evitar oscilaciones no deseadas causadas por la interacción
entre componentes eléctricos y mecánicos, donde la enerǵıa se intercambia de manera
oscilatoria y puede amplificarse si no se disipa adecuadamente [2].

Al provocar un intercambio oscilatorio de enerǵıa, puede provocar aumentos en la
magnitud de la tensión, corriente y/o torque, comprometiendo la seguridad operativa del
sistema [2]. Esta inestabilidad puede manifestarse de diversas maneras, siendo la Resonan-
cia Subśıncrona (SSR, por sus siglas en inglés) una de las más estudiadas. En términos
generales, la estabilidad de resonancia se puede clasificar en dos categoŕıas principales:

Resonancia torsional: Ocurre cuando la compensación serie de la red eléctrica
interactúa con las frecuencias torsionales mecánicas del eje del generador de turbi-
na. Esta interacción genera un acoplamiento mecánico-eléctrico, donde los modos
de oscilación torsional pueden estar mal amortiguados o incluso amplificarse. Las
oscilaciones del rotor del generador en una frecuencia de modo torsional, inducen
componentes de voltaje en la armadura a frecuencias subśıncronas y superśıncro-
nas. Cuando la frecuencia del componente subśıncrono del voltaje de la armadura
se aproxima a una frecuencia natural del sistema eléctrico, la corriente resultante
genera un torque en el rotor que está en fase con las oscilaciones del rotor, ayudando
a sostenerlas [42].

Resonancia eléctrica: Conocida también como el Efecto Generador de Induc-
ción (IGE, por sus siglas en inglés), es una resonancia puramente eléctrica
que ocurre cuando la compensación serie interactúa con las caracteŕısticas eléctricas
del generador, sin involucrar la mecánica del sistema. Es especialmente relevante en
generadores de inducción de velocidad variable, como los DFIG (Generador de

3Sección del sistema que se desacopla con respecto a la referencia de ángulo y/o frecuencia.
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Inducción Doble Alimentado). Este fenómeno se genera cuando un condensa-
dor serie forma un circuito resonante con la inductancia efectiva del generador a
frecuencias subśıncronas. Si la resistencia neta del circuito se vuelve negativa, de-
bido a las caracteŕısticas del rotor y los controles del convertidor, se produce una
autoexcitación de resonancia subśıncrona (SSR). Esto puede provocar grandes osci-
laciones de corriente y voltaje, causando daños en los equipos eléctricos y afectando
mecánicamente componentes como la caja de engranajes [2].

Adicionalmente, dispositivos de rápida actuación como los SVCs (Static VAR Compen-
sators) pueden influir en estas oscilaciones torsionales. En algunos casos, su uso permite
mitigar las SSR y proteger la integridad mecánica del sistema turbina-rotor [2].

2.2.5. Estabilidad basada en convertidores

Al igual que en la estabilidad de resonancia (2.2.4), esta clasificación surge como re-
sultado de los cambios en la red eléctrica, impulsados por el aumento de convertidores
de potencia en el sistema. Dado que es un concepto más reciente, se explicará con mayor
detalle.

La estabilidad basada en convertidores se puede definir como la capacidad de un sistema
eléctrico para mantener su operación estable ante las dinámicas rápidas y complejas de los
convertidores de potencia, evitando oscilaciones indeseadas o interacciones no controladas
con la red. [2]. Se identifican dos tipos principales de interacción: rápida (≈ 10kHz) y
lenta (≈ 10Hz)4 [2].

Interacción rápida: Se genera debido a la interacción entre componentes electróni-
cos del SEP, como los equipos FACTS (Flexible AC Transmission Systems) y los sis-
temas HVDC (High Voltage Direct Current), con dinámicas de control rápidas, como
los lazos de corriente en los convertidores de potencia. Estas interacciones pueden
provocar oscilaciones de alta frecuencia en el sistema, especialmente cuando varios
convertidores cercanos interactúan entre śı [2]. Debido a la baja inercia inherente a
los sistemas electrónicos modernos, estas oscilaciones pueden amplificarse, afectando
la estabilidad local y comprometiendo el desempeño general del sistema.

Interacción lenta: Ocurre cuando las dinámicas lentas de control de los converti-
dores interactúan con la respuesta electromecánica de las máquinas śıncronas tradi-
cionales, lo que puede generar acoplamientos no deseados y afectar la estabilidad del
sistema [2]. La respuesta más lenta de estos sistemas puede generar acoplamientos no
deseados entre las señales de control y los mecanismos de respuesta de las máquinas,
amplificando perturbaciones a lo largo del tiempo. A medida que el sistema intenta
ajustarse a variaciones de frecuencia o potencia, el retraso en la respuesta de los
convertidores y la inercia de las máquinas eléctricas tradicionales pueden desesta-
bilizar el sistema si no se gestionan adecuadamente. Este fenómeno puede derivar
en oscilaciones de baja frecuencia o variaciones sostenidas en el torque y el voltaje,
poniendo en riesgo la estabilidad a largo plazo del sistema eléctrico.

4Al generar inestabilidades a distintos niveles de frecuencia, también se suele denominar estabilidad
armónica.
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2.3. Indicadores de estabilidad

Los indicadores de estabilidad son herramientas que permiten analizar cuantita-
tivamente el desempeño de un SEP, midiendo su capacidad para resistir fluctuaciones
y perturbaciones en la red. Sin embargo, con la integración IBR, la red ha experimentado
cambios significativos en su dinámica operativa [25]. Como resultado, han surgido nuevos
indicadores que complementan o reemplazan los enfoques tradicionales, proporcionando
una evaluación más precisa de la estabilidad en sistemas eléctricos modernos.

2.3.1. Nivel de cortocircuito

El nivel de cortocircuito5 ha sido una métrica clásica utilizada para evaluar la
fortaleza de un sistema eléctrico de potencia [19]. Una de las expresiones más
comunes de esta métrica es el Short Circuit Ratio (SCR), definido como la relación
entre la potencia de cortocircuito disponible en un punto y la capacidad instalada de
generación conectada en ese mismo punto [43], según se muestra en la ecuación (2.1).

SCR =
SCC

Pnom
(2.1)

Donde:

SCC : Potencia de cortocircuito en el punto de conexión (MVA).

Pnom : Capacidad nominal de potencia activa de la planta (MW).

En sistemas dominados por generación śıncrona, el SCR es una herramienta
confiable, ya que permite estimar la capacidad del sistema para absorber perturbaciones
sin comprometer su estabilidad [18]. Un valor bajo de SCR indica que el sistema es débil
y que puede no ser capaz de soportar adecuadamente eventos de alta exigencia [44].

Los cambios en la red han provocado que la forma tradicional del cálculo de SCR,
presente resultados que no reflejan el escenario actual [19, 31]. A medida que la red ha
evolucionado, se han desarrollado nuevas métricas que ajustan la metodoloǵıa del
SCR, incorporando factores adicionales que permiten evaluar de forma más realista la
robustez del sistema. Estas variantes buscan capturar mejor los efectos de los IBR, pro-
porcionando un análisis más preciso de la estabilidad en redes con alta penetración de
generación basada en convertidores de potencia [35].

Actualmente, cinco métodos han ganado relevancia en los análisis de estabilidad. Cada
uno presenta ventajas y desventajas, las cuales se resumen en la Tabla 2.1.

5Short Circuit Level o SCL, por sus siglas en inglés.
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Métri-
ca

Cálculo
directo

Considera
influencia
de IBR’s

Útil para
gran volu-
men de ERV

Considera
acopla-
miento
entre gene-
radoras

Considera
elementos
IBR’s pasi-
vos

Permite
analizar
plantas in-
dividuales

SCR ✓✓ × × × × ×
CSCR ✓ ✓✓ ✓✓ × × ×
WSCR-
MW

✓ ✓✓ ✓✓ ✓ × ×

WSCR-
MVA

✓ ✓✓ ✓✓ ✓ ✓✓ ×

ESCR × ✓✓ × ✓✓ ✓✓ ✓✓

Tabla 2.1: Comparativa de métricas de cálculo de nivel de cortocircuito [18].

En el documento “Provision of Short Circuit Level Data” [19], se presenta la variación
del resultado al implementar distintos métodos para calcular el nivel de cortocircuito
(SCL) bajo un mismo escenario de red, (especificados en la Tabla A.1 ubicada en Anexos).
Dicha tabla evidencia que los valores obtenidos vaŕıan significativamente según la métrica
utilizada, lo que podŕıa llevar a clasificar un mismo punto del sistema como eléctricamente
fuerte o débil, dependiendo del criterio adoptado.

Esta discrepancia plantea una interrogante fundamental: ¿sigue siendo válida la métrica
SCL tradicional como indicador confiable de la estabilidad del sistema? A continuación, se
presentan distintas consideraciones y metodoloǵıas para calcular el SCL aplicadas a tres
sistemas eléctricos con caracteŕısticas contrastantes, con el fin de analizar la robustez de
esta métrica frente a diferentes condiciones de red.

España: El operador del sistema realiza el procedimiento explicado en “Especificacio-
nes de detalle para la determinación de la capacidad de acceso de generación a la red de
transporte” [45] para calcular el nivel de cortocircuito en los nodos del sistema, el cual se
resume a continuación:

1. Determinar las Zonas de Influencia Eléctrica (ZIE): Para determinar los nodos que se
encuentran eléctricamente cercanos, es decir, que la variación de tensión en un nodo
provoca una variación de tensión significativa sobre el resto de nodos del conjunto.
Para ello, se utiliza el Multi Infeed Interaction Factor (MIIF):

MIIFij =
∆Vi

∆Vj
(2.2)

De esta forma, śı el MIIF es mayor a 0,986 se determina que el nodo corresponde a
una misma ZIE.

2. En cada ZIE del sistema, se calcula el nivel de cortocircuito, utilizando el Weighted
Short Circuit Ratio (WSCR), determinada por la ecuación:

WSCR =

∑N
i=1 Scci · PMPEi(∑N

i=1 PMPEi

)2 (2.3)

Siendo:

6Evaluado mediante flujos de potencia de carga en régimen permanente.
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Scci: Potencia de cortocircuito trifásica del nudo i de la ZIE7.

PMPEi : Capacidad máxima de MPE (Módulos de Parque Eléctrico) conectados o
con permiso de acceso otorgado al nudo i de la ZIE.

N : Número de nudos que constituyen la ZIE.

El objetivo de este procedimiento es establecer la capacidad de acceso por nodo para
módulos de parques eléctricos, en caso de baja Scc, se consideran escenarios espećıficos
de generación śıncrona mı́nima para reducir el riesgo de interacciones entre controles. La
capacidad de acceso se basa en estos escenarios representativos, en lugar de
fijar un valor umbral estático, debido a la variabilidad del sistema [46].

Australia: En el documento “System Strength Impact Assessment Guidelines” [47]
elaborado por la AEMO, se establece que el cálculo del nivel de cortocircuito (SCR) se
realiza siguiendo la definición tradicional dada por la ecuación (2.1). Bajo este enfoque,
una planta generadora se considera estable si su SCR es superior a 3, ya que esto
implica que cuenta con suficiente soporte de red para operar sin inducir inestabilidades,
especialmente en contextos con baja inercia.

Sin embargo, cuando el SCR es menor a este umbral, se introduce el concepto de
Withstand SCR, una métrica complementaria que evalúa la capacidad de la planta para
operar de forma estable bajo condiciones de red débiles o altamente variables. A diferencia
del SCR tradicional, el Withstand SCR se determina mediante pruebas dinámicas que
consideran expĺıcitamente las caracteŕısticas del control de los inversores y su interacción
con la red.

Este enfoque es especialmente relevante en zonas con alta penetración de enerǵıas
renovables, donde predominan tecnoloǵıas basadas en convertidores y la fortaleza de la
red puede ser limitada o fluctuante.

Estados Unidos: En este caso, se emplea una metodoloǵıa en el documento “” [48]
que consta en dos pasos para evaluar la fortaleza del sistema eléctrico de potencia (SEP),
como se resume en la Figura 2.1. En el primer paso, los operadores de red delimitan preli-
minarmente las subáreas del sistema, basándose en su experiencia y en variables técnicas
relevantes como: rendimiento reactivo, caracteŕısticas de importación/exportación, topo-
loǵıa y restricciones de transmisión, cargabilidad de ĺıneas, tipos de generación, recursos
de compensación reactiva y distribución de carga activa y reactiva.

En el segundo paso, se calcula la razón de cortocircuito (SCR) en las barras con tensión
superior a 110 kV para cada subárea definida. Si el valor es inferior a 3, se aplica el ı́ndice
ponderado WSCR para un análisis más detallado. Finalmente, se clasifica la fortaleza
de cada subárea de acuerdo con los resultados obtenidos, sirviendo como base para una
segmentación técnica del sistema eléctrico.

7Con la red planificada y la generación prevista en el horizonte del estudio.
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Figura 2.1: Metodoloǵıa para el cálculo del nivel de cortocircuito en Estados Unidos.

Una vez obtenida esta segmentación, el documento “Short-Circuit Modeling and Sys-
tem Strength” [3] recomienda analizar las interacciones entre las zonas adyacentes para
identificar combinaciones o separaciones necesarias. Este análisis permite clasificar visual-
mente las distintas áreas según su nivel de fortaleza, como se muestra en la Figura 2.2,
donde se representan regiones con SCR alto, medio y bajo. Cabe señalar que, si bien estas
divisiones (como las denominadas Network A, B o C) son ilustrativas, no existe una norma
espećıfica que determine cómo deben definirse sus ĺımites. En la práctica, estas se basan
en los resultados del análisis y la experiencia del operador, quienes agrupan buses con
caracteŕısticas similares de SCR dentro de zonas operativas funcionales.

Figura 2.2: Visualización del análisis de la fortaleza de una red [3].

Esta falta de consistencia representa un desaf́ıo significativo para la planificación a
largo plazo, ya que dificulta la toma de decisiones confiables para la estabilidad y robustez
del sistema.

