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Resumen

La memoria aborda el control automaético de generaciéon como eje del control secundario de fre-
cuencia en el Sistema Eléctrico Nacional de Chile y lo sitiia en el contexto de una matriz con creciente
participacion de energias renovables variables . Se parte destacando que el control automético de gene-
racion ajusta remotamente la potencia de unidades seleccionadas para restituir la frecuencia nominal,
tarea que debe concretarse en horizontes del orden de 15-25 minutos; a la vez, se destaca que el avance
de la energias renovables variables y la consecuente variabilidad de la potencia disponible obliga a
incorporar modificaciones al control automatico de generacion.

El objetivo general es desarrollar una metodologia que integre explicitamente la reconfiguracion
de la red de transmisiéon dentro del control automatico de generacion, conciliando criterios técnicos
y econdémicos para disminuir costos sin vulnerar restricciones de operacién. Esta propuesta anade un
nuevo grado de libertad al problema clasico de estabilidad de frecuencia al permitir conmutar lineas
para aliviar congestiones y mejorar el despacho conjunto con el control, manteniendo la frecuencia y
los flujos dentro de limites seguros.

Se materializa en un modelo de optimizacién estocastico de dos etapas que, por un lado, selecciona
las unidades que participaran en el control automatico de generaciéon y asigna sus inyecciones, y por
otro lado, decide qué lineas pueden quedar fuera de servicio para reconfigurar la topologia del sistema;
sobre esa base, se propone ademés un esquema de actualizacion de factores de participacion que, con
informacion en tiempo real de generacién y demanda, ajusta la respuesta del control automatico de
generacion ante la variabilidad propia de las energias renovables variable y de la carga.

La implementacion se realiza en Python con el solver Gurobi para resolver las formulaciones y se
valida dindmicamente en DIgSILENT PowerFactory en un sistema de 50 barras, contrastando distintos
puntos de operacién y contingencias. En todos los escenarios, el control automético de generacion logra
restituir la frecuencia a su valor nominal, cumpliendo el objetivo técnico del control secundario.

Los resultados muestran beneficios técnicos y econémicos nitidos cuando se amplia el espacio de
decision. Incorporar la reconfiguracién de red dentro del mismo marco de optimizacién disminuye de
manera apreciable el costo total y las congestiones post-contingencia, contribuyendo a operar el sistema
dentro de manera més econémica.

Por otra parte, el esquema de actualizacion de factores de participacién demuestra ser eficaz para
adaptar la respuesta del control automético de generacién a contingencias cambiantes y mejorar la
gestion de flujos; no obstante, en ciertos casos deriva en una mayor utilizacién de unidades con costos
mayores, elevando levemente el costo respecto de mantener factores fijos. Se llevo a cabo la aplicacion
de este esquema en el Sistema Eléctrico Nacional, aunque no fue posible obtener resultados concluyen-
tes, probablemente debido a conflictos entre la variabilidad impuesta y los modelos de las maquinas
generadoras.



Abstract

This report addresses automatic generation control as the cornerstone of secondary frequency con-
trol in Chile’s National Electric System and places it in the context of a grid with a growing share of
variable renewable energy. It begins by highlighting that the automatic generation control remotely
adjusts the power of selected units to restore nominal frequency, a task that must be completed within
15-25 minute time horizons. It also emphasizes that the advancement of variable renewable energy
sources and the resulting variability in available power require the incorporation of modifications to
the automatic generation control.

The overall objective is to develop a methodology that explicitly integrates transmission grid re-
configuration within the automatic generation control, reconciling technical and economic criteria to
reduce costs without violating operating restrictions. This proposal adds a new degree of freedom to
the classic frequency stability problem by allowing line switching to alleviate congestion and improve
dispatch in conjunction with control, while maintaining frequency and flows within safe limits.

It is embodied in a two-stage stochastic optimization model that, on the one hand, selects the
units that will participate in the automatic generation control and assigns their injections, and on
the other, decides which lines can be taken out of service to reconfigure the topology. Based on this,
a participation factor update scheme is also proposed that, using real-time generation and demand
information, adjusts the automatic generation control’s response to the variability inherent in the
variable renewable energy and load.

The model is implemented in Python using the Gurobi solver for optimization and dynamically
validated in DIgSILENT PowerFactory on a 50-bus system, testing multiple operating points and
contingencies. In all scenarios, the proposed AGC successfully restores system frequency to its nominal
value, achieving the technical goal of secondary control.

The results show clear technical and economic benefits when expanding the decision space. Incorpo-
rating network reconfiguration into the same optimization framework significantly reduces total costs
and post-contingency congestion, contributing to a more economical system operation.

Furthermore, the participation factor updating scheme proves effective in adapting the AGC res-
ponse to changing contingencies and improving power flow management; however, in some cases, it
leads to higher utilization of units with greater marginal costs, slightly increasing the overall cost
compared to fixed factors. The application of this scheme was carried out in the National Electric
System, although conclusive results could not be obtained, likely due to conflicts between the imposed
variability and the dynamic models of the generating machines within the simulation framework.



Capitulo 1

Introduccién

1.1. Antecedentes y motivacién

En Chile, la coordinacion del Sistema Eléctrico Nacional (SEN) estd a cargo del Coordinador
Eléctrico Nacional (CEN), cuyo objetivo es el de garantizar la seguridad del sistema eléctrico operando
de la manera mas técnica y econémica posible [1]. La seguridad del sistema se logra, entre otros aspectos,
mediante el control de frecuencia, que permite regular la frecuencia eléctrica en su valor nominal frente
a perturbaciones como variaciones en la carga y generacion del sistema. Un componente esencial para
asegurar la seguridad del sistema es el control automatico de generacion (AGC, por sus siglas en
inglés), el cual tiene como principal objetivo el controlar de forma remota las unidades generadoras
que participan en el control secundario de frecuencia (CSF). Esto se logra enviando consignas para
incrementar o reducir la potencia que inyectan al sistema. Es importante mencionar que los generadores
que participan del CSF deben entregar la potencia que el AGC les indica en un horizonte del orden de
15 a 25 minutos [2].

Para calcular la variaciéon de potencia total necesaria para devolver la frecuencia a un valor cer-
cano al nominal, se requiere la determinacion del error de control de area (ECA) el cual representa
la desviacion en potencia de la frecuencia con respecto a su valor nominal, y en caso de existir, del
intercambio de potencia con otras areas de control respecto del valor programado. Para asignar la po-
tencia representada por el ECA entre las unidades participantes del AGC, se emplean los denominados
factores de participacion. Estos factores se calculan conforme a un criterio técnico y econdémico, que
considera los margenes asignados para subir o bajar generacion [2)].

Ademas, se debe tener presente que, en los tltimos afios la penetraciéon de la energia renovable varia-
ble (ERV), que engloba la generacion hidraulica, fotovoltaica y eélica, ha experimentado un aumento
considerable, pasando de representar un 15,5% de la potencia instalada total en 2017 al 37,2% en
2022 |3|. Este crecimiento conlleva una disminucion en la generacion convencional y, por consiguiente,
un aumento en la variabilidad de la potencia disponible, que puede afectar en la seguridad del sistema.
Esto se debe a que la disponibilidad del recurso energético (como el viento o el sol) puede variar. Por lo
anterior, al ir aumentando la matriz de energia renovable variable, se hace necesario incluir a este tipo
de centrales como un factor relevante en el sistema eléctrico. Debiendo anadir en el modelo del AGC la
incertidumbre intrinseca que tienen estas centrales, ya que sus potencias méximas disponibles pueden
variar. Diversos autores han desarrollado formulaciones y modelos de AGC que incorporan aspectos
economicos y topologicos de la red [4], [5], y que incluso consideran la adicion de ERV en el CSF [6];
sin embargo, estos no consideran la naturaleza variable de la generacion ni de la demanda. Con el fin
de incluir la variabilidad de estas centrales en el modelo del AGC, se requiere actualizar el requeri-
miento de potencia instantdnea en todas las unidades participantes, es decir, actualizar la asignacién
de los factores de las centrales participantes del AGC. De forma similar, este estudio propone anadir
al modelo la variabilidad que presenta la demanda, realizando el mismo procedimiento para actualizar
los factores de participacion del AGC.

En el contexto en el que nos encontramos es siempre beneficioso implementar mejoras en el AGC.



4 Capitulo 1. Introduccién

Por ello la finalidad de este estudio es anadir un componente de flexibilidad adicional que introduzca
otro grado de libertad al problema de estabilidad de frecuencia: el problema de reconfiguracién de
la red de transmision (transmision switching) |7]. La reconfiguracion de red se puede aplicar en dos
modalidades: planificada y en tiempo real |8]. La primera corresponde a cambios programados en la
topologia del sistema, generalmente con fines de mantenimiento o mejora del despacho econémico; la
segunda, en cambio, se orienta a responder a condiciones dindmicas del sistema, como desviaciones de
frecuencia, variaciones en la demanda o contingencias imprevistas. En este trabajo, la reconfiguraciéon
de red se plantea como una accién correctiva de corto plazo, integrada dentro del horizonte temporal
del AGC, de modo que en conjunto con el esquema de switching operen de manera coordinada. La
metodologia a desarrollar considera una formulacién matemética con criterios de despacho econémico
y restricciones del sistema de transmisién, con el fin de disminuir los costos del sistema de abastecer
la demanda.

Con el proposito de validar la eficacia de la propuesta desarrollada, mediante simulaciones en la
red del SEN utilizando el programa DIgSILENT PowerFactory, se evaluara la metodologia propuesta
para el AGC ante diversos escenarios y se compararé con los resultados obtenidos sin reconfiguracion

de red.

1.2. Objetivos

— Objetivo general

e Desarrollar una metodologia que permita incorporar el problema de reconfiguraciéon de la red
de transmision en el control automético de generacion, considerando criterios de despacho eco-
némico y restricciones del sistema de transmision.

— Objetivos especificos

e Revisar la bibliografia disponible respecto del funcionamiento del control automatico de gene-
racion, despacho econémico e inclusiéon de restricciones del sistema de transmision.

e Desarrollar un modelo de optimizacién que permita incluir el problema de reconfiguraciéon de
la red en el control automatico de generacién. La reconfiguracién de la red permitira dismi-
nuir congestiones en el sistema de transmision, logrando abastecer la demanda de forma méas
econdmica.

e Analizar el desempeno dindmico del control automético de generacién al incluir generaciéon
renovable variable y demanda variable. Para ello, se propone un esquema que actualiza la
asignacion de la generacién entre las unidades participantes.

e Implementar la propuesta metodolégica utilizando el programa DIgSILENT PowerFactory, va-
lidando distintos escenarios operacionales y considerando perturbaciones de demanda y gene-
racion, y alta penetracién de energia renovable variable.

e Aplicar la metodologia al Sistema Eléctrico Nacional de Chile, mediante el programa DIgSI-
LENT PowerFactory, utilizando distintos escenarios de operacién con perturbaciones en gene-
racion y demanda.

e Comparar simulaciones y resultados obtenidos, analizando los efectos de incluir cada una de
las problemaéticas analizadas.

1.3. Alcance

Este trabajo de memoria tiene por alcance desarrollar un modelo de optimizacién del AGC que
incluya el problema de reconfiguracion de red. Para lo cual se formulara mateméaticamente el problema
de minimizacién de costos de operacion de las unidades candidatas a participar en el control secundario
de frecuencia, ante contingencias en generaciéon y demanda. El problema incorporaréi restricciones
técnicas, tales como limitaciones en los generadores y capacidad de la red de transmision.
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El modelo de optimizaciéon propuesto utiliza una formulacion estocéstica de dos etapas. Seleccio-
nando las unidades que deben participar en el control secundario de frecuencia y asignar la potencia a
inyectar de las unidades seleccionadas. También, determina las lineas de transmisiéon que deben quedar
fuera de servicio.

Ademas, con las unidades seleccionadas que participan en el AGC, se realizard un esquema que per-
mita actualizar la asignaciéon de potencia, en un escenario de generacion renovable variable y demanda
variable. Para ello, se formulard un nuevo problema de optimizacion que utiliza la informacién de ge-
neraciéon y demanda disponible en tiempo real, considerando las restricciones técnicas de las unidades
y la red de transmision.

1.4. Modelacién y simulacién

El computador mediante el cual se ejecutan los algoritmos esta equipado con un procesador AMD
Ryzen 7 7730U de 2,0 GHz y una memoria RAM de 16 GB. Para la implementacion de las formulaciones
se utiliza el lenguaje de programacion Python [9]. El proceso de optimizacion se realiza mediante el
solver de optimizaciéon matematica Gurobi.

1.5. Estructura de trabajo

En el primer capitulo se presentan los objetivos principales, especificos, alcances de este trabajo y
las simulaciones.

En el segundo capitulo se presenta el marco tedrico del trabajo, abarcando las bases del control
de frecuencia haciendo un especial énfasis en la modelacion actual del AGC. Ademas, se presenta la
implementacion y remuneracién de los servicios de control de frecuencia en Chile.

En el tercer capitulo se desarrolla la formulacién matematica del problema de planificacién de
capacidad de generacion y transmision conjunta considerando restricciones de estabilidad en frecuencia,
escenarios estocasticos, Transmission Line Switching, etc.

En el tercer capitulo se presenta la formulacion matemética del problema de minimizacién de costos
de generacion y de participacion de las unidades candidatas en el AGC, incorporando las restricciones
técnicas tanto de los generadores como del sistema de transmision. También se realiza la formulacién
del esquema de actualizacion de los factores de participacion. Ademas, se exponen los criterios y
consideraciones necesarias para una operacion representativa de un sistema eléctrico real. Finalmente,
se describe la base de datos utilizada, incluyendo la definicién de los escenarios de operacién, las
unidades participantes del AGC, y las unidades consideradas candidatas a desconexion.

En el capitulos cuarto se analizan los resultados de diversos ensayos realizados para evaluar tanto
técnica como econémicamente el desempeno del modelo desarrollado.

Finalmente, en el quinto capitulo se realiza un resumen final, se presentan las conclusiones del
estudio y se sittian los desafios futuros para incursionar mediante el uso de esta memoria.



Capitulo 2

Marco tedrico

En este capitulo se desarrollan y revisan los conceptos fundamentales asociados al control de fre-
cuencia en sistemas eléctricos, con especial énfasis en el AGC, el cual constituye el eje central de este
estudio.

En primer lugar, la Seccion presenta una introduccién general al control de frecuencia y sus
distintas etapas. Luego, en la Seccién se abordan los principales componentes del control primario
de frecuencia, mediante la descripcion del modelo dinamico de la méaquina sincrénica y del regula-
dor de velocidad. La Seccion analiza los fundamentos del control secundario de frecuencia y su
implementacion a través del AGC.

Finalmente, la Seccion [2.4] expone la implementacion de los mecanismos de control de frecuencia en
el sistema eléctrico chileno, incluyendo su definicién normativa, los recursos técnicos necesarios para
su funcionamiento y los métodos de remuneracioén asociados.



2.1. Fundamentos del control potencia-frecuencia 7

2.1. Fundamentos del control potencia-frecuencia

Para que un sistema eléctrico de potencia opere de forma estable y segura es necesario que una serie
de sus variables se encuentren en un rango admisible. Una de las variables principales es la frecuencia,
que afecta el funcionamiento de los motores |10].

La frecuencia del sistema se encuentra relacionada con el equilibrio entre la potencia eléctrica
requerida por las cargas y la potencia mecéanica que entregan los generadores. En un estado de equilibrio
se tiene que la frecuencia es constante, lo que significa que las potencia eléctrica y mecénica son
iguales. Sin embargo, en la operacién normal de un SEP, la frecuencia no es constante, sino que tiene
desviaciones de su valor nominal. La norma define la maxima desviacién de frecuencia que puede tener
el sistema [11]. Estas desviaciones son producto de variaciones en la potencia demandada o generada.

Dado que una desviacién significativa de la frecuencia es indeseable para la operacion segura y
estable del sistema eléctrico, resulta fundamental mantener el equilibrio instantaneo entre la potencia
generada y la demanda. Ante un desbalance, es necesario ajustar los niveles de generaciéon o consumo.
No obstante, las cargas no cuentan con mecanismos que permitan una regulacién continua, ya que, en
condiciones normales, solo pueden conectarse o desconectarse. En contraste, los generadores disponen
de sistemas de control que permiten modificar su potencia activa mediante el ajuste de una senal de
referencia, contribuyendo asi a la regulaciéon de frecuencia del sistema.

2.1.1. Etapas del control de frecuencia

El control de frecuencia tiene tres etapas, que es desde que ocurre la perturbacién hasta que se
restablece la frecuencia a su valor nominal, en el caso de Chile a los 50[Hz|. Estas etapas son [10]:

1. Control primario: Es el control mas rapido, operando en un margen de tiempo entre los 2 y
15 segundos. Este control actiia de manera local y automatica en cada uno de los generadores
sincrénicos del sistema. La rapidez con que ocurre este control es dada por la propia inercia de
los generadores.

2. Control secundario: Ocurre posterior al control primario, y opera en un margen entre los
15 segundos y los 15 minutos. Este control es de forma automatica y centralizada, actuando
ante desviaciones de frecuencia y cuando se producen variaciones en el intercambio de potencia
programado con areas vecinas.

3. Control terciario: Este control comienza a actuar desde los 15 minutos a tiempos superiores y
se requiere en sistemas eléctricos extensos. Acttia de forma centralizada y manual, y su objetivo
es buscar un reparto de cargas optimizado que asegure recuperar las reservas de energia en las
unidades que acttian en el control secundario de frecuencia.

La activacion de cada etapa del control de frecuencia ocurre en distintos horizontes temporales, los
cuales pueden superponerse parcialmente durante la respuesta del sistema. La Figura [2.1] ilustra c6mo
cada etapa contribuye a la recuperacion de la frecuencia y los intervalos de tiempo en que actian.
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Figura 2.1: Etapas del control de frecuencia [5|

2.2. Modelos dinamicos
2.2.1. Modelo del generador

Un generador sincrénico gira bajo la influencia de dos torques en sentido contrario: el toque mecéa-
nico T}, que la acelera, y el torque electromagnético T, que lo desacelera. La dindmica del generador
es gobernada por la ecuacion (2.1)).

dwy

Jdt

=T —T. (2.1)

Donde J es el momento de inercia del generador y w, es la velocidad angular del rotor.

Se puede escribir la ecuacion en valores por unidad, considerando una potencia base Sy, una velo-
cidad base wy, y un torque base T} que corresponde a T, = Sp/wp, entonces la ecuacion se transforma
a:
dAw,

dor _ o —T,—T, (2.2)

2H
dt dt

Donde H es la constante de inercia del generador, que corresponde a (2.3) y que representa la
energia cinética almacenada en el generador, mientras que Aw;, es la desviacion de la velocidad angular
del rotor que corresponde a Aw, = w, — w, siendo w la velocidad angular nominal.

17 2
sJw
H=2""0 2.3
S (23)
Se puede reescribir la ecuacion (2.1]) en términos de potencia, teniendo que:
dAw, 1
= — (AP, — AP, 2.4

La ecuacion ([2.4)) se conoce como ecuacion de oscilacion cuyo diagrama de bloques se muestra en
la Figura

2.2.2. Modelo simplificado de la carga

Las cargas a modelar pueden ser independientes de la frecuencia como las cargas puramente resis-
tivas o también depender de la frecuencia como las cargas rotatorias. Por lo que, este comportamiento
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Figura 2.2: Modelo simplificado del generador

puede ser expresado para una variacién de frecuencia w, que produce una variaciéon de potencia AP,
como se muestra en la ecuaciéon ([2.5)).