2.3.2. Inercia

La inercia en los sistemas eléctricos tradicionales proviene de la enerǵıa cinética alma-
cenada en las masas giratorias de los generadores śıncronos [41], y ha sido históricamente
un elemento clave para mantener el sincronismo y limitar las variaciones de frecuencia
ante perturbaciones [18, 34]. Sin embargo, a pesar de su importancia, su cuantificación
precisa no era una preocupación prioritaria, ya que la inercia era una propiedad inherente
y relativamente constante del sistema [49]. En un sistema eléctrico, la constante de inercia
equivalente (Hsys) puede calcularse a partir de las constantes de inercia individuales de
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las unidades generadoras (HSG) y sus potencias nominales (SG), según:

Hsys =

∑
HSG · SG∑

SG
=

∑
ESG

Ssys
(2.4)

donde ESG es la enerǵıa cinética almacenada en cada generador y Ssys la potencia nominal
total del sistema [34].

Con la creciente incorporación de recursos basados en inversores, esta realidad ha cam-
biado drásticamente. No solo se ha vuelto más dif́ıcil determinar la inercia del sistema,
sino que ahora se debe considerar también la llamada inercia sintética, entregada median-
te algoritmos de control. Esto ha complejizado tanto su definición como su evaluación,
generando la necesidad de nuevas metodoloǵıas para su monitoreo y planificación.

A continuación, se presentan los enfoques adoptados por dos páıses para determinar y
gestionar el nivel de inercia sistémica.

Australia: Determina los requisitos de inercia en la red nacional dividiendo el sistema
de transmisión en subredes de inercia, definidas por los ĺımites regionales establecidos en
el National Electricity Rules (NER) [50] (sección 5.20.B18). Para cada subred se analizan
los niveles actuales de inercia y se identifican eventuales déficits, con el fin de garantizar
que se implementen medidas correctivas oportunas. En caso de detectarse un déficit, el
Operador del Mercado (AEMO) debe notificar al Proveedor de Servicios de Inercia.

Según lo descrito en el “Inertia Requirements Methodology” [49], AEMO determina los
niveles de inercia requeridos por cada subred/región del NEM mediante estudios de simula-
ción del sistema eléctrico en PSS ® 9 . El proceso consiste en modelar la red bajo diferentes
condiciones operativas y aplicar contingencias créıbles (por ejemplo, la desconexión de la
unidad generadora más grande de la región). A partir de alĺı, se vaŕıa progresivamente el
nivel de inercia en el modelo hasta encontrar el valor mı́nimo que mantiene la frecuencia
dentro de los márgenes operativos permitidos, considerando la respuesta de los servicios
de control de frecuencia (FCAS), la topoloǵıa de la red y la localización de las unidades
śıncronas disponibles.

A partir de este análisis, AEMO elabora anualmente el documento “Inertia Report”,
en el que se presentan los niveles de inercia calculados, los déficits identificados y las
acciones requeridas para su mitigación. Los resultados más relevantes de la versión 2023
se muestran en la Figura 2.3.

8Sección del National Electricity Rules
9PSSE ® (Power System Simulator for Engineering) es un software de simulación y análisis de sistemas

eléctricos desarrollado por Siemens, ampliamente utilizado para estudios de flujo de carga, cortocircuito,
estabilidad y planificación de redes de transmisión.
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Figura 2.3: Determinación de niveles de inercia en Australia [4].

El propósito de este documento es informar sobre los ĺımites de las sub-redes de inercia,
los requerimientos de inercia para cada una de ellas durante los próximos 10 años en el
Mercado Nacional de Electricidad (NEM), aśı como las suposiciones, consideraciones y
elementos que AEMO ha tomado en cuenta para definir dichos requerimientos y los valores
obligatorios de inercia.

Se realiza anualmente el “Frecuency Risk and Control Report” [51], cuyo objetivo es
determinar el nivel de inercia mı́nima para la operación del sistema frente a diferentes es-
cenarios, además del comportamiento de la frecuencia en dichas condiciones de operación.
Reino Unido: Se han implementado dos sistemas pioneros en la medición de la iner-
cia sistémica: “GridMetrix Inertia Measurement System” y “GE Digital Effective Inertia
Measurement & Forecasting System”. El primero, disponible desde julio de 2021, permite
la medición en tiempo real de la inercia del sistema. El sistema emplea un modulador
personalizado diseñado a medida, que introduce ligeras variaciones en la frecuencia del
sistema mediante la inyección controlada de pulsos de enerǵıa en la red [5]. El proceso de
medición se ilustra de manera simplificada en la Figura 2.4.

Modulador
Unidades de medición 

extensibles (XMU) Nube GridMetrix
Centro de control 

del cliente

Figura 2.4: Esquema simplificado del funcionamiento de Grid Metrix [5].
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Dispositivos de medición de frecuencia (XMUs) se distribuyen a lo largo de la red
eléctrica y registran pequeñas variaciones en la frecuencia del sistema, inducidas por los
pulsos de enerǵıa generados por el modulador. Estas señales son enviadas a la plataforma
de Reactive Technologies, donde se procesan para calcular en tiempo real el nivel de inercia
del sistema [5].

Complementariamente, el sistema “GE Digital Effective Inertia Forecasting & Me-
tering” divide el territorio del Reino Unido en zonas y, mediante la implementación de
PMUs (Phasor Measurement Units), recopila datos relevantes de cada sector. A partir de
esta información, como se ilustra en la Figura 2.5, se aplican algoritmos de aprendizaje
automático y análisis de datos históricos para estimar los niveles de inercia requeridos,
permitiendo aśı una gestión proactiva de la estabilidad del sistema ante posibles contin-
gencias.

Figura 2.5: Proceso simplificado de estimación de inercia [6].

Los valores obtenidos a partir de ambos sistemas son utilizados por el operador del
sistema, National Grid ESO, tanto en la operación en tiempo real como en la planificación
a corto y mediano plazo. En el ámbito operativo, estas mediciones permiten dimensionar
y contratar los servicios de estabilidad y respuesta de frecuencia necesarios. A nivel de
planificación, los resultados se emplean para anticipar déficits de inercia en determinadas
zonas, definir estrategias de re despacho y orientar la contratación de servicios comple-
mentarios, garantizando aśı que el sistema mantenga niveles adecuados de resiliencia y
seguridad ante contingencias.

2.3.3. Factor X/R en sistemas de transmisión

El factor X/R representa la relación entre la reactancia inductiva (X) y la resistencia
(R) de un segmento del sistema eléctrico. Es una métrica utilizada en el diseño y análisis
de sistemas de transmisión, ya que da indicios de la eficiencia de la compensación reactiva
en sistemas de distribución [52].

Desde el análisis de fallas, un X/R alto provoca un decaimiento más lento de la compo-
nente DC en un cortocircuito [53], generando un mayor pico inicial de corriente y mayores
exigencias térmicas y dinámicas sobre los equipos de protección. Además, influye en la
estabilidad de tensión: valores altos estabilizan la respuesta de voltaje ante cambios
de potencia reactiva, mientras que valores bajos incrementan la sensibilidad y el riesgo
de inestabilidad, exigiendo más compensación reactiva, especialmente en redes con alta
penetración de IBRs [52].
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Estrategias de control aplicadas a
convertidores.

Los convertidores utilizados para la incorporación de ERV en sistemas eléctricos se
clasifican comúnmente en dos grandes categoŕıas según su modo de operación: Grid for-
ming (GFM) y Grid following (GFL) [26]. Aunque en la práctica no existe una ĺınea
divisoria estricta entre ambas, esta memoria utiliza además una tercera categoŕıa: Grid
supporting, que representa un enfoque intermedio con funciones complementarias a los
dos anteriores [54]. Aunque no es una categoŕıa ampliamente desarrollada en la literatu-
ra, se ha sido mencionado como una estrategia transicional enfocada en aportar servicios
complementarios para mejorar la estabilidad del sistema.

3.1. Grid Following

Figura 3.1: Esquema simplificado del control
GFL [7].

Durante la última década, las tecno-
loǵıas de generación renovable que utilizan
electrónica de potencia han operado ma-
yoritariamente bajo estrategias de control
del tipo Grid following [8,29]. Este tipo de
control se aplica a convertidores conecta-
dos a la red, cuyo rol principal es inyectar
potencia activa y reactiva desde fuen-
tes renovables en sincrońıa con el sistema
eléctrico. Pero, ¿en qué consiste realmente
este método de control? Como su nombre
en inglés lo sugiere, el objetivo del control

GFL es “seguir” las condiciones de la red [55,56].

Para lograrlo, el convertidor GFL mide principalmente la tensión en el Punto de
Acoplamiento Común (PCC), y a partir de ella la frecuencia y el ángulo de la red mediante
un Phase-Locked Loop (PLL). Este lazo de control permite sincronizar el inversor con el
sistema, de modo que pueda inyectar corriente activa y reactiva siguiendo las referencias
externas. Adicionalmente, se mide la corriente para calcular la potencia activa y reactiva
a entregar, según las consignas de operación. Utilizando estas estimaciones y mediciones,
junto con los valores de consigna de potencia, el convertidor ajusta su inyección de corriente
en el PCC según las necesidades de la red [7, 24,36].

En palabras simples, el convertidor funciona como una fuente de corriente

17
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controlada con una alta impedancia en paralelo [25], como se observa en la Figura
3.1, inyectando corriente en un ángulo determinado según el estado de operación de la red
[57]. Gracias a esta estrategia de control, se ha logrado un aumento rápido de generación
eléctrica en base a fuentes renovables a lo largo del mundo [24], especialmente en aquellos
con redes eléctricas robustas, porque su estabilidad depende directamente de la robustez
de la red [58].

Debido a que el control tipo GFL es una tecnoloǵıa madura, simple y de bajo
costo en comparación con esquemas más avanzados como los GFM [56], sigue siendo el
más utilizado en sistemas eléctricos hasta la actualidad. No obstante, diversos estudios
han advertido que su implementación masiva puede alterar significativamente la dinámica
del sistema y poner en riesgo su estabilidad operativa [24,43].

Una de sus principales limitaciones va de la mano con su dependencia de una refe-
rencia externa de tensión y frecuencia, lo que imposibilita su operación autónoma en
condiciones de red débil o aislada [8,59]. Al no tener la capacidad de regular directamente
estas variables, compromete la seguridad y robustez del sistema eléctrico [35,56].

Otra limitación va de la mano con el uso del PLL que, introduce dinámicas inter-
nas que pueden generar modos de oscilación adicionales o inestabilidad de frecuencia en
redes débiles, especialmente cuando múltiples inversores interactúan entre śı [39]. Esta
problemática se agrava en sistemas con alta penetración de IBRs que utilizan PLLs para
sincronizarse, ya que cada inversor mide las perturbaciones de la red, ajusta su respuesta
en consecuencia, y a su vez genera nuevas desviaciones. Este comportamiento recursivo
genera una retroalimentación no deseada que puede dar lugar a un efecto bola de nieve.
Para superar las limitaciones del control GFL, se han desarrollado variantes que buscan
emular parcialmente el comportamiento dinámico de generadores śıncronos, como el Vir-
tual Synchronous Machine y el current-controlled droop control. No obstante, al seguir
operando como fuentes de corriente dependientes de una referencia externa, su capacidad
para aportar estabilidad sigue siendo limitada, especialmente en redes débiles. Esto ha
motivado el desarrollo de esquemas más autónomos, como el control Grid Forming, que
opera como fuente de tensión y puede establecer su propia referencia de operación.

3.2. Grid forming

Figura 3.2: Esquema generalizado del control
GFM [7].

Durante los últimos años, el control ti-
po Grid forming ha adquirido un rol cen-
tral en mejorara la estabilidad de sistemas
eléctricos con alta penetración de genera-
ción renovable, sin volver a la generación
tradicional. Se busca superar las limitacio-
nes de los esquemas GFL, permitiendo que
los convertidores no solo se conecten a una
red preexistente, sino que también puedan
establecer y mantener activamente una re-
ferencia local de tensión y frecuencia [25].
Esta capacidad se vuelve especialmente cŕıtica cuando la proporción de recursos basa-
dos en inversores supera el 70% de la generación del sistema, umbral a partir del cual
las estructuras GFM dejan de ser una opción y se vuelven esenciales para garantizar la
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estabilidad operativa [39].

El concepto de Grid forming surgió originalmente en el contexto de microrredes en
operación en isla, donde los convertidores deb́ıan asumir el rol de reguladores principales
del sistema, estableciendo la referencia de tensión y frecuencia, más en ausencia de una
red de respaldo [7]. Con el tiempo, esta capacidad ha sido progresivamente adaptada a
sistemas interconectados, donde su implementación permite enfrentar desaf́ıos crecientes
como la pérdida de inercia [60] y la creciente fragilidad estructural de la red [29].

En cuanto a sus señales de entrada, los esquemas GFM, reciben referencias externas
de potencia activa y reactiva, junto con mediciones de corriente en el punto de conexión.
No obstante, no necesita medir la tensión de la red para sincronizarse, ya que establece
su propia referencia de tensión y frecuencia. Esto elimina la necesidad de un PLL y con
ello, las inestabilidades que este trae [39]. Si bien algunos esquemas GFM pueden emplear
mediciones de tensión con fines de regulación o coordinación local, estas no se utilizan co-
mo base para su sincronización. En consecuencia, su arquitectura de control está diseñada
para sostener un fasor de tensión estable incluso bajo condiciones inestables. A nivel de
modelado, el control GFL suele representarse como una fuente de corriente controlada en
paralelo con una impedancia, mientras que el esquema GFM se modela t́ıpicamente como
una fuente de tensión controlada en serie con una reactancia pequeña [25, 56],
como se muestra en la Figura 3.2. Para garantizar una respuesta confiable en todo momen-
to, los inversores GFM deben disponer de una fuente de enerǵıa que respalde de manera
continua su operación, especialmente frente a eventos dinámicos severos. Esta reserva
energética puede estar compuesta por almacenamiento electroqúımico (como bateŕıas),
el sobredimensionamiento de la planta generadora, o cualquier otro sistema que permita
mantener la referencia de tensión de forma sostenida y estable [7].

A diferencia del control GFL, en los esquemas GFM la arquitectura de control adop-
tada adquiere mayor relevancia, ya que el inversor deja de ser un elemento pasivo que se
adapta a la red, para convertirse en un componente estructural que define sus condicio-
nes locales de operación. Desde esta perspectiva, el GFM se asemeja a un elemento de
soporte cŕıtico dentro de una infraestructura: su comportamiento influye directamente en
la estabilidad global del sistema, y cualquier desviación o debilidad en su diseño puede
comprometer el equilibrio del conjunto. En cambio, el GFL se comporta más como un
soporte secundario, cuyo impacto estructural es marginal siempre que la base sobre la que
opera sea lo suficientemente robusta.