AP, = AP, + DAw, (2.5)

Donde AP, es la variacién de potencia independiente de la frecuencia, en cambio DAw, es la
variaciéon de potencia que depende de la frecuencia y D es la constante de amortiguamiento de la
carga. El diagrama de bloques que modela la carga se muestra en la Figura [2.3

Figura 2.3: Modelo del generador y la carga

Y puede ser reducido a como se muestra en la Figura |2.4

AP,

- 1 Aw

AP, L >
2Hs + D

A
Y

Figura 2.4: Modelo simplificado del generador y la carga

2.2.3. Modelo simplificado de la turbina

El torque mecanico que proporciona la maquina para generar potencia mecénica es producto de
la apertura de la vilvula de vapor, valvula de gas, o de cualquier sistema que proporcione un torque
mecénico aprovechable por el generador.

A partir de lo detallado en la literatura [10|, el comportamiento dindmico de la turbina puede ser

modelado a partir de una funcion de transferencia de primer orden expresada en (2.6)).

APp(s) 1
AP,(s) 1+ms

(2.6)

Donde AP, es el cambio en la potencia mecéanica, AP, es el cambio en la posicion de la valvula
v la constante de tiempo 7; es la constante de tiempo de la turbina. En la Figura [2.5| se muestra el
diagrama de bloques detallado en ({2.6]).
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Figura 2.5: Modelo de la turbina

2.2.4. Modelo del regulador de velocidad

Segin lo expuesto en la Seccidon 2.1] y la ecuacién [2.4] un desbalance entre la potencia eléctrica y
mecanica provoca un cambio en la frecuencia. Este cambio es detectado por el regulador de velocidad,
que en respuesta envia una senial de control a la vilvula de la turbina para ajustar la potencia mecéanica.
Con este ajuste, se da inicio al CPF.

El regulador de velocidad més bésico se compone de un integrador y un amplificador. En un
sistema con un dnico generador equipado con un regulador de velocidad, opera correctamente, logrando
que el error de frecuencia se reduzca a cero, lo que implica que cualquier desbalance entre potencia
eléctrica y mecénica debe ser absorbido exclusivamente por dicho generador. Sin embargo, los limites
operativos del generador pueden impedirlo, y ademas, asignarle toda la responsabilidad de regulacién
no es recomendable, ya que esto lo convierte en un componente critico dentro del sistema.

Por esta razon, es necesario incorporar multiples generadores con reguladores de velocidad, de modo
que la correcciéon de potencia sea distribuida entre todos ellos. En este escenario, el uso del regulador
de velocidad basico provocaria un comportamiento oscilatorio en la frecuencia del sistema, ya que los
generadores tenderian a ajustarse de manera independiente y competirian entre si para alcanzar su
propia velocidad de referencia.

Para mitigar este efecto es necesario modificar el regulador de velocidad bésico mediante la incor-
poracion de un lazo de control adicional, como se ve en la Figura [2.6] Este lazo establece una relacion
entre la frecuencia y la potencia, de modo que el error en la velocidad disminuye progresivamente a
medida que la potencia mecénica varie.

AwT > K > = AY

®» | =

R

A

Figura 2.6: Modelo del regulador de velocidad

La funcion de transferencia puede ser reducida tal como se muestra en la Figura 2.7]

1

1
— ——» AY
R 14+ 1¢s

A

Aw, —»{ —

Figura 2.7: Modelo simplificado del regulador de velocidad

El estatismo (R) establece la relacion entre la frecuencia y la potencia mecénica en el regulador de
velocidad. Esta caracteristica define la razén entre la desviacion de frecuencia Aw, y la desviacion de
potencia AP. Ademas, puede expresarse en valor por unidad, utilizando solo términos de la frecuencia,
como se muestra a continuacion:
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R _ desivacion porcentual de frecuencia Wy — Wpe (2.7)
desviacion porcentual de la potencia wo ’

Donde w, es la frecuencia en vacio, wy. es la frecuencia en estado estacionario a plena carga y wq
es la frecuencia nominal.

2.2.5. Modelo general del control primario

Finalmente, de acuerdo a lo mostrado anteriormente, se presenta en la Figura [2.8 el modelo equi-
valente del control de frecuencia de un generador sincrénico.

AP,

Pre_f + APg 1 APv 1 APm +‘ . 1 Aw
T¢s + 1 s+ 1 i 2Hs+ D

Y

A

1
R

Figura 2.8: Modelo del control primario de frecuencia

2.3. Control secundario de frecuencia

El control secundario de frecuencia tiene como propoésito restablecer la frecuencia al valor nominal
y mantener el intercambio de potencia entre areas en su valor programado. Esta funcion es realizada
por el control automético de generacion (AGC, por sus siglas en inglés), el cual ajusta la potencia
mecénica de un grupo seleccionado de generadores. Ademéas, un objetivo complementario del AGC
es optimizar la distribucién de la potencia requerida entre las unidades generadoras para minimizar
los costos de operacion [10]. En el caso de Chile, el AGC del Sistema Eléctrico Nacional no tiene
habilitada la funcién de regulacion del intercambio de potencia entre areas, por lo que su operacién se
limita exclusivamente al restablecimiento de la frecuencia a su valor nominal.

2.3.1. AGC sin intercambio de potencia entre areas

Para restablecer la frecuencia a su valor nominal, es necesario incorporar un integrador en el regu-
lador de velocidad de las unidades generadoras que participan en el AGC, como se ilustra en la Figura
La respuesta del CSF es significativamente més lenta que la del CPF, por lo que su efecto comienza
a manifestarse una vez que el CPF ha estabilizado la frecuencia. Al ajustar la potencia mecanica de
referencia, el AGC no solo devuelve la frecuencia a su valor nominal, sino que también restablece la
potencia mecanica de las unidades generadoras que no participan en el AGC a su valor programado.

Para asegurar la estabilidad del AGC y evitar que los generadores compitan entre si, de manera
similar a lo mencionado en la Seccién [2.2.4] es fundamental que las sefiales de control sean enviadas
de manera centralizada a todas las unidades participantes.

2.3.2. Implementacién del AGC

El sistema recibe la senal de frecuencia y, a partir de ella, genera las senales de control que se
envian a las unidades generadoras, las cuales ajustan su potencia para restablecer el valor nominal de
la frecuencia y mantener la estabilidad del sistema. De esta manera, la implementacion del AGC es
realizada como se muestra en la Figura [2.10]
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Figura 2.9: Modelo simplificado del control secundario de frecuencia
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Figura 2.10: Diagrama de bloques del AGC

La senal de frecuencia, para este caso, se considera como el error de control de area (ACE, por sus
siglas en inglés), que es procesada mediante un filtro para suavizarla, dando como resultado la senal
del error de control de area suavizado (SACE, por sus siglas en inglés). El uso de un filtro es necesario
debido a que la mayoria de las variaciones en el ACE provienen de cambios aleatorios en la carga o
generacién, por lo que el objetivo del filtro es atenuar estas fluctuaciones y suavizar la sefial. La senal
filtrada es luego enviada a un integrador, el cual se encarga de reducir el error. Finalmente, esta senal
es ponderada entre todas las unidades participantes del AGC, indicandoles la cantidad de potencia que
debe variar en cada una de ellas para mantener el control adecuado.

La ponderacién de la senial se realiza utilizando los factores de participaciéon g, los cuales determi-
nan el porcentaje de la potencia requerida que deben variar las unidades del CSF. Por tanto, se debe
cumplir que la suma de los factores de participaciéon sea igual a 1.
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2.4. Control de frecuencia en el SEN

El sistema eléctrico chileno esta compuesto por tres sistemas independientes, siendo el mas impor-
tante el SEN que tiene una capacidad instalada de 36.778 [MW]| a febrero de 2025 [12].

El control de frecuencia es considerado como uno de los servicio complementarios (SSCC) de balance
de potencia del SEN. Es definido por el CEN en su Informe de Servicios Complementarios (ISSCC) [13]
como:

"Se define el Servicio complementario (SC) de Control de Frecuencia al conjunto de acciones desti-
nadas a mantener la frecuencia de operacion dentro de una banda predefinida en torno a la frecuencia
de referencia, corrigiendo los desequilibrios instantdneos entre la potencia generada y la potencia de-
mandada en el Sistema Interconectado.

2.4.1. Etapas en el control de frecuencia

Las acciones bésicas para controlar la frecuencia del sistema son descritas en el ISSCCC, que se
presentan a continuacion:

* Control rapido de frecuencia (CRF): Corresponde a acciones de control automdticas que
permiten responder rdpidamente frente a las desviaciones de frecuencia del sistema eléctrico. Esta
categoria de servicio considera las subcategorias de control rdpido de frecuencia por subfrecuencia
(CRF+) y de control rapido de frecuencia por sobrefrecuencia (CRF-).

El tiempo total de activacion del servicio serd de 1 [s] y su minimo tiempo de entrega serd de 5
[min].

La prestacion de esta categoria de servicio se realizard a través de bandas de regulacion asimé-
tricas, es decir, la reserva para subfrecuencia mo necesariamente serd igual que la reserva por
sobrefrecuencia.

* Control primario de frecuencia: Corresponde a acciones de control automdticas locales orien-

tadas a contener y corregir las desviaciones de frecuencia del sistema eléctrico. Esta categoria de
servicio considera las subcategorias de control primario de frecuencia por subfrecuencia (CPF+)
y de control primario de frecuencia por sobrefrecuencia (CPF-).
El tiempo total de activacion del servicio CPF serd de 10 [s], y su minimo tiempo de entrega serd
5 [min/. La prestacion de esta categoria de servicios se realizard a través de bandas de regulacion
astmétricas, es decir, la reserva para subfrecuencia mo necesariamente serd igual que la reserva
por sobrefrecuencia.

* Control secundario de frecuencia: Corresponde a acciones de control destinadas a restable-
cer la frecuencia del sistema eléctrico a su valor nominal. Esta categoria de servicio considera
las subcategorias de control secundario de frecuencia por subfrecuencia (CSF+) y de control se-
cundario de frecuencia por sobrefrecuencia (CSF-).

El CSF deberd operar de forma centralizada y automdtica a través de un esquema de control
centralizado o AGC. El tiempo total de activacion del servicio CSF serd de 5 [min/, y su minimo
tiempo de entrega serd de 15 [min/.

* Control terciario de frecuencia: Corresponde a acciones de control activadas por instruccion
del Coordinador en la operacion en tiempo real, destinadas a restablecer las reservas del control
secundario de frecuencia o incorporar reservas adicionales con el objeto de preparar el sistema
eléctrico para responder a desequilibrios respecto de los cuales las reservas por otras categorias
de control de frecuencia sean insuficientes.

FEsta categoria de servicio considera las subcategorias de control terciario por subfrecuencia (CTF+)
y de control terciario por sobrefrecuencia (CTF-).

El tiempo de inicio de activacion del CTF serd de 5 [min] a partir de la instruccion del Coor-
dinador, su tiempo total de activacion es de 15 [min] y su mdximo tiempo de entrega serd de 1

[hr].
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» Cargas Interrumptibles: Se entenderd por cargas interrumptibles a la reduccion de demanda
neta de uno o un grupo de clientes Libres, medida desde el punto de conexion de este al sistema
eléctrico, bajo instruccion del Coordinador, con el objetivo de reducir la demanda en periodos
de alto consumo y baja generacion, de gestionar congestiones, de responder ante emergencias
sistémicas, entre otros. El tiempo total de activacion serd de 30 [min] a partir de la instruccion
del Coordinador y el minimo tiempo de entrega serd de 2 [hr/.

En la Tabla se presenta un resumen de los tiempos y el modo de activaciéon que cumplen los
SSCC de control de frecuencia en el SEN. La Figura presenta una representacion visual de la
definicién de cada tiempo.

Cantidad del

recurso técnico

Recurso técnico

comprometido

H(_) N v
Tiempo de inicio Tiempo de entrega
de activacién

Tiempo total de activacién

Figura 2.11: Definiciéon de los tiempos de activaciéon y entrega de los SSCC de control de frecuencia.

Caracteristica Tiempo de Tiempo Minimo Maximo
técnica Modo de activacion ini'cio fle total de tiempo de tiempo de
activacion activacion entrega entrega
CRF Automatico Local - 1[s] 5[min]| -
CPF Automatico Local - 10[s] 5[min] -
CSF Automatico Centralizado - 5[min] 15[min)] -
CTF Por instruccién, en la 5[min] 15[min] ] 1]
operacion en tiempo
real, del Coordinador
CI Por instc?uccién., en la i 30[min] [ht] i
operacion en tiempo
real, del Coordinador

Tabla 2.1: Tabla de tiempos de activacion y entrega de SC para el control de frecuencia.

2.4.2. Determinacion de reservas de energia

Para que la operacién de las distintas etapas del control de frecuencia sea efectiva, es necesario
contar con reservas de energia que permitan responder a desequilibrios entre la generaciéon y la demanda.
El nivel de reserva es determinado a través del ISSCC, el cual también informa el método de célculo y
los valores especificos.

El CEN determina que la implementacién del CRF no es técnicamente necesaria. Debido a que, al
considerar los valores de inercia y demanda previstos para el ano 2025 en el horizonte de estudio, es
posible cumplir los estdndares de la NTSSCC y la NTSyCS utilizando tnicamente el CPF. Ademés, el
tiempo en el que se alcanza la frecuencia minima es del orden de 10 segundos, lo que supera el tiempo
de activaciéon exigido para el CRF. Sin perjuicio de lo anterior, el ISSCC determina la sustituciéon
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del CRF por el CPF, concluyendo que contar con reservas de CRF es beneficioso, ya que reduce el
requerimiento conjunto de CRF-CPF cuando la tasa de sustituciéon es mayor a uno.

En el anélisis de las reservas de CPF se distinguen dos componentes: las variaciones aleatorias de
la demanda y de la generacion ERV, y otra asociada a soportar contingencias de mayor severidad. La
reserva para variaciones aleatoria considera que, para un estado normal de operacién, permita mantener
la frecuencia dentro de la banda £0, 2 [Hz| con una probabilidad del 95 %. Por otro lado, la reserva para
contingencias de mayor severidad se estima para asegurar que la desconexién de la unidad méas grande
destinada a la reserva del Control Primario de Frecuencia de sobrefrecuencia (CPF+) no provoque una
excursion de frecuencia inferior a 48,9 Hz y que la frecuencia de restablecimiento sea superior a 49,3
Hz. De manera anéloga, la reserva para el Control Primario de Frecuencia de subfrecuencia (CPF-) se
considera en funcion de la desconexién de la carga mas grande.

Las reservas del CSF deben cubrir, al menos, las variaciones intrahorarias que experimenta la
demanda del SEN. Ademas, la reserva del AGC, segiin la norma NTSSCC, debe cubrir como minimo
el requerimiento de reserva, determinado por la multiplicaciéon de la maxima excursiéon admisible de
frecuencia (0,2 [Hz]) |11], por el bias de frecuencia del sistema. Adicionalmente, también se determinan
las rampas que se asocian a la variaciéon de la demanda neta, por lo cual las reservas deben permitir
afrontar estas variaciones. Por tanto, la expresion que determina la reserva minima del CSF es:

RCSF = Max{Ry1, Racc, Rrampas } (2.8)
Donde:
Ryr : Reserva requerida por variaciones intrahorarias.
Raice  : Reserva requerida para la operacion del AGC.

RRampa : Reserva requerida para compensar variaciones de la rampa de demanda neta.

Las reservas del CTF (RCTF) deben complementar las reservas del CSF (RCSF), debiendo compen-
sar las variaciones intrahorarias y la incertidumbre asociada a los errores de prevision. En consecuencia,
las RCTF son determinadas segin la siguiente expresion:

RCTF = Reonjunta — RCSF (2.9)

donde Reonjunta €s la reserva de potencia conjunta para RCSF y RCTF.

Las cargas interruptibles corresponden a la reduccién de la demanda neta de uno o varios clientes
libres. Para determinar el monto de carga interrumpible, se realiza el célculo de la probabilidad de
pérdida de carga (LOLP), con el que se determina la demanda que puede ser abastecida con una
certeza del 99 %.

2.4.3. Mecanismos de materializacién de los SSCC de control de frecuencia

El CEN debe determinar la provision que tendréan cada uno de los SSCC, que pueden ser a través
de licitaciones o subastas. Para esto, analiza las condiciones de mercado y la naturaleza del servicio
a entregar. En el caso de que las condiciones del mercado no sean competitivas o, las licitaciones o
subastas sean desiertas, el CEN puede instruir la prestacion en forma directa del SC. En la Tabla
se presenta los mecanismos de prevision para los SSCC de frecuencia para el ano 2025 [13|

2.4.4. Requerimientos técnicos de unidades participantes en el control de frecuencia

Para que una unidad generadora sea considerada como candidata para participar en el control de
frecuencia, debera cumplir con una serie de requerimientos técnicos minimos exigidos para la prestacion
de este servicio. Estos requerimientos son verificados peridédicamente mediante pruebas de desempenio
v la medicién de parametros relevantes.
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Categoria de SSCC Subcategoria Mecanismo de
de SSCC provision
CPF %1;}; J_r Instruscsi)oar;t(;lrecta
1
C

Tabla 2.2: Mecanismo de provisiéon de Servicios Complementarios de Control de Frecuencia

Para el CPF las unidades generadoras deben disponer de las caracteristicas técnicas asociadas
al sistema de control carga/velocidad, segin lo dispuesto en el articulo 3-17 de la NTSyCS [11]. A
continuacion, se detallan algunas de las exigencias establecidas por la normativa:

« Estatismo permanente con rango ajustable durante la operacién de la unidad con carga, con excepcién
de las unidades impulsadas por turbinas de vapor

El retardo inicial del sistema de carga/velocidad debera ser inferior a dos segundos desde la deteccion
de la sub o sobrefrecuencia hasta el comienzo de la accion.

« Tiempo maximo de establecimiento igual a 30 segundos para unidades generadoras termoeléctricas
y 120 segundos para unidades generadoras hidroeléctricas, operando conectadas al SEN.

« Las oscilaciones deberan ser amortiguadas en todos los regimenes de operacion.

Para el CSF, las unidades deberan cumplir con lo especificado en el articulo 4-17 de la NTSyCS y
con las exigencias del Coordinador, tales como:

o Cumplir con las especificaciones de diseno del AGC, contenidas en el “Informe de Diseno, Requeri-
mientos Técnicos e Implementacion del AGC del SEN” [2].

« Instalar los equipos de control, supervisién y sistemas de comunicaciones, que permitan garantizar
la calidad en el servicio de informacién para monitoreo y control del AGC.

« Limitarse con un retardo maximo a partir del cual las unidades inician su cambio de generacién visto

en el moédulo AGC.

2.4.5. Remuneracién de los SSCC de control de frecuencia

La valorizaciéon y remuneracién de los SSCC dependeré del mecanismo a través del cual se mate-
rialice su prestacion.

En el caso de instruccion directa, la remuneracion dependeré de la situacion especifica del servicio.
Para aquellos servicios cuya licitacién o subasta haya sido declarada desierta, la remuneraciéon se de-
terminaré de acuerdo con los valores méximos o mecanismos establecidos previamente por la Comisién
Nacional de Energia (CNE). Puede ocurrir que, si no existen condiciones de competencia suficientes
para un servicio, su remuneracion serd definida conforme a lo determinado en el estudio de costos
correspondiente.

Cuando la prestacion del SSCC se realice mediante subasta, el servicio serd adjudicado a las ofertas
que permitan una operacién mas econémica del Sistema Eléctrico Nacional (SEN), conforme al proceso
de optimizaciéon conjunta del despacho de energia y el cumplimiento de los requisitos de reservas
operacionales, segtn lo establecido en la Norma Técnica de Servicios Complementarios (NTSSCC).