En términos de control, las estrategias GFM se han desarrollado en base a una infi-
nidad de métodos [26], los que en este trabajo se agrupan en tres ramas principales: los
métodos basados en droop control, que introducen relaciones proporcionales entre potencia
y variables de estado; los métodos basados en máquinas virtuales, que emulan expĺıcita-
mente el comportamiento dinámico de generadores śıncronos; y los esquemas de control
por osciladores virtuales, que buscan estabilidad global a través de mecanismos inspirados
en sistemas no lineales auto-oscilantes.

Aunque esta memoria aborda el GFM desde una perspectiva conceptual simplificada
-entendiéndolo como una caja negra capaz de imponer una forma de onda de
tensión-, es importante reconocer la diversidad de enfoques implementados en la práctica.
A continuación, se describen brevemente ciertos métodos de control:
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Droop control

Corresponde a uno de los esquemas más antiguos y consolidados para el control de
inversores, con propuestas que se remontan a inicios de la década de 1990 [61]. A pesar
del surgimiento de estrategias más sofisticadas, sigue siendo una de las tecnoloǵıas más
utilizadas y maduras [7], tanto en sistemas en isla como en redes interconectadas [7, 55].

Figura 3.3: Esquema sim-
plificado del Droop control
[8].

Como se aprecia en el esquema de la Figura 3.3, las señales
de tensión v y corriente i, medidas en el PCC son utilizadas
para calcular la potencia activa P y reactiva Q. Estas señales
son filtradas y a la señal resultante, se le aplican las leyes
droop10 que permiten ajustar la frecuencia y la tensión del
inversor en función de la potencia intercambiada. Finalmente,
las señales resultantes se utilizan para generar la referencia de
tensión y ángulo, las que se modulan mediante un esquema
PWM (Pulse Width Modulation) para modular el funciona-
miento del convertidor y entregar la forma de onda deseada.

Su objetivo principal es tanto mantener el sincronismo
entre las unidades a través de la modulación de la frecuencia
y tensión en función de la potencia intercambiada [25], como

lograr una distribución proporcional de la carga entre múltiples unidades según su capaci-
dad disponible sin requerir enlaces de comunicación entre inversores operando en paralelo,
lo que además, le confiere una elevada flexibilidad operativa y robustez frente a
fallas de red [8, 25].

En sus versiones más recientes, se han incorporado extensiones que permiten manejar
las no linealidades del sistema, aumentar su precisión dinámica y adaptarlo a redes eléctri-
camente débiles. Sin embargo, estas mejoras también implican un mayor costo computacio-
nal y complejidad de implementación, lo que requiere una cuidadosa sintonización para
evitar comportamientos no deseados [25].

Virtual Synchronous Generator VSG

Figura 3.4: Esquema sim-
plificado del control VSG
[8].

Esta estrategia corresponde a una de las arquitecturas
más representativas dentro del conjunto de controles tipo
Grid forming. Su funcionamiento se basa en la emulación del
comportamiento dinámico de una máquina śıncrona, incorpo-
rando expĺıcitamente la inercia rotacional mediante un mode-
lo matemático que replica la ecuación de oscilación del rotor,
también denominada como swing equation Jω̇ = Pm − Pe.

Como se muestra en la Figura 3.4, esta dinámica se im-
plementa en el lazo de control del inversor, permitiendo gene-
rar una referencia de frecuencia coherente con las variaciones
de potencia del sistema. Además, puede complementarse con
un modelo de regulación de tensión, también basado en las
ecuaciones clásicas de máquinas śıncronas. El resultado es un
inversor que actúa como una máquina śıncrona idealizada, capaz de entregar respuesta

10Relaciones proporcionales P − ω y Q− V .
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inercial y regulación autónoma de frecuencia, facilitando aśı la integración de IBRs en
sistemas con baja inercia [7, 8].

Una de sus principales ventajas es su implementación relativamente simple y su bue-
na compatibilidad con esquemas de control tipo droop, lo que permite su integración en
redes con múltiples inversores sin necesidad de comunicación directa entre ellos. Adicio-
nalmente, el VSG permite ajustar los parámetros de inercia y amortiguamiento virtual de
forma flexible, adaptando su desempeño a las caracteŕısticas espećıficas de la red donde se
conecta. Estas propiedades han llevado a que sea una de las estrategias más estudiadas,
normalizadas e implementadas en proyectos piloto y entornos comerciales [25].

Virtual Oscillator Controllers VoC

Figura 3.5: Esquema sim-
plificado del control VOC
[8].

El Virtual Oscillator Control (VoC) propone una visión
distinta a los métodos tradicionales de control, ya que se ba-
sa en la emulación del comportamiento de un oscilador no
lineal —como el circuito de Van der Pol— en lugar de uti-
lizar esquemas proporcionales lineales como el droop control
o replicar modelos śıncronos clásicos [8, 62]. Esta estrategia
permite que el inversor genere internamente una señal de vol-
taje oscilante, la cual se sincroniza naturalmente con la red
sin necesidad de un PLL.

Como se observa en la Figura 3.5, sus entradas principales
son las señales de voltaje y corriente medidas en el PCC. A
partir de estas, el oscilador interno -implementado matemáti-
camente en el controlador -genera señales que definen tanto
la frecuencia como la forma de onda deseada. Estas señales
se traducen finalmente en referencias para el lazo de modula-
ción (PWM), permitiendo que el inversor entregue una forma

de onda sincronizada con la red o con otros inversores cercanos.

La ventaja de este enfoque radica en su capacidad de lograr una sincronización robusta,
distribuida y rápida, sin requerir comunicación entre dispositivos, lo que lo hace ideal
para microrredes o redes débiles. Además, al ser no lineal por naturaleza, su dinámica de
respuesta permite adaptarse a una mayor variedad de condiciones del sistema, mejorando
la estabilidad local en entornos altamente variables [8].
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Caracteŕıstica Grid following Grid forming

Tipo de control Fuente de corriente controla-
da

Fuente de tensión controlada

Referencia operativa Sigue frecuencia y tensión de
la red

Establece su propia frecuencia
y tensión

Necesidad de PLL Śı, esencial para sincroniza-
ción

No, opera sin PLL

Respuesta ante fallas Limitada, dependiente de la
red

Activa, puede soportar even-
tos

Operación en isla No posible Śı, incluso black start
Capacidad de soporte
inercial

No nativa, requiere control
auxiliar

Implementa inercia virtual

Robustez en redes débi-
les

Baja Alta

Complejidad de imple-
mentación

Baja Alta, requiere almacenamien-
to y diseño avanzado

Aplicaciones t́ıpicas Solar PV, eólica, integración
masiva a red fuerte

Redes débiles, sistemas aisla-
dos, soporte de estabilidad

Capacidad de sincroni-
zación sin red

No Śı, mediante osciladores o re-
ferencia interna

Sensibilidad a la topo-
loǵıa del sistema

Alta Baja

Soporte a servicios com-
plementarios

Limitado Śı: FFR, black start, regula-
ción de frecuencia/tensión

Tabla 3.1: Comparación entre controles Grid following y Grid forming.

Grid Supporting

El concepto de Grid supporting hace referencia a una categoŕıa intermedia de control
para convertidores que, si bien no establecen su propia referencia de tensión o frecuencia
como los esquemas Grid forming, tampoco dependen completamente de una red externa
fuerte como en los Grid following. En su lugar, aportan activamente al soporte de la red
mediante funciones espećıficas, como la provisión de potencia reactiva en respuesta a cáıdas
de tensión (volt-var), control de potencia activa ante variaciones de frecuencia (frequency-
watt) o incluso funciones de amortiguamiento sintético. Estos controles se han vuelto cada
vez más relevantes como medida transicional en redes con creciente penetración de IBRs,
ya que permiten mejorar la respuesta dinámica del sistema sin requerir una reconfiguración
completa del esquema de control [7, 8].
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Normativa internacional
Una vez abordado el funcionamiento macro del control de los inversores, este caṕıtulo

presenta una revisión de los marcos normativos que actualmente rigen su implementación.
Se consideran, por un lado, los estándares desarrollados por organismos internacionales
como la IEEE e IRENA, y por otro, los códigos de red de páıses que ya han integrado
estas tecnoloǵıas en sus sistemas eléctricos.

Si bien los estándares internacionales entregan una base conceptual valiosa, tienden
a tener un enfoque teórico que en ocasiones dificulta su aplicación directa en sistemas
eléctricos reales. En contraste, las regulaciones nacionales reflejan no solo las condiciones
técnicas particulares de cada sistema -como la fortaleza de red o la inercia disponible-,
sino también decisiones poĺıticas y normativas propias de cada contexto.

Por ello, el análisis de normativas nacionales permite comprender cómo se han adap-
tado los principios generales a realidades concretas, y resulta fundamental para elaborar
propuestas aplicables al sistema eléctrico chileno. Los principales aspectos a tener en con-
sideración para lograr una normativa equilibrada se resumen en la Figura 4.1

Figura 4.1: Consideraciones para actualizar un código de red.
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4.1. IRENA

La Agencia Internacional de Enerǵıas Renovables (IRENA) es una organización in-
tergubernamental que apoya la transición energética global mediante asesoŕıa técnica y
análisis de poĺıticas. En su informe “Grid Codes for Renewable Powered System” [63],
entrega una visión actualizada sobre la evolución de los códigos de red para facilitar una
mayor integración de generación renovable basada en inversores, incorporando además
requerimientos espećıficos para tecnoloǵıas Grid forming. A continuación se resumen los
principales aspectos del documento:

Control de frecuencia y respuesta inercial

Los requerimientos asociados a la operación frente a desviaciones de frecuencia vaŕıan
considerablemente entre diferentes sistemas eléctricos, en función de su tamaño, nivel de
interconexión y caracteŕısticas de generación. Por ello, las exigencias técnicas en esta ma-
teria deben adaptarse a las condiciones propias del sistema en cuestión. La Figura 4.2
resume los rangos de frecuencia permitidos según distintos códigos internacionales, dife-
renciando entre operación normal (ilimitada), operación limitada en minutos y operación
transitoria en segundos.

Figura 4.2: Rangos de frecuencia requeridos en distintos códigos internacionales.

De la figura anterior, se pueden extraer algunas directrices generales:

La mayoŕıa de los códigos permiten una operación continua (ilimitada) ante desvia-
ciones de frecuencia dentro de un rango de aproximadamente ±2%, es decir, entre
49 y 51 Hz en sistemas de 50 Hz.

Ante desviaciones más amplias, entre aproximadamente +3% y −5%, la operación
es tolerada solo por peŕıodos limitados, usualmente entre 20 y 90 minutos.
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Para desviaciones extremas, mayores a ±5%, los códigos exigen respuestas transito-
rias acotadas a segundos, en coherencia con los esquemas de desconexión automática
por baja o alta frecuencia.

La inclusión de estos rangos en las normas técnicas permite establecer exigencias cohe-
rentes para los IBRs. Por otro lado, emergen nuevos parámetros relevantes para la es-
tabilidad del sistema, como lo es el RoCoF. Este parámetro depende tanto de la inercia
sistémica como de la composición tecnológica de la generación. Su regulación se ha vuelto
cada vez más importante, y ya ha comenzado a ser normada en páıses como Australia, el
Reino Unido y algunos sectores de Estados Unidos, con el fin de asegurar la estabilidad
del sistema frente a variaciones rápidas de frecuencia que podŕıan llevar a condiciones no
deseadas, como la operación en isla no intencionada.

En algunos sistemas eléctricos se ha implementado el concepto de piso de inercia, que
establecen un umbral mı́nimo por debajo del cual el sistema no es capaz de responder
adecuadamente a variaciones de frecuencia.

Para facilitar la descarbonización sin comprometer la estabilidad del sistema, y con-
siderando el aumento progresivo de convertidores en la red, se proponen las siguientes
medidas regulatorias para mitigar el impacto sobre el RoCoF:

Crear incentivos para que los generadores puedan reducir su ĺımite mı́nimo de po-
tencia activa.

Exigir que los recursos distribuidos (DERs) verifiquen su capacidad de mantenerse
conectados y de apoyar al sistema durante perturbaciones.

Establecer requerimientos estrictos de protecciones anti-isla.

Introducir y remunerar servicios auxiliares de Fast Frequency Response (FFR), cuya
implementación será detallada en secciones posteriores.

Realizar análisis de estabilidad dinámica utilizando tanto datos en tiempo real como
proyecciones de corto plazo.

Soporte de voltaje y control de tensión

El soporte de voltaje y el control de tensión son funcionalidades cŕıticas en redes con
alta penetración de generación basada en inversores, debido a la reducción de la contribu-
ción natural de los generadores śıncronos al control del perfil de tensión. Tradicionalmente,
esta función era provista de manera inherente por máquinas śıncronas, pero la electrónica
de potencia requiere un control expĺıcito y programado para replicar este comportamiento.

IRENA señala que los códigos de red deben evolucionar hacia requerimientos funciona-
les más espećıficos y adaptativos, donde se exija a las plantas generadoras su participación
activa en la regulación de tensión, incluso fuera de condiciones normales de operación. En
este sentido, se destaca la necesidad de establecer requerimientos de soporte de voltaje
automático y continuo, sin intervención del operador del sistema.

Adicionalmente, se propone que los códigos definan el soporte de tensión en términos de
una relación Q-U (potencia reactiva - tensión), con curvas operativas exigidas que depen-
dan del voltaje en el PCC. Estas curvas deben considerar tanto el soporte en condiciones
subnormales como en condiciones de sobrevoltaje, garantizando que la planta contribuya
al restablecimiento del perfil de tensión ante perturbaciones.

Para lograr una implementación efectiva de estas funciones, el documento identifica
los siguientes elementos clave:
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Definir rangos de operación obligatorios en la curva Q-U, con puntos de operación
mı́nimos y máximos claramente establecidos.

Requerir que los IBRs puedan operar en modo voltaje controlado (especialmente si
son GFM) con ajustes de consigna (set-points) y con rampas definidas, además de
contar con la capacidad para modular su inyección de potencia reactiva de manera
rápida y autónoma.

Incluir la exigencia de una respuesta dinámica que considere el tiempo de reacción
y el gradiente de variación de Q frente a variaciones de tensión.

Evaluar la necesidad de dispositivos de soporte adicionales, especialmente en nodos
cŕıticos o redes débiles.

Establecer procedimientos de prueba y verificación que aseguren que los equipos
cumplen con los perfiles Q-U exigidos, bajo distintos escenarios de red.

IRENA también enfatiza que estas capacidades deben ser consideradas tanto en ope-
ración normal como durante eventos de falla o condiciones transitorias, contribuyendo de
forma integral a la estabilidad de tensión del sistema. Asimismo, se sugiere un enfoque
por niveles de criticidad, donde los requerimientos más estrictos se apliquen a nodos con
alto impacto sistémico.

Capacidades de Fault Ride Through

Los requerimientos de Fault Ride Through (FRT) comenzaron a ser incorporados en los
códigos de red a principios de los años 2000, como una respuesta a la creciente penetración
de generación basada en inversores. No obstante, a diferencia de otros requerimientos
técnicos, los criterios de FRT no pueden definirse de manera genérica, ya que dependen
fuertemente del tipo de falla, la configuración del sistema, el esquema de protecciones y
el comportamiento dinámico de la red. Por este motivo, su implementación se reconoce
como un proceso lento, iterativo y altamente contextual, pero esencial para garantizar la
estabilidad del sistema.

El informe de IRENA destaca que los FRT no solo deben exigir que los IBR perma-
nezcan conectados durante perturbaciones, sino también que contribuyan activamente a
la recuperación del sistema, a través de la inyección de corriente reactiva durante la falla.
Además, se recomienda distinguir entre fallas trifásicas y monofásicas, aśı como evaluar la
respuesta a diferentes niveles de tensión residual.

Para una correcta definición y aplicación de los requerimientos de FRT, se deben
considerar los siguientes elementos clave:

Realización de estudios de Critical Clearing Time (CCT) para determinar los tiempos
máximos permitidos de eliminación de fallas sin comprometer la estabilidad.

Disponibilidad de información detallada por parte de los fabricantes de equipos de
generación, tanto convencional como basada en inversores, respecto a sus capacidades
de soporte ante fallas.

Uso de mediciones de alta resolución de las tensiones en el punto de conexión, que
permitan caracterizar adecuadamente las perturbaciones.

Inclusión de resultados provenientes de estudios de estabilidad dinámica, especial-
mente bajo escenarios con alta penetración de recursos no śıncronos.
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Evaluación y posible actualización de los sistemas de protección, para evitar desco-
nexiones innecesarias o contradictorias entre distintos tipos de generación.

IRENA también sugiere que los operadores del sistema definan perfiles mı́nimos de
tensión durante fallas, con curvas que especifiquen el tiempo de permanencia mı́nima
exigida según la magnitud de la cáıda de tensión, siguiendo esquemas similares a los
implementados en Australia y Europa.

Capacidad de Black Start

La capacidad de Black Start se refiere a la facultad de unidades generadoras para iniciar
su operación de manera autónoma tras un apagón total del sistema eléctrico y comenzar
a restablecer la red sin depender de una fuente externa de enerǵıa. Tradicionalmente,
esta función ha sido proporcionada por grandes generadores térmicos, pero la creciente
descarbonización y retiro de estas unidades plantea la necesidad de nuevas soluciones
basadas en recursos no convencionales, como las plantas IBR con almacenamiento.

El informe de IRENA resalta que los códigos de red del futuro deberán ampliar los
requerimientos de black start para incluir tecnoloǵıas emergentes, especialmente aquellas
basadas en inversores controlados mediante esquemas de tipo Grid Forming. Estas unida-
des, en conjunto con sistemas de almacenamiento de enerǵıa, tienen el potencial de iniciar
su operación de forma independiente, formar una referencia de tensión y frecuencia, y
energizar progresivamente partes del sistema.

Entre las recomendaciones clave que se extraen del documento se encuentran:

Identificar y clasificar los recursos IBR capaces de participar en esquemas de black
start, especialmente aquellos que incluyen bateŕıas u otros sistemas de almacena-
miento.

Exigir que los recursos mencionados en el punto anterior sean capaces de generar una
referencia de tensión/frecuencia confiable, operar en condiciones de carga mı́nima y
tolerar corrientes de arranque asociadas a transformadores o equipos conectados.

Establecer protocolos de prueba y validación, tanto en terreno como mediante si-
mulación (por ejemplo implementando Hardware in the Loop), para asegurar el
desempeño en condiciones reales de apagón total.

Evaluar la inclusión de estas capacidades en los mercados de servicios complemen-
tarios, a fin de incentivar su despliegue a nivel comercial.

Coordinar los esquemas de black start con los operadores del sistema, para asegurar
una estrategia de re-energización ordenada y segura.

IRENA enfatiza que la implementación efectiva de black start con IBR requiere no solo
capacidades técnicas adecuadas, sino también un marco normativo y contractual claro, que
especifique las condiciones operativas, tiempos de respuesta, y compatibilidad con otras
unidades restauradoras. En este contexto, se destacan las experiencias iniciales de páıses
como Australia y Reino Unido, donde ya se han comenzado a definir pilotos y contratos
espećıficos para este tipo de recursos.
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Requerimientos generales de estabilidad

A medida que los sistemas eléctricos incorporan altos niveles de generación basada en
inversores, emergen nuevos desaf́ıos en torno a la estabilidad, que no pueden ser abor-
dados adecuadamente bajo los enfoques tradicionales centrados en generación śıncrona.
IRENA advierte que esta transición implica una redefinición de los tipos de estabilidad a
considerar, aśı como una modernización de los marcos normativos que los regulan.

Entre los aspectos más relevantes, se identifica la aparición de fenómenos como la esta-
bilidad inducida por convertidores y la estabilidad por resonancia, por ello, los códigos de
red deben incorporar requerimientos que permitan abordar esta nueva realidad operativa.
Las recomendaciones destacadas incluyen:

Adoptar modelos de simulación más detallados, especialmente del tipo ( Electro-
magnetic Transients) EMT, para estudiar interacciones de alta frecuencia que no se
capturan en análisis RMS convencionales.

Establecer pruebas que aseguren la coordinación entre los esquemas de control de
distintos IBRs conectados a una misma zona o nodo cŕıtico.

Requerir que los desarrolladores entreguen modelos tipo “caja negra” que modelen
el comportamiento del convertidor y sus limitaciones dinámicas.

Considerar la implementación de pruebas de estabilidad espećıficas, tanto en am-
biente simulado como en condiciones de operación real, incluyendo escenarios de
baja inercia y alta variabilidad de carga.

Evaluar el impacto de las interacciones entre convertidores y dispositivos de compen-
sación reactiva, como STATCOMs o bancos de condensadores, que podŕıan generar
resonancias indeseadas.

Asimismo, se propone que las autoridades reguladoras desarrollen esquemas de vali-
dación estandarizados y progresivos, que permitan verificar el desempeño dinámico de las
plantas IBR bajo distintas condiciones del sistema. En esta ĺınea, se destaca el uso de
Hardware-in-the-Loop (HIL) y bancos de pruebas avanzados, como herramientas funda-
mentales para anticipar y mitigar riesgos de estabilidad.

IRENA también sugiere que los estudios de estabilidad se actualicen regularmente,
considerando no solo el estado actual de la red, sino también escenarios proyectados de
operación futura con una mayor penetración de recursos no śıncronos. Esto implica avanzar
hacia un enfoque predictivo, basado en datos en tiempo real, simulaciones multi-escalas y
coordinación entre agentes.

4.2. IEEE

El Instituto de Ingenieros Eléctricos y Electrónicos11 es una de las organizaciones
técnicas más reconocidas a nivel mundial en el desarrollo de estándares para la ingenieŕıa
eléctrica y la electrónica. Sus normas son ampliamente adoptadas como referencia en di-
seño, operación e interconexión de equipos y sistemas eléctricos. En el contexto de la
generación con inversores, las normas IEEE entregan un marco común que permite eva-
luar y comparar el desempeño técnico de estos recursos frente a los requerimientos de
estabilidad, seguridad y calidad de servicio de los sistemas de potencia modernos.

11IEEE, por sus siglas en inglés)
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La norma IEEE 2800-2022 establece los requisitos técnicos que deben cumplir los
recursos IBR para conectarse a sistemas de potencia en alta tensión. Su aplicación es
particularmente relevante en contextos de alta penetración renovable, donde las fuentes
de generación son inherentemente variables e inciertas. Esta norma busca asegurar que
los IBR contribuyan de manera activa a la estabilidad del sistema, entregando soporte de
frecuencia, tensión, y capacidad de ride-through ante disturbios.

Capacidad de soporte de potencia reactiva

Se exige que la planta sea capaz de inyectar y absorber potencia reactiva en todo
el rango de operación activa, incluyendo valores cercanos a cero. La capacidad mı́nima
requerida se expresa como |Qmin| ≥ 0,3287 · ICR tanto para inyección como absorción,
con ciertas excepciones para plantas offshore o WTG tipo III de baja potencia. Además,
se aclara que esta capacidad reactiva puede depender del nivel de tensión presente en la
barra del punto de conexión.

Figura 4.3: Requisitos mı́nimos de capacidad reactiva para IBR según IEEE 2800.

Requisitos de tiempo de respuesta y control de frecuencia

El tiempo de reacción del IBR debe ser de 200 ms o menos, con una razón de amor-
tiguamiento mı́nima de 0.3. En cuanto al control de frecuencia primaria (PFR), se define
mediante pendientes droop kUF y kOF para eventos de subfrecuencia y sobrefrecuencia
respectivamente. Estas pendientes deben mantenerse lineales desde cero hasta la capaci-
dad continua del inversor y ajustarse dentro de los rangos especificados en el estándar. El
uso de esta capacidad debe ser acordado entre el propietario del IBR y el operador del
sistema.
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Figura 4.4: Esquema de la respuesta de potencia activa frente a desviaciones de frecuencia
según IEEE 2800.

Fast Frequency Response (FFR)

El estándar define la FFR como un servicio complementario y no obligatorio, pero que
debe ejecutarse con un tiempo de respuesta inferior a 1 segundo. Se contempla como una
acción de soporte temporal durante eventos transitorios de frecuencia.

Ride-through de tensión

Se establecen los requisitos de permanencia operativa ante variaciones de tensión. Se
entrega una tabla con los tiempos mı́nimos de permanencia, diferenciando si la planta
cuenta o no con equipos auxiliares, los cuales pueden ser más sensibles. Además, se indica
que el IBR debe ser capaz de inyectar corriente reactiva hasta su ĺımite durante estos
eventos. Se incluyen condiciones excepcionales que permiten la desconexión si ocurren
perturbaciones sucesivas en intervalos cortos. En la tabla a continuación se presentan los
tiempos mı́nimos de permanencia de equipos IBR para tensiones distintas a la nominal
con y sin equipos auxiliares

Tensión (p.u.) Modo de operación Tiempo mı́nimo
con equipos aux.
(s)

Tiempo mı́nimo
sin equipos aux.
(s)

V > 1,20 Puede permanecer o
desconectarse

NA NA

1,10 < V ≤ 1,20 Operación mandatoria 1.0 1.0
1,05 < V ≤ 1,10 Operación continua 1800 1800
0,70 ≤ V < 0,90 Operación mandatoria 3.0 6.0
0,50 ≤ V < 0,70 Operación mandatoria 2.5 3.0
0,25 ≤ V < 0,50 Operación mandatoria 1.2 1.2
0,10 ≤ V < 0,25 Operación mandatoria 0.16 0.32
V < 0,10 Operación permisiva 0.16 0.32

Tabla 4.1: Requerimientos de tensión ride-through para plantas IBR con y sin equipos
auxiliares [9].
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Figura 4.5: Requisitos de sobrevoltaje transitorio para la continuidad de operación (ride-
through) en plantas IBR [9].

Ride-through de frecuencia

El IBR debe permanecer conectado ante disturbios de frecuencia dentro de los rangos
definidos en la Figura 4.6 y la Tabla correspondiente. Se definen cinco zonas de operación
que determinan el nivel de exigencia en cuanto a sincronismo, entrega de potencia activa
y soporte reactivo.

Figura 4.6: Requisitos de continuidad de operación ante desviaciones de frecuencia según
IEEE 2800. Se distingue entre operación continua y operación obligatoria por tiempo
limitado.

Para los rangos de frecuencia estipulados en la Figura 4.6 se estipula que se deben
cumplir con los requerimientos resumidos en la Tabla 4.2.
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Rango de
frecuencia

Mantener sincro-
nismo con TS

Salida de potencia
activa

Inyección de
potencia reac-
tiva

f > f1 Operación permisiva No requerido No requerido
f2 < f ≤ f1 Śı (duración < 299 s) Śı, si lo solicita el TS

o hay reserva
Śı

f3 < f ≤ f2 Siempre Puede modularse
según lo definido en
PFR

Śı

f4 < f ≤ f3 Śı, dentro de región
mandatoria

Śı o modulada según
PFR/FFR

Śı

f ≤ f4 Operación permisiva No requerido No requerido

Tabla 4.2: Resumen de comportamiento exigido ante disturbios de frecuencia según IEEE
2800-2022

Ride-through de RoCoF

Dentro de las zonas de operación continua y mandatoria, el IBR debe ser capaz de
soportar variaciones de frecuencia que causen una variación del RoCoF de hasta 5 Hz/s
(medido en un intervalo de 0,1s) en su PCC.

Ride-through de cambios de ángulo de tensión

El equipo IBR debe ser capaz de mantenerse conectado ante variaciones de ángulo de
hasta 25◦ de fase de secuencia positiva dentro de un intervalo de tiempo subciclo a ciclo.
Son aceptables las oscilaciones de corriente activa y reactiva en el periodo posterior a la
perturbación, siempre que estén amortiguadas. No se permite el bloqueo de corriente en
el periodo posterior a la perturbación.