El valor de adjudicacion del servicio considerara la suma de los siguientes componentes:
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» Costo de oportunidad real: Corresponde al costo en que incurre una instalaciéon adjudicada
debido a la pérdida de ventas de energia en el mercado de corto plazo, como consecuencia de la
utilizaciéon parcial o nula de su capacidad de produccién al estar destinada a la prestaciéon de un
servicio complementario. Este costo seré calculado por el Coordinador Eléctrico Nacional en el marco
de los balances de remuneraciéon de servicios complementarios.

« Costos por operaciéon a un costo variable mayor al costo marginal real: Correpsonde al
costo en que incurre una instalaciéon adjudicada por la prestaciéon de un servicio complementario
cuando su costo variable es mayor al costo marginal del sistema en el mercado de corto plazo. Este
costo serd determinado por el Coordinador Eléctrico Nacional, cuando corresponda, en el marco de
los balances de remuneraciéon de servicios complementarios.

« Costo de operacion adicional real: Corresponde al costo en que incurre una instalacion adjudi-
cada por la prestaciéon de un servicio complementario cuando opera en un punto de funcionamiento
en el cual su rendimiento es inferior, o su consumo especifico de combustible es mayor, respecto de
lo considerado por el Coordinador en el proceso de programacion de la operacién. Este sobrecosto se
evaliia en relacion con una operaciéon de referencia en la que la unidad solo venderia energia sin pres-
tar servicios complementarios. El valor correspondiente seré calculado por el Coordinador Eléctrico
Nacional en el marco de los balances de remuneraciéon de servicios complementarios.

« Valor ofertado: Corresponde al valor propuesto por el Coordinado titular de la instalacién adju-
dicada para la prestacion de un servicio complementario. Este valor debe incorporar todos aquellos
costos no considerados en las componentes previamente descritas, tales como costos por desgaste,
mantenimiento, habilitacién, implementacién y otros costos asociados a la prestacion del servicio.

Las remuneraciones por recursos técnicos realizadas a las unidades participante de los SSCC com-
prende dos componentes:

1. Disponibilidad (USD/h): Remuneracion por mantener reserva disponible para la prestacion
del servicio en el periodo requerido.

2. Activacion (USD/MWh): Remuneracion por la energia efectivamente inyectada en la presta-
cién del servicio.

Cada subcategoria del control de frecuencia contara con su propio esquema de remuneracion, el
cual se determinard en funcién de las componentes descritas anteriormente. La Resolucion Exenta
mencionada al inicio de esta seccién establece los criterios de remuneracion aplicables a cada servicio,
entre ellos los asociados al control de frecuencia, los cuales se resumen en la Tabla [2.3]
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SSCC | Componente de remuneraciéon Descripcion
Disponibilidad Intervalo de la le)an.da de subfrecuencia por el valor
CPF. adjudicado en la subasta
L Inyeccién de energia por subfrecuencia valorizada al
Activacién . . .
costo marginal de la barra de inyeccién
CPF- Activacion Pago por lz? prestaciéon fefec.tiva del servicio, se
remunerara al valor adjudicado en la subasta
Disponibilidad Se remunerara al valor adjudicado en la subasta
CSF+ L Inyeccién de energia por subfrecuencia valorizada al
Activacion ) . .,
costo marginal de la barra de inyecciéon
CSF- Activacion Pago por lz? prestaciéon .efe(.:tiva del servicio, se
remunerara al valor adjudicado en la subasta
Disponibilidad Se remunerara al valor adjudicado en la subasta
CTF+ L Inyeccién de energia por subfrecuencia valorizada al
Activacion ; . .
costo marginal de la barra de inyecciéon
CTF- Activacion Pago por la prestaciéon efectiva del servicio, se

remunerara al valor adjudicado en la subasta

Tabla 2.3: Método de remuneraciéon de los servicios complementarios de control de frecuencia

En el caso de los SSCC asociados a la prestacion de un recurso técnico, los pagos seran determina-
dos mediante un mecanismo de prorrateo aplicado a los retiros de los suministradores, quienes serén
responsables de efectuar el pago conforme a su proporciéon correspondiente.

A partir de lo expuesto en esta seccion, se establece un marco de referencia para la remuneracion
de los generadores que participen en el CSF. Cada etapa del control de frecuencia se subdivide segun
si el servicio prestado responde a una condicién de subfrecuencia o sobrefrecuencia. Asimismo, cada
subcategoria es remunerada a partir de dos componentes: uno asociado a la participacion (disponibi-
lidad del recurso) y otro relacionado con la energia efectivamente inyectada durante la prestacion del

servicio.




Capitulo 3

Modelo técnico-econédmico para el AGC

En el presente capitulo se describe en detalle el modelo técnico-econémico propuesto para optimizar
el AGC. El objetivo principal de la formulacion es minimizar los costos asociados a las unidades parti-
cipantes, considerando tanto los costos fijos por disponibilidad como los costos variables de operacion.

En la Seccion se presenta el modelo del AGC implementado en DIgSILENT PowerFactory,
detallando su estructura y parametros clave. También se explica como es la métodologia a implementar.

En la Seccién se desarrolla el modelo de optimizacién aplicable a contingencias de salida de
generadores, definiendo la funcién objetivo y las restricciones técnicas asociadas: balance de potencia,
limites de transmisién, modelacion de pérdidas y capacidad de generacion de las unidades.

La Seccién introduce el esquema de célculo de factores de participaciéon, cuyo propoésito es
mejorar la asignacion de potencia entre los generadores que participan en el CSF cuando existen
condiciones de variabilidad en la generacion renovable y en la demanda del sistema.

Finalmente, la Seccién describe la metodologia de implementacion del modelo. Este se integra
en un entorno combinado DIgSILENT PowerFactor con Python, donde se generan distintos escenarios
de operacién y contingencias.

19
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3.1. Modelo Del AGC

La Figura [3.1] presenta el block definition diagram del controlador del AGC, el cual se basa en el
modelo descrito en la Seccion [2:3.2] En el diagrama, de izquierda a derecha, se aprecia como la senal
de frecuencia medida (fmeas) se compara con la senal de referencia (fref), generando una senal de
error df. Esta senal pasa a través de un bloque de activacién que habilita la accién del AGC tras un
tiempo de retardo definido. Posteriormente, el error es procesado por un filtro encargado de suavizar la
senal, reduciendo fluctuaciones de alta frecuencia antes de su ingreso al bloque de control proporcional-
integral (PI). La salida del controlador PI constituye la senal de control global, la cual se divide entre
los generadores participantes del AGC y se pondera por sus respectivos factores de participacion,
determinando asi el ajuste de potencia activa asignado a cada unidad.
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Figura 3.1: Controlador AGC

Los parametros que definen al controlador AGC son los siguientes:

Nombre | frefpu | f. k Ky | Ki |t step | Vstep | ACEmin | ACEpay
Valor 1 0.11 | 1.414 | 30 | 15 30 1 -10 10

Posteriormente este controlador de AGC es modificado cuando se aniade la variabilidad de la ge-
neracion ERV y la demanda, dado que debemos anadir un flipflop para que se realize un muestreo de
los datos entre cada intervalo. Ademas, se reemplaza el filtro pasabajos por una combinacién de un
promedio mévil y un filtro exponencial.
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3.1.1. Sintonizacién de filtro AGC

El filtro AGC es un componente clave en el sistema de control de frecuencia, ya que permite ajustar
la respuesta del sistema a las perturbaciones

En un AGC, el error ACE contiene componentes de alta frecuencia (ruido, oscilaciones, etc.) que
pueden hacer que las unidades generadoras reaccionen de forma no deseada. Si el AGC reaccionara
directamente ante estas oscilaciones, terminaria sobrerreaccionando, provocando un mayor desgaste en
los generadores, oscilaciones no deseadas en la frecuencia o un desempeno ineficiente. Entonces, el filtro
actiia como un suavizador para asegurar que el AGC solo reaccione a componentes de baja frecuencia
es decir, errores sostenidos en la frecuencia.

La senal filtrada del AGC se construye como una combinacion lineal de dos estimaciones del ACE
[14]: el promedio aritmético de las tltimas n muestras (ACEyq) v de un filtro exponencial del
ACE (ACFEgxp). Las ganancias Gayg y Ggxp ponderan, respectivamente, la contribucion de cada
componente.

FACE =Gayg - ACEpve +Gexp - ACEgxp (3.1)

La expresiéon para cada componente son las siguientes:
1 n
ACEveyi = - Z; ACE; i+ (3.2)
1=

DELT
T

ACEEXP(t) :ACEEXp(t—l)—F . (ACEt—ACE(t—l)) (3.3)

Donde DELT es el intervalo de tiempo entre ejecuciones de ciclo de control de AGC y T es la
constante de tiempo del filtro exponencial. Los pardmetros G ava, Gexp, n'y T son los que se deben
sintonizar para lograr un buen desempeno del AGC.

En [15] se propone la utilizacion de un algoritmo de optimizacién para sintonizar los parametros
del filtro AGC. El objetivo es minimizar la precisioén, definida como la diferencia entre el valor ACE
crudo y el valor del ACE filtrado FACE, como se muestra a continuacion:

1 p
Min ];Z|ACEZ~(t)—FACEZ-(t)| (3.4)
=1

donde p es la longitud de la serie de tiempo.

La restriccion que se debe cumplir es mantener constante el valor del suavizado definido en ([3.5)),
el cual cuantifica el grado de suavidad del FACE y la variaciéon de su direccion.

1 p
smo = > |FACE; - 2FACE;_ + FACE; | (3.5)
i=1

Para realizar la determinacién de los parametros del filtro AGC, se utiliza el algoritmo heuristico
de optimizacién Mean Variance Mapping Optimization.