Calidad de la señal producida

Las variaciones rápidas de tensión provocadas por la operación normal del propio IBR
deben mantenerse dentro de ĺımites aceptables. No deben superar el 2,5% de la tensión
nominal en el punto de medición. Se excluyen de esta restricción eventos poco frecuentes,
tales como desconexiones no deseadas, energización de transformadores durante la puesta
en marcha, o maniobras asociadas a restauración tras fallas.

De la mano, debe limitar su contribución al flicker, respetando los ĺımites definidos
para la severidad de flicker tanto a corto (Pst < 0,35) como a largo plazo (Plt < 0,25). La
forma de calcular estas variables, aśı como los métodos de evaluación correspondientes, se
encuentran especificados en las normas IEEE 1453 e IEC 61000-3-7.

Se establece que la planta IBR debe cumplir con ĺımites espećıficos de distorsión
armónica de corriente, estos ĺımites, expresados como porcentaje de la corriente nominal
(Irated), vaŕıan según el nivel de tensión y se resumen en la Tabla 4.3. Para las armónicas
pares, se define que el porcentaje de variación para h=2, 4 y 6 son del 1%, 2% y 3%
respectivamente
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Tensión (kV) Orden
armónico
h < 11 (%)

11 ≤ h < 17
(%)

17 ≤ h ≤ 50
(%)

TRD total
(%)

≤ 69 4,0 2,0 1,5 5,0
69,001 a 161 2,0 1,0 1,0 2,5
> 161 1,5 1,0 1,0 2,0

Tabla 4.3: Ĺımites máximos de distorsión armónica de corriente en porcentaje de la co-
rriente nominal (Irated).

Además, previo a la conexión del IBR, se debe establecer una ĺınea base de los armóni-
cos de tensión presentes en el sistema. Esta ĺınea base no tiene como objetivo definir el
cumplimiento de los ĺımites mostrados, sino más bien proporcionar un punto de referencia
que permita evaluar si la planta, una vez conectada, genera un deterioro significativo en
la calidad de señal existente. Esto es especialmente relevante para evitar atribuir al IBR
distorsiones que ya estaban presentes en la red antes de su conexión.

Verificación del cumplimiento normativo

Se establecen los requisitos para la realización de pruebas de verificación que permitan
confirmar que las plantas IBR cumplen con las exigencias técnicas definidas por la norma.
Estas pruebas pueden basarse en modelos validados o en mediciones reales obtenidas en
sitio, dándose preferencia a estas últimas cuando estén disponibles. Además, se establece
que las condiciones y métodos de prueba deben ser acordados entre el operador del sistema
y el propietario de la planta. Se identifican las pruebas claves como:

Verificación del comportamiento ante disturbios de frecuencia: se realiza
para confirmar que la planta puede mantenerse operativa dentro de los rangos de
frecuencia definidos y que, cuando corresponde, modula adecuadamente su potencia
activa para aportar a la estabilización del sistema.

Prueba de permanencia ante variaciones de tensión y frecuencia (ride-
through): busca comprobar que la planta no se desconecta durante perturbaciones
transitorias del sistema, respetando los tiempos mı́nimos de permanencia definidos
en la norma.

Evaluación de distorsión armónica y flicker: permite verificar que el IBR no
deteriora la calidad de la señal eléctrica más allá de los ĺımites permitidos, asegurando
un funcionamiento armónicamente compatible con el resto de la red.

Verificación de respuesta rápida (por ejemplo, FFR): busca confirmar que
la planta puede aportar rápidamente potencia activa en escenarios cŕıticos de baja
frecuencia, si este servicio fue acordado contractualmente.

Validación de inercia sintética (cuando aplique): permite evaluar si la planta
es capaz de ofrecer una respuesta inercial artificial efectiva ante cambios bruscos de
frecuencia, simulando el comportamiento de una máquina śıncrona.

Este conjunto de pruebas garantiza que el desempeño declarado por el fabricante y/o
diseñador del sistema se ajusta a lo requerido en la norma, aportando trazabilidad y
confianza en la integración de tecnoloǵıas avanzadas como los controles tipo GFM.
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4.3. Caracterización eléctrica y normativa de los páıses a
analizar

4.3.1. Reino Unido

El Reino Unido ha sido uno de los páıses ĺıderes en la transformación de su matriz
energética, impulsando una transición acelerada hacia fuentes de generación más limpias
y sostenibles [64]. Este proceso ha estado marcado por el cierre progresivo de centrales a
carbón y impulsado principalmente por su alto potencial eólico en zonas costeras. A su
vez, el gas natural ha mantenido un rol relevante como tecnoloǵıa de respaldo en el proceso
de descarbonización, anunciado en el plan “Net Zero Strategy” [65] que busca reducir las
emisiones de gases de invernadero en un 78% para el año 2035, en comparación al año
1990 y un 100% al año 2050.

La Figura 4.7 ilustra esta evolución entre los años 1990 y 2023, destacando la drástica
disminución del carbón y el aumento sostenido de las enerǵıas renovables, llegando hasta
un 44% en el año 2023 [65]. Este cambio estructural refleja no solo decisiones de poĺıtica
energética, sino también la adaptación técnica del sistema eléctrico a una operación con
mayor penetración de generación variable, motivo por el cual se decidió analizar este
sistema eléctrico.

Figura 4.7: Distribución de generación de enerǵıa en Reino Unido [10]

Para un mejor análisis se vuelve relevante comparar el sistema organizacional eléctri-
co de UK en comparación al chileno. Las principales entidades de este se resumen en el
esquema A.1, ubicado en anexos, donde se evidencia una estructura más segmentada y
especializada en comparación con la organización del sistema eléctrico chileno. El sistema
eléctrico del Reino Unido se caracteriza por una alta especialización institucional, donde
las funciones están distribuidas entre múltiples organismos. El DESNZ (ex BEIS) formula
las poĺıticas públicas con foco en la transición energética, lo que en Chile seŕıa equivalente
al rol del Ministerio de Enerǵıa. Ofgem, como regulador independiente, establece tarifas,
supervisa el mercado y protege a los consumidores, funciones que en Chile son asumidas
por la Comisión Nacional de Enerǵıa (CNE) y parcialmente por la Superintendencia de
Electricidad y Combustibles (SEC). La operación técnica del sistema está a cargo del
ESO, responsable del balance en tiempo real y la planificación de la operación, función
que en Chile cumple el Coordinador Eléctrico Nacional. A su vez, el NGET administra
la infraestructura de transmisión, similar a las empresas transmisoras en Chile, pero bajo
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una planificación centralizada. El mercado es gestionado por ELEXON, que administra
la liquidación bajo el Balancing Settlement Code (BSC), una función que en Chile está
integrada dentro del Coordinador Eléctrico. Finalmente, la infraestructura de redes está
separada en entidades propietarias (TOs) y operadoras (DNOs), mientras que en Chile
estas funciones recaen directamente en las empresas de distribución y trans-
misión sin una separación operativa tan definida.

En el caso del Reino Unido, la existencia de múltiples marcos normativos, principal-
mente el Grid Code y el Connection and Use of System Code (CUSC) permite
una mayor flexibilidad y capacidad de actualización frente a la incorporación de nuevas
tecnoloǵıas. El Grid Code regula los aspectos técnicos de la conexión y operación del siste-
ma sus apartados se resumen en la Figura B.1, mientras que el CUSC aborda condiciones
comerciales y contractuales entre generadores y el operador del sistema. Esta separación
de roles normativos facilita que los cambios técnicos y comerciales puedan gestionarse de
manera diferenciada y ágil según el tipo de necesidad.

Cabe destacar que, además del marco regulatorio principal, existen recomendaciones
técnicas espećıficas como la Engineering Recommendation P28 [66], la cual regula los efec-
tos de variaciones rápidas de tensión causadas por equipos conectados a la red. Este do-
cumento complementa el Grid Code al abordar la compatibilidad entre nuevas tecnoloǵıas
(como los IBR) y los estándares de calidad de voltaje exigidos por la red. En contraste,
en Chile estos aspectos están principalmente concentrados en la Norma Técnica de Se-
guridad y Calidad de Servicio (NTSyCS) y el Reglamento de Coordinación, los
cuales centralizan tanto requerimientos técnicos como ciertas definiciones de operación y
planificación. Esta concentración puede dificultar la incorporación ágil de nuevos
requerimientos técnicos asociados a tecnoloǵıas emergentes como los IBRs (Inverter-
Based Resources), ya que cualquier modificación relevante requiere cambios normativos
que suelen ser más lentos y complejos, especialmente si afectan a un documento como
la NTSyCS, cuya actualización pasa por procesos formales en la Comisión Nacional de
Enerǵıa (CNE).

Por lo tanto, mientras el Reino Unido se beneficia de una arquitectura regulatoria
más modular, que permite ajustes progresivos, Chile enfrenta el desaf́ıo de adaptar
marcos normativos más centralizados a un sistema eléctrico en rápida transformación.
Esto implica una mayor necesidad de anticipación regulatoria y planificación
normativa para no quedar rezagado en la integración de nuevas tecnoloǵıas. También
se establecen requisitos técnicos espećıficos para las plantas con capacidad GFM, que si
bien no es obligatoria, puede ser ofrecida voluntariamente por los generadores a través de
mecanismos de mercado [67]. Entre las exigencias más relevantes se encuentran:

Capacidad de operar como una fuente de tensión en serie a una reactancia
real, y mantenerse en sincronismo con el sistema, manteniendo un ángulo de carga.

Suministro de servicios dinámicos: Deben ser capaces de proporcionar diversos
servicios que refuercen la estabilidad de la red frente a eventos dinámicos. Esto
incluye la respuesta al Rate of Change of Frequency (RoCoF); tolerancia a saltos de
fase (phase jump); capacidad de amortiguamiento activo para disipar oscilaciones;
control independiente de potencia activa y reactiva para regular frecuencia y tensión;
y la habilidad de inyectar corriente durante fallas, lo que permite apoyar la detección
y despeje del evento sin comprometer la operación del sistema.

Requisitos de diseño ante eventos transitorios, que aseguren una transición
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estable entre el control de tensión en régimen permanente y durante el Fault Ride
Through (FRT), evitando sobrevoltajes tras la ocurrencia de una falla o perturbación.

Inyección de corriente asimétrica ante perturbaciones monofásicas y trifási-
cas, proporcional a la cáıda de tensión, respetando los ĺımites térmicos y de protec-
ción del equipo.

Modelado detallado del sistema, incluyendo diagramas de bloques, análisis de
perturbaciones de frecuencia y curvas Nichols para evaluar la respuesta dinámica.

Factor de amortiguamiento exigido entre 0.2 y 5.0, que asegure una respuesta
adecuadamente amortiguada de potencia activa y reactiva ante disturbios.

Este enfoque normativo refleja un alto nivel de exigencia técnica y una clara intención
de integrar tecnoloǵıas avanzadas de control en función de las necesidades de estabilidad
del sistema. En contraste, en Chile aún no existen requisitos espećıficos para el control
GFM en la NTSyCS, aunque se han planteado propuestas que buscan incorporar criterios
similares, tomando como referencia estos marcos internacionales.

El caso del Reino Unido evidencia cómo una estructura normativa segmentada y técni-
camente detallada facilita la incorporación de nuevas tecnoloǵıas como los inversores tipo
Grid forming.

4.3.2. Australia

Australia se ha posicionado como uno de los referentes globales en la transición energéti-
ca [68], impulsando activamente la integración de enerǵıas renovables gracias a su alto
potencial solar y eólico. Cabe destacar que su sistema eléctrico presenta una caracteŕıstica
particular: no existe una red nacional unificada. Por esta razón, el presente análisis se
centrará exclusivamente en el National Electricity Market (NEM), que abarca los estados
del este y sur del páıs (QLD, NSW, VIC, SA y TAS), donde opera AEMO como coordi-
nador del sistema. Como se muestra en la Figura 4.8, las regiones de Western Australia
(WA) y Northern Territory (NT) poseen redes eléctricas aisladas, regulaciones propias y
no están interconectadas f́ısicamente con el NEM, por lo que quedan fuera del alcance de
este estudio.

Figura 4.8: Cobertura del NEM y
distribución de zonas eléctricas en
Australia [11].

Históricamente, Australia ha dependido del
carbón como principal fuente de generación. Sin em-
bargo, en la última década se ha observado una ex-
pansión sostenida de las tecnoloǵıas renovables [69],
especialmente la solar y la eólica. Destaca particu-
larmente el crecimiento acelerado de la generación
solar distribuida, que desde 2020 ha superado in-
cluso a la solar centralizada, como se observa en la
Figura 4.9 impulsada por poĺıticas de incentivo y el
alto potencial solar del páıs. Para enfrentar los nue-
vos desaf́ıos técnicos asociados a las ERV, el sistema
australiano distribuye sus responsabilidades técni-
cas y normativas entre distintas entidades, lo que
permite una gestión más especializada y dinámica.
La elaboración y revisión de las reglas técnicas del
mercado eléctrico, denominadas National Electricity



Caṕıtulo 4. Normativa internacional 37

Rules (NER), está a cargo de la Australian Energy
Market Commission (AEMC), organismo exclusivamente dedicado a esa función. En Chile,
esta labor recae en la Comisión Nacional de Enerǵıa (CNE), que además de definir normas
técnicas como la NTSyCS, cumple funciones regulatorias más amplias.

Figura 4.9: Evolución de la capacidad instalada por fuente en Australia (2013–2023) [12].

La operación del sistema está a cargo de la Australian Energy Market Operator (AE-
MO), entidad que coordina el despacho y la operación en tiempo real, equivalente funcional
al Coordinador Eléctrico Nacional. A diferencia del modelo chileno, AEMO no participa
en la redacción normativa, lo que reduce posibles conflictos de interés entre operación y
regulación. Finalmente, la Australian Energy Regulator (AER) fiscaliza el cumplimiento
económico y técnico, rol que en Chile se encuentra repartido entre la CNE y la Superin-
tendencia de Electricidad y Combustibles (SEC).

En cuanto a su marco normativo, el NER regula tanto aspectos técnicos como comercia-
les del funcionamiento del NEM, incluyendo requisitos de conexión, despacho, planificación
y reglas de mercado. Su alcance funcional equivale a una combinación entre la NTSyCS y
el Reglamento de Coordinación en Chile. A diferencia del caso chileno, donde la normativa
está fragmentada, el NER se presenta como un documento unificado y dinámico, sujeto a
un proceso formal de revisión técnica liderado por la AEMC.