La senal de ACE crudo se obtiene a partir de lo obtenido en el sistema luego de incluir los genera-
dores de energia renovable variable y la demanda variable. Con los valores del ACE crudo, se obtienen
los valores para el filtro del ACE para diferentes niveles de suavizado. En la Tabla[3.1] se muestran los
valores 6ptimos obtenidos.

Se observa que los valores obtenidos para n y T resultan idénticos para ambos niveles de suavizado.
Esta situacion se explica porque los datos del ACE crudo no provienen de un sistema real, sino que han
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n (nimero de muestras) | T(s) | Suavizado (MW) | Precision(MW)
1 4 0,1 2,67
1 4 3 2,67

Tabla 3.1: Valores 6ptimos de los pardmetros del filtro AGC para distintos niveles de suavizado.

sido generados mediante un modelo de simulacién con entradas carentes de correlacion, lo que provoca
variaciones significativas en la senal del ACE. En consecuencia, los pardmetros n y 1" probablemente
no representan valores 6éptimos para un sistema real; sin embargo, constituyen la mejor aproximaciéon
disponible para el presente caso de estudio.

En la Figura [3:2] se muestra el ACE crudo y el ACE filtrado con los parametros éptimos del filtro
AGC. Se puede observar que el ACE filtrado logra suavizar la senal del ACE crudo, lo que permite
una mejor respuesta del AGC a las perturbaciones en la frecuencia.

250 T T T T T T T

ACE crudo
200 L FACE i

150 | ]

T
1

100

-100 f |

_1 50 1 1 1 1 1 1 1
0 50 100 150 200 250 300 350 400

Figura 3.2: ACE crudo y ACE filtrado con los pardmetros 6ptimos del filtro AGC.

En la Figura [3.3] se muestra el modelo del AGC con el filtro modificado, utilizando los parametros
6ptimos obtenidos en la Tabla
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Figura 3.3: Modelo AGC con filtro modificado.

3.1.2. Generalidades del modelo de optimizacién

La determinacion de las unidades que participan en el AGC, junto con la asignacion de sus res-
pectivos factores de participaciéon, se obtiene mediante la resoluciéon de un problema de optimizacion
entera mixta (MILP). Este enfoque permite seleccionar de manera simultanea qué unidades deben
intervenir en el CSF y con qué proporcién de potencia deben contribuir a la correccién del desbalance
de generacion—demanda. El modelo considera restricciones como los limites de generacién, rampas de
potencia y el sistema de transmisién orientados a minimizar el costo total de regulacion. De este modo,
la formulaciéon permite encontrar una configuracién éptima del conjunto de unidades participantes,
garantizando la estabilidad de la frecuencia y una respuesta eficiente ante perturbaciones del sistema
eléctrico.

En la Figura[3.4]se presenta un diagrama de flujos simplificado del modelo de optimizacion del AGC.
El proceso comienza con la seleccion del primer escenario de operacion en el sistema de potencia, seguido
por la eleccién de la primera contingencia a evaluar, hasta completar todas las contingencias definidas.
A continuacién, se selecciona el siguiente escenario de operacién y se repite el proceso hasta evaluar
todos los escenarios. Luego, se resuelve el modelo de optimizaciéon considerando todos los escenarios y
contingencias, obteniendo como resultado las unidades que participaran en el AGC y sus respectivos
factores de participacion. Finalmente, estos resultados se implementan en el sistema de potencia para
su validacién dinamica.
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Sistema de Potencia
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Figura 3.4: Diagrama de flujos del modelo de optimizacion del AGC

3.2. Modelo de optimizacién ante eventos de salida de generadores
3.2.1. Funcién objetivo y costos involucrados

El objetivo principal del modelo de optimizacién es minimizar los costos de las unidades que par-
ticipan en el CSF. Para esto, se consideran los costos fijos (Csfc) que se deben pagar a la unidad que
participa en el CSF y los costos de operacion (Cop, ;) que estdn asociados al costos de combustible de
cada unidad. Se deben afadir los costos de la energia no suministrada (Cuest), las cuales se incurre
cuando las unidades que participan en el CSF no pueden satisfacer las restricciones del modelo. Es
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decir, el modelo no tiene solucién. Para el sistema, esto se traduce en un recorte de la demanda. Ade-

maés, se debe incluir un costo que penalice las perdidas (Cpl, ;). Este costo es necesario para que las
K

perdidas no se eleven de forma ficticia.

Por ultimo, se anade una componente que representa la desconexiéon de lineas de transmision
(Ctsst). Este parametro busca representar de manera simplificada los costos vinculados a la operacion
de maniobras en el sistema de transmision, incluyendo aspectos como desgaste de equipos, tiempos
de operacion, riesgo operativo y posibles impactos en la seguridad del sistema. La inclusién de este
valor en el modelo permite penalizar soluciones con un ntmero excesivo de maniobras, favoreciendo
configuraciones de red mas estables y econémicamente eficientes, sin eliminar la flexibilidad que la
reconfiguraciéon de la topologia puede aportar para mejorar la operaciéon del sistema.

La funcién objetivo se muestra en la ecuacion (3.6)), y sus componentes se detallan en las ecuaciones

(B-7)-(@-10).

Min Csfec+ Z T Z(C’ops’t + Cuest + Cplst + Clsgt) (3.6)
sES teT
Csfc= Z C;lGC(v;”C + ngeC) (3.7)
gEQAGC
_ Fuel Inc Dec
Copsi= Y Cy"(Apy, + Appss) (3.8)
gEQAGC
Cuesy = VOLL Zpb ot (3.9)
beB
Cplsy =VOLLY plys (3.10)
leL
Ctsst = Costogs Z (1—2z154) (3.11)
lel.

3.2.2. Balance de potencia

La ecuacion (3.12)) muestra el balance de potencia que se debe cumplir cuando haya finalizado el
CSF.

D OPTE—PA |+ Y (Apr = ApYsS) + > phss =

9€G gegAGC beB (3.12)
S (Dl - ADye) + 30 (PLfye - aplfel): VsesvieT
beB lel
Donde:
ADy ¢ = D¢ = Diof ~ Dyt — Dy (3.13)
Apll o = PL{® —ply sy (3.14)

El término ADZY ;’ltt es la variacién de la demanda en la barra b debido a la variacion de la tensién en
la barra b. Este valor es obtenido en la ecuacion como la diferencia entre la demanda inicial y la
demanda al final del CSF. Segun [5], esta variacion puede aproximarse a la diferencia entre la demanda
inicial y la demanda al final del PFC, ya que la variacién de tensiéon durante el CSF es pequena y no
afecta significativamente la demanda.
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Mientra que la variacién de perdidas Apllvsoit, son la diferencia entre la potencia de pérdidas pre-
contingencia y la potencia de pérdidas al final del CSF, como se muestra en la ecuacion (3.14)).

En el estado de pre-contingencia se debe cumplir el balance de potencia activa, como se observa en

la ecuacion [3.15)

Y Plre=>"D{re+ > PL (3.15)

geg beB lel

Reemplazando la expresiéon anterior en la ecuacién |3.12] se obtiene una expresion equivalente del
balance de potencia al finalizar el CSF.

Inc Dec _ Out
Z (Apgﬁ,t gst +Zpbst P
gegAge beB

> (DEe - DPEE) = (PL{T —plisy); Vse€SVteT
beB lel

(3.16)

Se define PAGC como la potencia que deben entregar los generadores que participan en el AGC, y

se determina en la ecuacion (3.17)).

PAGC’ Pout Z (DP're Di)g,st) _ Z (PLP'r’e _ pll,s,t) (317)
beB leL

3.2.3. Modelacién de perdidas en lineas

Para el célculo de las pérdidas se utiliza una aproximacién cuadratica por medio de segmentos
de pendientes monotamente crecientes [16]. Lo que hace esta aproximacion es subdividir a la funcion
cuadratica en funciones lineales por tramos, si se utilizan suficientes particiones se logra obtener las
pérdidas con una buena precisiéon. La aproximacién se detalla en las ecuaciones —.

frsa =I5 — 1% VIeLVseSVteT (3.18)
Z Afepse =S+ N7 VIeLYseSVteT (3.19)
FM
0< Afprss < 17 VieLVseSNVteT (3.20)
K
Plisy = (Gi/B}) Y (2K Afk st YlELNVseSVteT (3.21)
k=1
P i >0 k=12, K (3.22)

3.2.4. Restricciones de transmision

Para determinar el flujo en las lineas de transmision se utiliza una aproximacioén lineal, basada en
los factores de sensibilidad (Shift factors) descritos en el Anexo [A.1] Estos factores permiten obtener
el flujo en las lineas en funcién de la potencia inyectada en cada barra. Para que la aproximacién sea
valida, se deben cumplir 2 condiciones |7] [17]:

1. Las tensiones en las barras del sistema son cercanas a su valor nominal (1 [p.u.]), lo que significa
que se elimina la relacién Q-V. puede despreciar la resistencia.
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2. Los angulos de las tensiones en las barras son pequenios, de tal forma que sin(6) = 6.

Es importante considerar que para realizar una reconfiguracion de la red, se debe modelar flujos
virtuales ﬂ&t asociados a la posible desconexion de alguna linea [7]. La restriccion es el flujo
en las lineas que no son candidatas a desconexién, mientras que la restriccion (3.24)) es el flujo en las
lineas que son candidatas a desconexion.