Respecto a las tecnoloǵıas basadas en inversores, Australia ha adoptado un enfoque de
planificación proactiva para introducir requisitos técnicos de forma progresiva, especial-
mente en zonas consideradas “débiles” [70]. Esta anticipación normativa permite preparar
el sistema para operar en escenarios de baja inercia, adoptando métricas adicionales al
clásico SCR.

La AEMO optó por establecer un documento preliminar con especificaciones de
carácter voluntario para sistemas con capacidad Grid Forming, los cuales quedaron
plasmados en el documento “Voluntary Specification for Grid-forming Inverters” [71],
el cual se elaboró luego de cuatro talleres colaborativos con desarrolladores de equipos,
proveedores de servicios de red, consultores y académicos para comprometerse y debatir los
elementos clave de esta especificación [72]. Si bien es su implementación no es obligatoria,
esta especificación define los lineamientos de los requisitos técnicos fundamentales que se
podŕıan exigir en un futuro, los que se dividen en dos grupos, las fundamentales y las
adicionales.
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Capacidades fundamentales

Estas capacidades son consideradas esenciales para que un convertidor de potencia sea
clasificado como inversor Grid Forming. No debeŕıan requerir modificaciones significativas
de costo y hardware, generalmente se implementan mediante software y algoritmos de
control.

Comportamiento como fuente de voltaje: El inversor debe comportarse co-
mo una fuente de voltaje detrás de una impedancia, manteniendo una magnitud
y frecuencia relativamente constantes a corto plazo. Se establece que el tiempo de
respuesta debe ser menos a 5ms, según lo estipulado en el “Draft Grid Code – Grid
Forming Converter Specification” [73]. La respuesta tenderá a tener una componente
activa o reactiva mayor, dependiendo tanto del radio X/R del sistema como de la
impedancia existente entre el . En tiempos mayores, su magnitud podŕıa variar para
mantener la seguridad del sistema.

Respuesta en el dominio de la frecuencia: Los inversores GFM se caracteri-
zan por su comportamiento como fuente de tensión al ser evaluados en el dominio
de la frecuencia, lo que puede representarse mediante su impedancia eléctrica. Esta
respuesta se analiza t́ıpicamente mediante un escáner de impedancia, que permite
observar cómo vaŕıa la magnitud y fase de la impedancia frente a diferentes fre-
cuencias. En particular, alrededor de los 50Hz, muestran una impedancia pasiva,
estable y de magnitud controlada, con una fase contenida entre −90◦ y +90◦.
Este comportamiento favorece el amortiguamiento de oscilaciones y contribuye a la
estabilidad del sistema frente a perturbaciones en este rango cŕıtico de operación

Respuesta inercial sintética: El inversor debe ser capaz de entregar una respuesta
inercial de forma inherente, transitoria y rápida en potencia activa frente a variacio-
nes de frecuencia. Esta respuesta no requiere calcular expĺıcitamente la frecuencia
ni su derivada (RoCoF ), ya que se genera naturalmente a partir del desfase entre la
fuente de tensión interna del inversor y el punto de conexión. Este comportamiento
puede ser ajustado mediante un lazo de control diseñado para imitar la respuesta
inercial de una máquina śıncrona ante cambios bruscos en el equilibrio entre gene-
ración y demanda [71]. Para posibilitar esta funcionalidad, los inversores tipo GFM
deben contar con la capacidad de entregar o absorber potencia adicional de manera
rápida.

Soporte frente a la pérdida de la última conexión śıncrona: El inversor debe
ser capaz de operar de manera estable en ausencia de máquinas śıncronas u otros
inversores GFM, manteniéndose en operación continua durante eventos como la des-
conexión del último generador śıncrono o una separación del sistema eléctrico. Esta
capacidad debe garantizarse sin necesidad de controles externos ni comunicación
adicional, siempre que no se exceda la capacidad de transferencia de potencia del
sistema. Además, el inversor debe ser capaz de sincronizarse correctamente al reco-
nectarse a una red débil o fuerte, y continuar proporcionando soporte de frecuencia
y tensión sin interrupciones.

Operación en redes débiles y soporte de fortaleza del sistema: El inversor
debe operar de forma estable en condiciones de bajo Short Circuit Ratio (SCR) y
proporcionar soporte a la fortaleza del sistema para estabilizar otros inversores tipo
GFL cercanos (considerando un ĺımite, ya que la capacidad no es infinita).

Amortiguamiento de oscilaciones: Debe aportar potencia activa y reactiva nece-
saria para amortiguar adecuadamente perturbaciones, incluyendo las subśıncronas,
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inter-área y de armónicos. La ventaja que los GFM poseen frente a las máquinas
śıncronas es que se pueden sintonizar segun las caracteŕısticas del sistema para otor-
gar un amortiguamiento óptimo.

Capacidades adicionales

Estas capacidades pasan a ser secundarias, pero necesarias para mantener la seguridad
del sistema, por lo que una porción de GFM debe entregarlas (la compensación y/o de-
signación de estas capacidades no se abarca en el documento). Las capacidades deben ser
requeridas dependiendo de la ubicación de la conexión y pueden requerir modificaciones
de hardware o prácticas operativas adicionales, lo que dificulta su implementación dentro
de la normativa ya que, requiere un análisis adicional.

Headroom y búfer energético: Para maximizar el desempeño GFM, el inversor
debe mantener una diferencia entre su potencia de salida y sus ĺımites operativos,
es decir, una reducción del despacho, capacidad de sobrecarga o sobredimensiona-
miento. Este margen, o headroom, es fundamental para permitir respuestas rápidas
ante eventos como desconexiones de generación o separación de sistemas. A mayor
margen disponible, mayor es la capacidad del inversor para entregar enerǵıa inercial
sin saturarse, como se observa en la Figura 4.10.

Figura 4.10: Respuesta inercial respecto al punto de operación.

Un inversor GFM tipo BESS es capaz de entregar hasta 2000 MW·s de enerǵıa iner-
cial cuando opera con bajos despachos de potencia activa (por debajo de 0.2 pu). En
cambio, para contingencias menores, como una de 0.5pu, la reducción comienza más
arriba. Esto evidencia que la capacidad inercial depende tanto del punto operativo
como del tamaño del evento.

Capacidad de sobrecorriente temporal: Corresponde a la capacidad de operar
por encima de su corriente nominal durante un tiempo limitado ante perturbaciones
en el sistema. Esto ayuda a contribuir a los sistemas de protección existentes y
permite la inyección simultánea de componentes de secuencia positiva y negativa
durante fallas asimétricas. Esta capacidad suele especificarse como un porcentaje
sobre la corriente nominal, por ejemplo, 150% por 2 segundos.
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Capacidad Blackstart: Facultad de una unidad para actuar como fuente principal
de enerǵıa al momento de iniciar la energización de un sistema o subsistema sin
depender de una red externa. Para ello, el equipo debe ser capaz de generar su propia
referencia de tensión y frecuencia, contar con suficiente enerǵıa para alimentar su
enlace de continua (DC link), soportar la corriente inrush asociada a la energización
de transformadores y otros equipos de distribución, realizar una partida suave y
establecer una adecuada referencia a tierra.

Mejora de la calidad de enerǵıa: Los inversores GFM pueden ayudar a re-
ducir distorsiones armónicas, desequilibrios y parpadeo (flicker) en un espectro de
frecuencia que va desde fracciones de segundos hasta minutos, esto gracias a su com-
portamiento como fuente de tensión balanceada, mejorando la calidad de suministro
especialmente en zonas débiles.

4.3.3. Estados Unidos

En el caso de Estados Unidos, se ha optado por analizar los sistemas eléctricos de
CAISO (California Independent System Operator) y ERCOT (Electric Reliability Council
of Texas), debido a su relevancia en términos de capacidad instalada y por el rol que han
desempeñado en la integración de tecnoloǵıas basadas en inversores. Ambos han sido
pioneros en incorporar generación solar y eólica a gran escala, lo que ha transformado
significativamente su matriz energética en los últimos años.

Figura 4.11: Evolución de la capacidad
eléctrica instalada en CAISO [13]. Figura 4.12: Evolución de la capacidad

eléctrica instalada en ERCOT [14].

La matriz energética de CAISO ha mantenido una composición relativamente constante
en el tiempo, caracterizándose por una base más limpia que otros sistemas eléctricos,
sustentada principalmente en generación hidroeléctrica, nuclear y a gas. Sin embargo, se
observa un cambio significativo en la última década con la incorporación masiva de enerǵıa
solar, y en menor medida, eólica, lo que ha incrementado de forma notoria la participación
de fuentes renovables no convencionales. La ERCOT ha experimentado una evolución más
dinámica en comparación. Si bien históricamente ha estado fuertemente dominada por el
gas natural y el carbón, en los últimos años se observa una transición significativa hacia
fuentes renovables. Destaca particularmente el aumento acelerado de la capacidad solar,
que ha pasado a representar una porción importante del total, y más recientemente, un
crecimiento de la capacidad eólica.

Como se aprecia en la Figura 4.13, CAISO coordina la operación del sistema eléctrico
en gran parte de California y una pequeña porción de Nevada, mientras que ERCOT opera
de forma casi aislada dentro del estado de Texas, sin interconexión directa con los demás
sistemas del páıs.
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Figura 4.13: Operadores independientes del sistema
(ISO) [15].

A diferencia de Chile, donde
existe una estructura institucio-
nal clara compuesta por la Comi-
sión Nacional de Enerǵıa (CNE),
el Coordinador Eléctrico Nacio-
nal (CEN) y la Superintenden-
cia de Electricidad y Combusti-
bles (SEC), el sistema eléctrico de
Estados Unidos presenta una go-
bernanza fragmentada y altamen-
te descentralizada. A nivel federal,
la Federal Energy Regulatory
Commission (FERC) se encar-
ga de regular los mercados mayo-
ristas y la transmisión interestatal
de electricidad, cumpliendo un rol

parcialmente análogo al de la CNE en Chile. Por su parte, la North American Electric
Reliability Corporation (NERC) establece estándares de confiabilidad y operación
segura del sistema, que luego son aplicados por las entidades de confiabilidad como las
que se aprecuan en la Figura 4.14, en el caso del oeste del páıs. Estas entidades no tie-
nen un śımil directo en la institucionalidad chilena, pero se podŕıan entender como or-
ganizaciones intermedias entre regulador y operador. A nivel de operación, los sistemas
eléctricos son administrados por diversos Independent System Operators (ISOs) o
Regional Transmission Organizations (RTOs), como CAISO, PJM o MISO, quienes
desempeñan funciones equivalentes al CEN chileno en cuanto a despacho, coordinación y
operación en tiempo real. Un caso especial es ERCOT, que opera el sistema eléctrico de
Texas de forma prácticamente aislada, sin estar bajo la jurisdicción directa de FERC, lo
que le otorga una autonomı́a normativa y operativa mucho mayor. Esta diversidad ins-
titucional y operativa entre regiones permite observar enfoques normativos diferenciados
para abordar la incorporación de tecnoloǵıas emergentes como los inversores con control
GFM.

Figura 4.14: Entidades de confiabilidad [16].

Dentro del marco general de la Federal Energy Regulatory Commission (FERC). En
este entorno, CAISO y ERCOT actúan con alta autonomı́a tanto en la operación como en
el diseño de sus reglas técnicas. En cuanto a la regulación sectorial, existen documentos
técnicos y normativos que orientan la operación y planificación del sistema, entre ellos
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destacan el CAISO Interconnection Handbook y el ERCOT Nodal Operating Guides. De
forma más reciente, ambos operadores han comenzado a incorporar directrices espećıficas
para enfrentar los desaf́ıos que presentan las tecnoloǵıas IBR. En particular, ERCOT ha
publicado marco de “Advanced Grid Support (AGS-ESR)” [17], se establecen por primera
vez los modelos funcionales y criterios de validación requeridos para recursos de almacena-
miento que operen con capacidades avanzadas de soporte de red, como aquellas asociadas
al control tipo GFM. Estos requerimientos son “control agnósticos” y que posean algún
tipo de almacenamiento de enerǵıa, para proveer estos servicios auxiliares.

Para validar el comportamiento de estos recursos, se proponen dos tipos de pruebas:
las pruebas de calidad de modelo espećıficas del sitio (Site-Specific Model Quality Tests,
MQT) y las pruebas de validación por tipo de tecnoloǵıa (Technology-Specific Unit Model
Validation Tests). Dado el enfoque de esta memoria, resulta especialmente relevante el pri-
mer grupo. Para realizar las pruebas, se utilizan dos modelos, especificados a continuación:

Testbench 1: Corresponde a una configuración en la que una fuente de tensión
ideal se conecta a la barra común mediante una impedancia serie controlable (ver
Figura B.2a en anexos). Esta disposición permite modificar el nivel de fortaleza de
red (SCR). Sobre la misma barra se conecta la unidad AGS-ESR.

Testbench 2: Consiste en una fuente de tensión conectada a una barra común me-
diante un interruptor. Sobre esta misma barra se conectan una carga de impedancia
constante y dos unidades AGS-ESR idénticas, con el objetivo de evaluar la coordi-
nación entre dispositivos. El esquema correspondiente se presenta en la Figura B.2
(ver anexos).

Para cada una de las pruebas, se menciona que se debe tener consideración en estos cuatro
aristas:

a) Configuración del banco de pruebas (Testbench Setup).

b) Secuencia del ensayo (Test Sequence).

c) Variables a registrar (Required Output/Plot).

d) Criterios de desempeño esperados (Performance Criteria).

Pruebas a realizar

Se estipulan las siguientes 7 pruebas, de las cuales las 6 primeras utilizan el esquema
Testbench 1, debido a que buscan analizar el comportamiento del dispositivo ante diferen-
tes circunstancias y la última de estas utiliza el Testbench 2, ya que su objetivo es verificar
el correcto comportamiento de dos dispositivos IBR operando en simultáneo.

Flat Start: Evalúa la iniciación del modelo desde condiciones sin carga (black start)
y su capacidad de mantener un estado estacionario estable sin perturbaciones exter-
nas. Se busca verificar la sincronización inicial, control de tensión y la ausencia de
oscilaciones indeseadas.