L Pr O In D
fl,st ZSF b Z (Pg,set Pg Su; +pbst + Z g;:,t - Apg,i?t) -
beB 9€g gEGAGC
Diaf =05 >, plrsa=05 > plrset (3.23)
VELne|fr(I)=b U ELnc|to(l')=b

> frea— ), fl/,s,t] . VIE Ly VsESVLET

VeL|fr(l)=b VeLe|to(l))=b

fl,s,t - Z SFLOSS ! Z ( ;get Pg?sug +pbst + Z g,lsc,t - Apgift) -

beB 9<€Gp gEgAGC
DEE? —-0,5 Z pll’,s,t - 0,5 Z pll’,s,t+ (3.24)
VELe|fr(')=b VeLe|to(l')=b

S free— D, ﬁ/,s,t]—fl,s,t; Vi€ Lo, Vs ESVtET

VeL.|fr(l)=b VELe|to(l)=b

En conjunto con las restricciones anteriores, se deben incluir las restricciones que limitan el flujo
en las lineas de transmision, es decir, las ecuaciones (3.25) y (3.26]). Estas restricciones son necesarias
para evitar que los flujos excedan la capacidad méxima de la lineas.

o+ fd +05plsy < FM V1€ Lo, Vs €S VEET (3.25)
flljsof+fl]\;ef+05pllst <SlstFl VlEﬁc,VSES,VtET (3.26)
‘f,st <(1-zs)M V€L VseESVEET (3.27)

Notar que para las lineas candidatas aparece la variable binaria z;,; que indica si la linea estd
conectada o no. Cuando la linea esta conectada, 2, s, = 1, el flujo real en la linea no puede exceder su
capacidad maxima FlM , y el flujo virtual fl s,¢ €s cero. Por otro lado, cuando la linea est4 desconectada,
215+ = 1, el flujo real en la linea es cero, pero aparece el flujo virtual ﬁ,s,t de la linea que representa la
potencia que fluirfa por la linea si estuviera conectada. Este flujo virtual es necesario para mantener la
consistencia en el balance de potencia y en el calculo de los factores de sensibilidad, permitiendo que
el modelo determine adecuadamente los efectos de la reconfiguracion de la red. La restriccion (3.27))
limita este flujo virtual mediante un valor M suficientemente grande, que solo se activa cuando la linea
estad desconectada.

3.2.5. Restricciones de generadores

Debe incorporarse las limitaciones técnicas que tienen los generadores que participan en el CSF.
En cambio, no resulta necesario incluir las restricciones del resto de generadores, ya que se encuentran
implicitas en sus sistemas de control y que no son una variable en el modelo de optimizacién.

Los limites de potencia minima y maxima a los que esta sujeto cada generador se refleja en las
ecuaciones ([3.28))-(3.29)), donde se restringe el aumento y disminucién de la potencia de cada generador,
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respectivamente. Se introduce la variable binaria que indica si el generador esta en operaciéon o no en

el CSF.

0 < Aple, < (PM*r — Pl VgegloCivseSivteT (3.28)
0 < Aples < (PFe— PYimwbe  vgegloCivse SivteT (3.29)

También es necesario considerar que las variaciones de potencia de los generadores no ocurren
instantaneamente, por lo que se debe incluir una restricciéon que modele las rampas de subida y bajada
de sus potencias. Como se muestra en las ecuaciones —. Se utiliza la potencia al finalizar el
CPF como referencia para calcular las rampas de subida y bajada, dado que es el punto de partida para
el CSF, como se muestra en la Figura . Los valores de rampa estan en unidades de [MW /min|, por
lo que se debe multiplicar por el tiempo estimado de duracion del CSF (T Sk ), el cual se considerara
de 15 minutos.
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J
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Figura 3.5: Rampa de subida y bajada de potencia de los generadores.

Apglsy < RUTOSE 4+ (PUEF — Pi): Vg egCivseSivie T (3:30)
ApPee < RD,TCST 4 (PIre — POPF). wge gACvseSivie T (3.31)

En la ecuacion (3.32)) se incluye la restriccion que modela la energia no suministrada, que corres-
ponde a la disminucién de la demanda que se debe realizar en alguna barra cuando no se puede cumplir
con las restricciones del sistema.

0<pys, <DFEFy  WheBVseSvteT (3.32)

3.3. Metodologia de actualizacién de los factores de participaciéon
ante eventos de salida de generacién

Una de las caracteristicas de las energias renovables variables, como su nombre lo indican, es
que la potencia disponible que pueden entregar es variable. Esto contrasta con el comportamiento de
las centrales sincrénicas tradicionales, cuya potencia generada es estable y estd determinada por las
instrucciones del operador del sistema y por los automatismos de control asociados. En consecuencia,
al incorporar unidades renovables dentro del sistema eléctrico, el modelo de optimizaciéon presentado
en la Seccién deja de ser completamente adecuado. Dicho modelo asume que las unidades que no
participan en el CSF mantienen constante su potencia antes y después de la contingencia, lo que no
se cumple en el caso de las centrales con recursos variables, cuya generacion puede variar de forma
significativa en cortos intervalos de tiempo. De manera anéloga, la demanda del sistema también
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presenta variaciones naturales asociadas a los cambios en el consumo eléctrico en cada instante. Por
esta razon, la hipotesis utilizada en el modelo anterior, que la demanda al inicio y al final del periodo de
accion del CSF permanece inalterada, constituye una simplificaciéon que deja de ser vélida al considerar
estas fluctuaciones.Por tanto, al incorporar tanto la variabilidad inherente de las fuentes renovables
como las fluctuaciones de la demanda, es posible obtener una asignacién mas precisa y eficiente de los
recursos de generacion.

Para tener una mejor asignacién de recursos se propone un esquema de actualizacion de los factores
de participacion. Se va a considerar que las ERV no participan en el AGC y que tanto las unidades de
ERV como la demanda presentan variaciones normales en su generacién y consumo, respectivamente.
El esquema consiste en inicialmente realizar la optimizacién anterior, para escoger las unidades que
participaran del CSF y las lineas de transmision que se desconectaran. Con esta informacion, al ocurrir
la contingencia, se asigna los factores de participaciéon de las unidades que participan del CSF y se
desconectan las lineas. A los 4 segundos después, se realiza una nueva optimizacion de los recursos del
sistema, considerando las nuevas potencias de las unidades de ERV y la nueva demanda del sistema,
obteniendo factores de participacion actualizados para las unidades que participan del CSF. Este
proceso se repite cada 4 segundos hasta que la frecuencia del sistema se encuentre dentro del rango de
normativamente permitido.

3.3.1. Funcién objetivo

El objetivo de realizar la optimizacién es reducir los costos de operacion Copg, que son los costos
de combustible de las unidades que participan el el AGC, considerando la informacion disponible en el
intervalo k desde que inicio el CSF. En caso de que el sistema no pueda suplir la demanda o el costo
sea muy elevado, se incurre en costos de energia no suministrada C'ueg, que es igual a la potencia no
suministrada multiplicada por el valor de la energia no suministrada (VOLL). Por altimo, se incluye
una penalizacién para las perdidas, para que el modelo de optimizacién no aumente de manera ficticia
las pérdidas.

Min Copy + Cuey, + Cply, (3.33)
Copy, = Z C’;“el (Apg}f + Apgic) (3.34)
gegAGC
Cuey = VOLLY p}s, (3.35)
beB
Cpl, = VOLL _ ply, (3.36)
leL

3.3.2. Balance de potencia

Al finalizar el CSF se debe cumplir el balance de potencia, que es similar al balance de potencia
visto en las secciones anteriores, pero ahora se considera la potencia instantanea generada y consumida.
Para el propoésito de analizar la ecuacion nos situaremos en un instante posterior al inicio del CSF,
donde la desviacién de frecuencia ha disminuido, pero aiin no se ha recuperado a su valor nominal.
Notar que en el balance de potencia no aparece el término de la variaciéon de la demanda por la variaciéon
de la tension ADI‘)/ °lt va que se considera que este efecto se encuentra incluido en la variacion de la
demanda ADjy ;, que es la variacion intrinseca de la demanda.

Z (Pfre +A-Pg,k) _POut 4+ Z (Apénc _ Apé)ec)
9€9 geGAIC

_|_Zpbe — Z (DII)DT’e + ADng) + Z (PLZPTE . Apll)
beB beB leL

(3.37)



30 Capitulo 3. Modelo técnico-econémico para el AGC

Donde AP, j, = Py ), — PgP "¢ corresponde a la variacién de potencia del generador g en el instante k
respecto de su potencia antes de la contingencia. De forma anéloga, se define la variacién de potencia
de la barra b como ADy;, = Dy, — le "¢ representando la diferencia entre la demanda en el instante
k y la demanda previa a la contingencia. Estos términos se incorporan considerando que la potencia
generada por los generadores de ERV y la demanda del sistema varian durante la operacion del CSF.

La ecuacion ([3.37)) se puede escribir de forma equivalente, considerando el balance de potencia antes
de ocurrida la contingencia Pf ré = D{: e 4+ PLZP "¢ obteniendo la ecuacion (3.38|).

Z (Aplnc Dec +Zpbe:

geEGASGC beB

POut + Z (Pf’r‘e _ Pg,k) _ Z (le)j’r‘e _ Db,k‘) _ Z (PLZP’I‘e _ pll)

geg beB leL

(3.38)

La variacién total de la potencia de los generadores puede descomponerse en tres componentes
principales, la variaciéon correspondiente a los generadores que participan en el AGC, la asociada a las
unidades de ERV y la proveniente de los generadores convencionales, como se muestra en la ecuaciéon
. Hay que notar que al final del CSF se espera que los generadores convencionales retornen a la
potencia generada antes de la contingencia, por lo que se espera que AP, ;, = 0. Con la excepcion de
los generadores que participan del AGC y de los generadores con recursos variables, que pueden tener
una potencia diferente a la potencia antes de la contingencia.

Z(Pfre_Png): Z (Pfre_ngk)‘*' Z (PgPTE_ng)+ Z (ngre_Pg,k) (3.39)

geg gegAGC gegERV gEGeonv

Por lo que podemos reescribir la ecuacion anterior a la siguiente forma:

Z (Aplnc Dec +Zpb€:

geGAIC beB
POut + Z PPT‘e . g,k) + Z (PgPr‘e . Pg,k) _ Z (DPTe Dng) . Z (PLZPTG _ pll)
geEGAGC gEGERV beB leL

(3.40)

A partir de lo anterior, se puede definir la potencia que falta por entregar en cada instante k& como:

]S?GC POut+ Z PPre_ gk) + Z (Pfre_ngk)

geg.AQC gegERV

o Z DPre Db,k) o Z (PLPre o pll>

beB lel

(3.41)

3.3.3. Restricciones de transmision

Los flujos de potencia en las lineas de transmision se modelan de forma similar a la Seccion [3.2.4]
La diferencia se encuentra en que ahora no se consideran los flujos virtuales, ya que no se considera la
posibilidad de alguna desconexién de las lineas de transmision.