Phase Angle Jump: Evalúa la respuesta del recurso ante un salto repentino en el
ángulo de fase de la red. Se analiza si el inversor puede mantenerse sincronizado y
controlar potencia activa sin perder estabilidad.

Small Voltage Disturbance: Simula una pequeña perturbación de tensión (por
ejemplo, ±5 %) para evaluar la respuesta reactiva del inversor, su capacidad de
soporte de tensión y amortiguamiento sin inducir oscilaciones.
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Frequency Change and Inertia Response: Evalúa la capacidad del inversor para
entregar respuesta inercial ante cambios de frecuencia simulados. Se mide la potencia
activa entregada frente a rampas de frecuencia y se calcula la inercia equivalente (en
MWs/Hz).

System Strength Test: Evalúa el desempeño del recurso bajo distintos niveles de
SCR, desde valores altos (red fuerte) hasta valores bajos (SCR cercano a 1.2). Se
valida la robustez del control frente a variaciones en la impedancia de red.

Large Voltage Disturbance: Evalúa la capacidad del inversor para tolerar y re-
cuperarse ante perturbaciones severas de tensión, tanto cáıdas (LVRT) como sobre-
voltajes (HVRT), asegurando estabilidad post-falla.

Loss of Synchronous Machine: Evalúa la reacción del sistema ante la descone-
xión repentina de una máquina śıncrona en un entorno con múltiples ESR operando
en paralelo. Se analiza la estabilidad del inversor remanente y la calidad del acopla-
miento entre ambos.

Aunque CAISO aún no ha emitido especificaciones propias para control Grid Forming,
participa activamente en iniciativas internacionales y ha avanzado en exigir capacidades
funcionales a los IBR en sus procesos de interconexión. Ambos casos permiten observar
cómo los operadores de sistemas con alta penetración renovable comienzan a establecer
exigencias técnicas espećıficas para tecnoloǵıas GFM, lo cual resulta directamente relevante
para las discusiones regulatorias que enfrenta Chile hoy en d́ıa.



Caṕıtulo 5

Sugerencias para facilitar la
integración de tecnoloǵıas GFM en
Chile

La versión vigente12 de la Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio (NTSyCS),
publicada en septiembre de 2020, no contempla exigencias técnicas ni orientaciones espećıfi-
cas para la integración de tecnoloǵıas del tipo Grid forming, a pesar del creciente interés
por su implementación en sistemas con alta penetración de IBRs. Esto se debe, en parte,
a que estas tecnoloǵıas aún se encuentran en fase de desarrollo, con un mayor respaldo en
estudios teóricos y simulaciones que en aplicaciones masivas a gran escala. No obstante,
ciertos páıses ya han comenzado a incorporar estas funciones en sus códigos de red [63],
reconociendo su potencial para contribuir a la estabilidad del sistema en escenarios con
alta penetración de generación renovable.

Para comenzar, es necesario incorporar en la normativa definiciones claras de conceptos
asociados a las nuevas tecnoloǵıas que progresivamente están siendo implementadas en sis-
temas eléctricos modernos. Estas definiciones permiten establecer un lenguaje común entre
actores, reducir ambigüedades y facilitar la aplicación coherente de futuros requerimientos
técnicos. Entre los términos que debeŕıan ser incluidos se encuentran:

IBR (Inverter-Based Resources): Tecnoloǵıas de generación o almacenamiento
de enerǵıa que se conectan a la red a través de convertidores de electrónica de
potencia, en contraposición a las máquinas śıncronas convencionales.

GFM (Grid Forming): Estrategia de control aplicada a IBRs que permite ge-
nerar una referencia interna de tensión y frecuencia, habilitando el funcionamiento
autónomo o el soporte activo del sistema eléctrico.

GFL (Grid Following): Estrategia de control basada en la sincronización con la
red existente mediante un Phase-Locked Loop (PLL), donde el inversor actúa como
una fuente de corriente controlada.

RoCoF (Rate of Change of Frequency): Tasa de cambio de frecuencia del
sistema eléctrico, habitualmente expresada en Hz/s. Este parámetro se vuelve espe-
cialmente cŕıtico en sistemas con baja inercia.

12Al momento en que se realizó el análisis.
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Black Start: Capacidad de una unidad generadora para iniciar su operación sin
asistencia de la red y contribuir al proceso de re-energización del sistema eléctrico
tras un apagón general.

Fast Frequency Response (FFR): Servicio de respuesta rápida en frecuencia,
entregado por unidades con capacidad de reacción en el rango de cientos de milise-
gundos a pocos segundos, clave para contener el RoCoF tras perturbaciones.

5.1. Atribuciones y creación de una nueva comisión

Respecto a las atribuciones de las entidades involucradas en la operación del sistema
eléctrico, se propone la formación de una Comisión Técnica de Análisis de Estabili-
dad Sistémica (CTAES), cuyo objetivo principal sea identificar las métricas y requeri-
mientos mı́nimos que se deben cumplir para resguardar la estabilidad del sistema eléctrico
entregando lineamientos técnicos que orienten la planificación, operación y actualización
normativa del sistema nacional. Con especial énfasis en escenarios con alta penetración de
tecnoloǵıas basadas en inversores. La creación de esta comisión de sustenta en la necesidad
de modificar y analizar de forma continua las exigencias, los parámetros y niveles
mı́nimos de operación en el SEP. Como se ha nombrado a lo largo del documento, la com-
posición del sistema de potencia y por ende, sus caracteŕısticas van mutando a una mayor
velocidad que antiguamente, ya no basta con establecer una métrica para determinar la
fortaleza de la red, ahora son necesarios procedimientos más espećıficos y/o simulaciones
en algunos casos para establecer cuales la real fortaleza del sistema en dicho punto, este
procedimiento puede variar según las caracteŕısticas de la zona del sistema.

5.1.1. Comisión Técnica de Análisis de Estabilidad Sistémica

La comisión debeŕıa estar conformada principalmente por profesionales con neutrali-
dad institucional, amplia experiencia en el sistema eléctrico chileno y conocimiento es-
pecializado en nuevas tecnoloǵıas. Esto permitiŕıa reducir sesgos, preferencias particulares
o visiones polarizadas en la toma de decisiones. Además, se debe establecer un cronograma
de reuniones periódicas y vinculantes, que aseguren un trabajo sistemático, trans-
parente y con seguimiento efectivo de los acuerdos alcanzados. Igualmente, debe contener
representantes del Coordinador Eléctrico Nacional (CEN), los que deben aportar con la
información necesaria para realizar los estudios y análisis que se requieran. Respecto a
las reuniones a realizar, se deben considerar tanto empresas generadoras, centros de in-
vestigación, académicos y, eventualmente, organismos reguladores y/o del ministerio, para
generar un ambiente colaborativo y tener una visión mas hoĺıstica del sistema y su futuro.
Para viabilizar esta participación, se sugiere que la comisión establezca un mecanismo de
convocatoria abierta, mediante el cual las instituciones interesadas puedan inscribir re-
presentantes técnicos conforme a criterios mı́nimos de experiencia y especialización. Estos
representantes integraŕıan mesas técnicas de carácter consultivo, que seŕıan convocadas
periódicamente según los temas en análisis. Asimismo, se recomienda que la normativa
respalde esta participación, garantizando que los profesionales convocados no puedan ser
sancionados ni ver afectadas sus funciones laborales por asistir a estas instancias, promo-
viendo aśı un compromiso técnico efectivo y protegido. En base a lo discutido en dichas
reuniones, la comisión podrá definir los estudios y análisis necesarios para avanzar en la
integración segura de nuevas tecnoloǵıas, y tendrá la facultad de publicar ciertos temas
seleccionados con el objetivo de que estudiantes universitarios de carreras afines puedan
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desarrollarlos como parte de sus proyectos de tesis, fortaleciendo aśı el v́ınculo entre la
investigación académica y las necesidades del sistema eléctrico.

Su rol no seŕıa normativo en śı mismo, sino técnico-propositivo, orientado a
fundamentar, mediante evidencia, los ajustes requeridos al marco regulatorio. Sin embargo
podŕıa llegar a establecer métricas, niveles o estándares en caso de que haya unanimidad
en una de las reuniones, justificando la necesidad sistémica de dicha necesidad.

Entre las principales responsabilidades de la comisión se contempla la elaboración
documentos técnicos clave, con análisis acorde a cada zona del SEP. Para esto se necesita
la publicación de documentos iniciales que sean usados de base para realizar los análisis
futuros, se considera relevante que se abarquen los siguientes puntos:

Una propuesta de actualización del método de cálculo del nivel de corto circuito,
ya sea mediante un procedimiento como el planteado por Estados Unidos en [48] o
utilizando alguna de las variaciones de la Tabla 2.1.

El diseño de un procedimiento para definir la distribución de zonas de estudio dentro
del sistema interconectado nacional. Esta segmentación podŕıa realizarse utilizando
criterios técnicos como los aplicados en Estados Unidos (rendimiento reactivo, to-
poloǵıa, tipos de generación, distribución de carga, etc.) [48] con el fin de agrupar
nodos eléctricamente similares y visualizar diferencias de SCR entre áreas. Alterna-
tivamente, podŕıa emplearse un enfoque más cuantitativo como el MIIF, utilizado
en España [45], que permite identificar el grado de acoplamiento entre fuentes de ge-
neración basadas en convertidores y aśı delimitar zonas de análisis coherentes desde
el punto de vista dinámico.

Un procedimiento para determinar los valores de inercia sistémica, permitiendo to-
mar dos caminos diferentes (no son excluyentes entre ambos):

• Estudios: Documento similar al “Inertia Requirements Methodology” [49] de-
sarrollado por la AEMO, en el que utilizando la expertiz del operador de red
se estipulan subredes de inercia. Por cada una de las subredes se realizan simu-
laciones que involucran eventos créıbles de carga, generación, red y separación.
Estos estudios consideran casos del NEM y regiones aisladas, en los cuales se
ajusta el despacho de interconexiones o los niveles de inercia hasta cumplir con
criterios de éxito. A partir de los resultados se derivan requerimientos de inercia
tanto a nivel de todo el sistema como a nivel subregional, que posteriormente
se contrastan con escenarios que incorporan servicios de respuesta rápida en
frecuencia (FFR). Finalmente, mediante modelos de masa única o múltiple13

se recalculan las necesidades de inercia en función del nivel de FFR disponible,
permitiendo aśı definir requerimientos de inercia más ajustados y validados a
través de simulaciones en PSS®E.

• Dispositivos de medición: Implementar dispositivos de medición (XMU) en
tiempo real de la inercia del sistema, tal como se implemento el sistema Grid
Metrix [5] en Reino Unido. Esta opción representa una mayor inversión inicial
por la necesidad de implementar estos dispositivos, pero implica una menor
cantidad de estudios y simulaciones para determinar el nivel de inercia del
sistema.

13Representaciones simplificadas de la inercia del sistema que agrupan generadores o regiones en una o
varias “masas” equivalentes
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• Respecto a la tecnoloǵıa GFM, comenzar a entregar lineamientos para la incor-
poración de esta al sistema eléctrico, como:

◦ Los puntos más débiles del sistema en los que se requiera de esta tecnoloǵıa.

◦ Los requisitos mı́nimos y parámetros que deben cumplir para conectarse al
sistema.

◦ Los tipos de pruebas y/o simulaciones que deben cumplir.

El segundo documento, Este informe tendrá un enfoque similar al y se propone que su
primera versión sea publicada junto con el informe anual inicial. Esta deberá incluir al
menos los siguientes elementos:

Luego deberá desarrollar un Informe Técnico de Estabilidad del Sistema, de
carácter más estratégico y sin una frecuencia fija de publicación, pudiendo ser esta cada
uno, dos o cinco años dependiendo de la profundidad que el documento tenga. Podrá ser
solicitado por la CTAES cuando se requiera un análisis más profundo o zonal. Se recomien-
da que esté inspirado en documentos como el “System Strength Report” [74] e “Inertia
report” [75] desarrollados por AEMO en Australia, el “Holistic Network Design” [76] elabo-
rado por National Grid ESO en el Reino Unido. Su propósito será evaluar periódicamente
el estado dinámico del sistema eléctrico nacional, con foco en la fortaleza de red, estabili-
dad de frecuencia e integración de tecnoloǵıas avanzadas, presentando un diagnostico del
sistema en general y una estimación de su condición en un futuro. El contenido de este
documento y la periodicidad de los análisis a realizar se debe acordar en conjunto al CEN
y la CNE. A pesar de que su contenido, el cual vaŕıa respecto a las necesidades del sistema,
se propone que se incluyan:

Determinación del nivel de fortaleza mı́nima (SCR u alguna variación de este) re-
querido en las zonas previamente definidas. Estas divisiones no deben considerarse
fijas, sino adaptables según los resultados de los estudios.

Análisis detallado de los niveles mı́nimos de inercia por zona, determinación del
RoCoF máximo admisible y definición de pisos de inercia, siguiendo experiencias
internacionales como la australiana [4].

Estudios de estabilidad ante fallas relevantes, con identificación de zonas vulnera-
bles que podŕıan requerir la incorporación de IBRs con capacidades Grid Forming,
aśı como la creación de nuevos servicios complementarios como FFR, black start o
requerimientos FRT más espećıficos.

Desarrollo de una visión prospectiva con horizontes de planificación a 5 y 20 años,
enfocada en la estabilidad del sistema y orientada a fomentar la inversión en tecno-
loǵıas habilitantes.

Lo sugerido conlleva un gran trabajo de análisis porque requiere considerar simultánea-
mente factores técnicos, normativos y de operación en distintos horizontes temporales. El
CEN no daŕıa abasto para realizar este nivel de detalle de manera continua en todas las
zonas del sistema, ya que ello implicaŕıa revisar modelos dinámicos, validar escenarios y
coordinar a múltiples actores del sector eléctrico. La comisión técnica actuará como un
sastre que diseñe un traje a la medida estableciendo los requerimientos a cumplir por zona
dependiendo de las caracteŕısticas de la misma. En base a este informe, la comisión podŕıa
proponer ajustes concretos a la NTSyCS o a sus Anexos Técnicos, como la inclusión de
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métricas dinámicas (RoCoF, inercia mı́nima, tiempos de respuesta, etc.), nuevas exigen-
cias de parámetros para realizar modelaciones del sistema, o mecanismos de validación
mediante pruebas tipo o simulación.

Muchos de estos requerimientos dependen fuertemente de las caracteŕısticas particula-
res del sistema eléctrico y de los equipos involucrados. Por ello, no se recomienda establecer
exigencias demasiado estrictas de forma unilateral o sin un análisis detallado. Tal como
señala IRENA [63], su definición debe abordarse mediante un proceso colaborativo e
iterativo, que involucre a todos los actores relevantes del sistema.

Además, se alinea con los compromisos adoptados por Chile para alcanzar una matriz
energética 100% renovable hacia 2050 [77], lo que exige una planificación sistémica más
robusta, con criterios técnicos claros y capacidad de adaptación frente a nuevas tecnoloǵıas.

5.2. Exigencias técnicas

La versión actual de la normativa chilena contempla ciertos requerimientos técnicos
para plantas solares y eólicas, particularmente en lo que respecta a la inyección de poten-
cia reactiva, soporte de tensión y operación ante fallas. Sin embargo, estos requisitos no
han sido desarrollados de forma integral ni espećıfica para abordar las capacidades fun-
cionales que podŕıan ofrecer los recursos basados en convertidores, especialmente aquellos
con potencial de operar en esquemas más avanzados como el Grid forming.

Esta cobertura parcial genera vaćıos relevantes frente a los nuevos desaf́ıos operativos
del sistema eléctrico, donde la participación activa de los IBR será cada vez más cŕıtica.
En algunos casos, la normativa deja espacio para definir condiciones técnicas “a medida”
según las necesidades del sistema, lo cual puede otorgar flexibilidad. Sin embargo, esta
discrecionalidad también introduce incertidumbre, ralentiza la implementación de nuevas
tecnoloǵıas y puede comprometer la estabilidad del sistema.

Dado lo anterior, se propone tomar como referencia marcos regulatorios internacionales
más avanzados, como el documento de especificaciones voluntarias elaborado en Australia
[71] y el estándar IEEE 2800 [9], los cuales establecen las capacidades mı́nimas que deben
tener los IBR para contribuir activamente a la estabilidad y operación del sistema. A
continuación, se destacan tres exigencias técnicas prioritarias que debieran fortalecerse o
actualizarse en la regulación nacional.

5.2.1. Fault Ride Through

La actual normativa chilena contempla un requisito básico de permanencia durante
eventos de falla, sin embargo, este se encuentra formulado de forma general y no dife-
rencia entre tecnoloǵıas śıncronas y no śıncronas. En contraste, estándares como IEEE
2800 definen curvas espećıficas, diferenciadas por niveles de tensión, duración del evento
y condiciones de recuperación post-falla.

Se recomienda incorporar curvas FRT espećıficas para IBRs, que especifiquen: el per-
fil mı́nimo de tensión/frecuencia durante el cual la planta debe permanecer conectada,
requisitos de recuperación (tiempo de retorno al valor nominal) y condiciones de inyec-
ción de corriente durante la falla (por ejemplo, soporte de tensión reactiva en el punto de
conexión).
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5.2.2. Tensión

El requerimiento actual de operación en bandas de tensión definidas no es suficiente
para garantizar un desempeño adecuado de las plantas basadas en convertidores ante
eventos dinámicos. Se propone agregar requerimientos para que los dispositivos IBRs sean
capaces de inyectar potencia reactiva de forma automática ante variaciones de tensión en
el PCC (siempre que este dentro de sus capacidades operativas), dentro de una zona de
operación definida (Q–V curve), tal como lo establece IEEE 2800 [9].

Además, se recomienda definir parámetros mı́nimos para la velocidad de respuesta (por
ejemplo, tiempos de establecimiento menores a 100 ms) y considerar el uso de controles tipo
volt–var automáticos, con prioridad de respuesta inductiva en sobrevoltajes y capacitiva
en subtensión.

5.2.3. Frecuencia

Actualmente, la normativa chilena no establece requerimientos espećıficos orientados
a la participación activa de tecnoloǵıas basadas en convertidores ante variaciones de fre-
cuencia. Esta omisión resulta cŕıtica considerando que, en escenarios con alta penetración
de IBRs, el soporte de frecuencia puede ser provisto por estas mismas tecnoloǵıas.

Se propone establecer, como requerimiento mı́nimo, que los IBRs sean capaces de en-
tregar una respuesta activa proporcional a los desv́ıos de frecuencia, dentro de una zona
acotada. Además, para plantas con capacidad técnica suficiente -por ejemplo, aquellas que
integren almacenamiento o tengan sobredimensionamiento de inversores- exigir una res-
puesta rápida frente a tasas elevadas de cambio de frecuencia (RoCoF ), es decir, una forma
de inercia sintética. Esta respuesta debe ser acompañada de algún incentivo económico que
puede ser establecido dentro de la Norma técnica de servicios complementarios.

Asimismo, se recomienda definir un rango ampliado de operación en frecuencia (por
ejemplo, 47-52 Hz), dentro del cual, ciertos IBR (que tengan la capacidad de hacerlo)
deben permanecer conectados y operar de forma estable. Este umbral es coherente con lo
planteado en IEEE 2800, donde también se establece un tiempo máximo de respuesta de
500 ms para la activación del control de frecuencia tras una perturbación.

Finalmente, se sugiere que se evalúe la creación de un nuevo servicio complementa-
rio de Fast Frequency Response (FFR), habilitado para aquellas plantas capaces de
entregar potencia activa adicional en un rango de tiempo del orden de los cientos de mi-
lisegundos. Este servicio, ya implementado en páıses como Australia, permitiŕıa contener
rápidamente el RoCoF posterior a una contingencia severa, complementando el soporte
inercial tradicional y fortaleciendo la seguridad del sistema en redes con baja inercia.

5.2.4. Control de potencia activa y rampas

La creciente penetración ERV, ha aumentado la volatilidad de la inyección de potencia
activa en el sistema eléctrico. Esta situación plantea nuevos desaf́ıos para el despacho
económico y la operación en tiempo real, ya que el sistema debe ser capaz de reaccionar
ante variaciones abruptas de generación sin comprometer la estabilidad ni la calidad del
suministro.

En este contexto, se vuelve imprescindible establecer requisitos mı́nimos de seguimien-
to de consignas de potencia activa por parte de las plantas generadoras, especialmente
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aquellas basadas en convertidores. Esto incluye:

Ĺımites mı́nimos de rampas de subida y bajada (por ejemplo, en MW/min), coordi-
nados con la planificación operativa.

Capacidades mı́nimas de reducción de generación activa en situaciones de sobrege-
neración o condiciones cŕıticas de red (curtailment control).

Seguimiento preciso de consignas de despacho en distintos horizontes temporales
(programación, predespacho y tiempo real).

Se propone utilizar la gran flexibilidad de los IBR para modular su potencia activa casi
instantáneamente para contribuir activamente a la gestión de rampas y a la estabilidad del
sistema, siempre que sus algoritmos de control lo permitan y que existan requerimientos
normativos e incentivos monetarios claros al respecto.

Por ejemplo, en Australia, la AEMO establece ĺımites de rampa expĺıcitos para tec-
noloǵıas renovables, diferenciando entre rampas previstas y no previstas, y exige que los
generadores proporcionen curvas de capacidad de seguimiento dinámico al despacho cen-
tralizado [71]. Por su parte, CAISO en Estados Unidos implementó reglas espećıficas para
plantas solares y eólicas que deben cumplir con rampas máximas y restricciones de se-
guimiento en su participación en el mercado de enerǵıa, exigiendo validación mediante
telemetŕıa en tiempo real [36].

Por lo tanto, se recomienda que la normativa chilena incorpore exigencias expĺıcitas en
cuanto a:

Tiempos máximos de respuesta ante consignas de reducción o incremento de poten-
cia.

Definición de parámetros de suavizado de rampas, aplicables tanto a condiciones
normales como de contingencia.

Validación de desempeño mediante pruebas de seguimiento dinámico de consignas,
en condiciones de operación representativas.

Una adecuada regulación de este aspecto no solo mejora la coordinación operativa con
el Coordinador Eléctrico Nacional, sino que también permite integrar de forma segura y
eficiente una mayor proporción de generación renovable en el sistema.

5.2.5. Nivel de cortocircuito

Si bien la Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio (NTSyCS) no establece
directamente una metodoloǵıa para calcular el nivel de cortocircuito, esta es complemen-
tada por el documento técnico “Cálculo de Nivel Máximo de Cortocircuito” emitido por
la Comisión Nacional de Enerǵıa (CNE) en septiembre de 2020. Este anexo define los
criterios técnicos y la metodoloǵıa que debe aplicarse para determinar las corrientes de
cortocircuito en distintos puntos del sistema, en concordancia con la norma internacional
IEC 60909. Su objetivo principal es verificar que los equipos eléctricos instalados —como
transformadores, interruptores o barras— puedan soportar térmica y mecánicamente los
niveles de corriente esperados ante una falla. No obstante, este documento no aborda el
cálculo del ı́ndice de fortaleza de red (como el SCR), ni entrega lineamientos para eva-
luar la admisibilidad de nuevas tecnoloǵıas basadas en convertidores, cuya conexión puede
estar condicionada a la capacidad del sistema de absorber su impacto dinámico. En ese
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sentido, se identifica una brecha regulatoria relevante, ya que la evaluación técnica para
la integración segura de IBRs en zonas débiles del sistema requiere herramientas comple-
mentarias, tales como estudios EMT o ı́ndices de robustez adaptados al comportamiento
de estos convertidores.

5.3. Sistemas de información y pruebas

Como se ha planteado previamente, es fundamental que el Coordinador Eléctrico Na-
cional cuente con acceso a información detallada sobre los modelos de control de las plantas
generadoras, especialmente aquellas que operan con tecnoloǵıa GFM. Esta necesidad se
acentúa en zonas del sistema clasificadas como eléctricamente débiles, donde el comporta-
miento dinámico de los IBRs puede tener un impacto significativo en la estabilidad global.
En estos casos, debiera exigirse a los propietarios de las plantas la entrega de parámetros
espećıficos del modelo de control, aptos para simulaciones de tipo electromagnético transi-
torio (EMT), como las que se realizan en software como PSCAD. Esta práctica ya ha sido
adoptada en páıses como el Reino Unido, donde la regulación exige este nivel de modelado
únicamente para tecnoloǵıas Grid Forming que se conectan en áreas débiles de la red [67].

Contando con dicha información, se hace posible validar el desempeño del inversor
frente a perturbaciones mediante ensayos definidos por el operador del sistema. Tal como
se indica en el documento de ERCOT [17], estos ensayos deben ser realizados inicialmente
por la entidad que busca conectar su planta -es decir, el propietario o desarrollador del
recurso GFM-, quien debe validar su modelo PSCAD mediante pruebas de respuesta a
fallas, pasos de tensión y eventos dinámicos.

La razón por la cual estas exigencias se aplican principalmente a los GFM radica en
que, al comportarse formadores de red, su respuesta afecta directamente la estabilidad
local del sistema Por ello, es fundamental que sus modelos sean precisos, incluso si el resto
del sistema se representa de forma simplificada. En este contexto, la comisión propuesta
en esta memoria podŕıa asumir un rol activo en la evaluación de estos modelos, realizan-
do simulaciones espećıficas en barras eléctricamente débiles mediante herramientas como
PSCAD.

Cabe señalar que, para realizar este tipo de estudios, es necesario contar con modelos
representativos no solo de los inversores GFM, sino también de las máquinas śıncronas
presentes en la red, ya que sus interacciones pueden influir en la dinámica de frecuencia,
tensión e incluso en la estabilidad angular del sistema.
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Anexos Caṕıtulo 2

Opciones para el cálculo de SCR

A continuación, se presentan diferentes enfoques utilizados por el National Grid ESO
para calcular el nivel de cortocircuito (SCL) especialmente al considerar la presencia de
IBRs. Estas opciones permiten corroborar la diferencia de los resultados en el cálculo según
los criterios regulatorios o técnicos de cada sistema eléctrico.

Opción SCL (MVA) SCR

1 1200 12
2 1000 10
3 400 4
4 1000 o 333 3.3 (ESCR)

Tabla A.1: Comparación de resultados calculados bajo diferentes opciones [19].

Descripción de las opciones:

Opción 1: Contribución de parque eólico existente basada en la capacidad del in-
versor.

Opción 2: Sin contribución de SCL desde el inversor GFL.

Opción 3: Considerando contribución negativa del inversor existente basada en sus
requisitos mı́nimos de relación de cortocircuito (MSCR).

Opción 3: Considerando el ı́ndice de cortocircuito basado en circuito equivalente
(ESCR)
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Figura A.1: Esquema organizacional del sector eléctrico de UK [4].
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Figura B.1: Esquema de apartados del Grid Code [4].

54
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Enter service criteria Default settingsc Ranges of available settings

Permit service When enabled: Disa-
bled

Enabled/disabled

Applicable voltage
within range

Minimum value: Spe-
cified by TS operator

0.90 p.u. to 0.95 p.u.a

Maximum value: Spe-
cified by TS operator

1.05 p.u. to 1.10 p.u.b

Applicable frequency
within range

Minimum value: Spe-
cified by TS operator

0.98 p.u. to 0.99 p.u.
(58.8 Hz to 59.4 Hz @ 60 Hz)
(49.0 Hz to 49.5 Hz @ 50 Hz)

Maximum value: Spe-
cified by TS operator

1.002 p.u. to 1.02 p.u.
(60.12 Hz to 61.2 Hz @ 60 Hz)
(50.1 Hz to 51 Hz @ 50 Hz)

a For an IBR plant connected to a weak grid, the minimum voltage value to enter service may be
mutually agreed upon between the IBR operator and the TS operator.
b Voltages above 1.05 p.u. may be outside the current interrupting capability of fault-interrupting devices
rated for maximum system voltage in accordance with ANSI C84.1.
c Enter service criteria should consider any limitations of various equipment inside the IBR plant.

(a) Diagrama unilineal de la configuración
Testbench 1.

(b) Diagrama unilineal de la configuración
Testbench 2.

Figura B.2: Configuraciones para realizar las pruebas computacionales de AGS-ESR según
[17].
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Figura B.3: Requisitos mı́nimos Q–V para operación continua y por 30 minutos según
IEEE 2800 [9].
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