Al encontrarnos en un instante posterior al inicio del CSF, se considera que la potencia de los
generadores retornard a su valor previo a la contingencia, excepto en el caso de las unidades que
participan en el AGC y las centrales de ERV. Por esta razon, para los generadores que retornan a su
valor inicial se utiliza directamente la potencia previa a la contingencia, mientras que para aquellos cuya
potencia no vuelve al valor previo, se incorpora explicitamente la potencia en el instante analizado.
Ademas, se incluye la demanda en el instante actual del sistema y la potencia faltante que deben
inyectar los generadores que participan en el AGC para restablecer la frecuencia del sistema a su valor
nominal. Esto es representado en la ecuacién .
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fo= D S| D (P =P+ > (Pr =B )+ ) (Pyr=Py") 4+
beB g€Gy geg;;‘GC gengRV (3.42)
> (Ap = Ap)*) = Dpr—05 > plyx—05 > plug|; VIEL
gegHec reLl|fri)=b VeLlto(l’)=b

Es necesario destacar que los factores de sensibilidad empleados SF;FbS son diferentes a los utilizados
en la Seccion [3.2.4] ya que ahora son modificados para considerar el efecto de las desconexiones de
lineas que se realizaron previamente.

A partir de lo anterior, se puede expresar la limitacién de flujos en el sistema de transmisiéon como se
muestra en la ecuacion (3.43)), donde FlM es el flujo méximo permitido en la linea [, donde los términos

flP o5y leeg corresponden a los flujos positivos y negativos, respectivamente, que fueron definidos en
la Seccién 13.2.3

For+ N+ 05ph < FM O Viel (3.43)

3.3.4. Modelacién de perdidas en lineas

La modelaciéon de las pérdidas en las lineas se mantiene igual que en la Seccién [3.2.3] utilizan-
do la aproximacién cuadratica por medio de segmentos de pendientes monétamente crecientes. La
formulacion correspondiente se detalla en las ecuaciones ((3.18))-(3.22]).

3.3.5. Restricciones de generadores

Las restricciones aplicadas a los generadores que participan en el CSF son analogas a las descritas en
la Seccion [3:2.5] Las unidades que intervienen en el AGC, es necesario considerar que su potencia puede
variar respecto al valor previo a la contingencia. Por esta razon, las restricciones deben aplicarse en
funcion de la potencia correspondiente al instante t analizado, y la limitacién de rampa debe ajustarse
dindmicamente, disminuyendo progresivamente a medida que avanza el tiempo. Ademas, es importante
destacar que el conjunto de generadores activos en el AGC, denotado como GgAGC constituye un
subconjunto del conjunto total de unidades con capacidad de participar en el CSF, (GAGY). Este

subconjunto es determinado a partir de los resultados obtenidos en el modelo de optimizacién descrito
en la Seccion

0 < Aplre < (PMer —Pyy) Vg e g (3.44)

0 < ApPee < (P, — PM™)  vg e gA9C (3.45)

Aple < RUS(TOSF —t) + (P, — PF™) g e gA9¢ (3.46)
ApYee < RDy(TYF —t) + (PP — Pyy) Vg€ GA9° (3.47)
0<pl*<Dpp VbeDB (3.48)

3.4. Implementacién del modelo
3.4.1. Factores de participacion

Con los resultados obtenidos de los modelos se pueden fijar los factores de participacion utiliza-
dos en el AGC. Estos factores de participacién son las tinicas consignas utilizadas en el médulo AGC;
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y determinan la potencia que cada generador va a aportar al CSF. Estos factores son calculados con
los incrementos y decrementos de potencia de cada generador, como se muestra en la ecuacion (|3.49)).

Inc Dec
Apgisi — APy S

Yg,s,t = =
% AGC
Ps,t

(3.49)

Notar que cuando la energia no suministrada pl[{;t sea nula, se cumple que la suma de los factores
de participacién es igual 1.

Para los modelos de optimizacion con factores de participacion variables presentados en las Seccio-
nes es necesario modificar la expresion previamente definida, considerando que estos modelos se
ejecutan en instantes posteriores al inicio del CSF, momento en el cual los generadores participantes
del AGC ya han recuperado parcialmente la perturbacion del sistema. En consecuencia, para la deter-
minacion de los factores de participacion se utiliza la potencia generada en el instante ¢ analizado, tal
como se establece en la ecuacion ((3.50)). De esta manera, la formulacién resultante incluye dos términos:
el primero representa el incremento o decremento futuro de potencia del generador g, mientras que el
segundo actualiza la potencia que ya ha sido inyectada previamente por dicha unidad. Este segundo
término no puede ser omitido, ya que el esquema de actualizaciéon asume que la potencia inyectada por
los generadores participantes en el AGC se mantiene constante hasta la finalizacién del CSF.

 (Apg = Apgie) + Py — P)
Tok = pAGC

(3.50)

3.4.2. Metodologia del modelo

El sistema estd modelado en el software de andlisis de sistemas eléctricos de potencia DigSilent
PowerFactory |18|, que permite la integraciéon y automatizacion de sus funciones a través del lenguaje
de programacion Python |9]. Esto posibilita definir y ejecutar simulaciones dinamicas con multiples
escenarios y contingencias. Asimismo, Python se emplea para la extraccion, procesamiento y gestion
de los datos y resultados obtenidos.

Con los datos ya estructurados, la formulacion del modelo se realiza en Python empleando la interfaz
de programacion de aplicaciones (API) del solver Gurobi |19]. En esta etapa, se construye el modelo
matematico, definiendo las variables de decision, restricciones y la funcién objetivo. Posteriormente, el
modelo es resuelto y los resultados obtenidos se almacenan en la base de datos de conocimiento, la cual
registra los estados de las unidades y la asignacién de potencia correspondiente a cada una de ellas.

La Figura presenta el diagrama de flujo correspondiente al proceso de obtencién de la base de
conocimiento del modelo[3.2] Inicialmente, se ingresan al sistema los distintos escenarios de operacion T
que se desean estudiar. Posteriormente, para cada escenario, se ejecutan en DigSilent PowerFactory una
serie de contingencias, previamente definidas en el conjunto de contingencias S. Para cada combinaciéon
de escenario y contingencia, se obtiene la desviacion de demanda por tension, asi como las potencias al
finalizar el CPF de las unidades candidatas a participar en el AGC. Finalmente, se ejecuta el modelo
de optimizacién desarrollado, cuyos resultados son incorporados a la base de conocimiento.

La Figura presenta el diagrama de flujo del proceso de validacién del modelo de optimizacion.
En este procedimiento, se selecciona un escenario y una contingencia determinados, tras lo cual se
recuperan los factores de participaciéon correspondientes desde la base de conocimiento. Con estos
valores, se ejecuta una simulaciéon en DIgSILENT PowerFactory para contrastar el comportamiento
del modelo. Finalmente, se verifica que la frecuencia del sistema se mantenga dentro del rango operativo
normal, y que no se excedan los limites térmicos de las lineas ni los limites operativos de los generadores.

La Figura muestra el diagrama de flujo correspondiente al esquema de actualizacién de los
factores de participacion. En este esquema, el sistema SCADA realiza mediciones y reporta al AGC, en
tiempo real y con una frecuencia de actualizacion de 4 segundos, las potencias efectivamente despacha-
das por los generadores, junto con la demanda registrada en las cargas del sistema. Esta informacion
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Si
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escenario de operacion

Si

Resolver modelo de optimizaciéon propuesto

‘ GUROBI en Secci()n

OPTIMIZATION

Desarrollar base de
conocimento de AGC

Figura 3.6: Diagrama de flujo para la obtencién de la base de conocimiento del modelo de optimizacion.

es procesada por un algoritmo de seleccion que identifica el escenario y la contingencia pertinentes,
determinando asi la entrada especifica que debe consultarse en la base de datos. Finalmente, desde la
base de conocimiento se extraen los factores de participacion calculados por el modelo de optimizacion,
los cuales son integrados en el AGC del sistema para su aplicacion en la regulacion de frecuencia.

3.4.3. Consideraciones

Se asume que el modelo optimizado de AGC solo se activa ante contingencias en el sistema, es
decir, frente a la desconexién repentina de generacién o demanda, omitiendo los casos asociados a
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Base de conocimiento

de AGC
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Seleccionar
siguiente contingencia

Seleccionar siguiente
escenario de operacion

Base de conocimiento
de AGC

Figura 3.7: Diagrama de flujo para la validacién del modelo de optimizacion.

variaciones normales en la demanda del sistema. Esta decision se fundamenta en la imposibilidad actual
de determinar con precisién la ubicacién de la perturbacién que origina una variacién de frecuencia
cuando esta es consecuencia de cambios habituales en la demanda. Por lo tanto, al no disponer de dicha
informacién, no es posible anticipar ni evaluar el impacto que estas variaciones pueden tener sobre el
sistema de transmisiéon, impidiendo incorporar estos aspectos en el modelo.

Por otra parte, se considera la existencia de un SCADA encargado de realizar mediciones y reportar
al AGC, en tiempo real y con un tiempo de actualizacién de 4 segundos, las potencias despachadas
por los generadores, asi como la demanda de las principales cargas del sistema, de manera anéloga
al funcionamiento de un sistema SCADA. Asimismo, este sistema de control es capaz de detectar la
ocurrencia de contingencias en los elementos supervisados y transmitir la informacién correspondiente
al AGC de manera oportuna.

Se contempla la presencia de un algoritmo de seleccion con la capacidad de recibir la informacion
proveniente del sistema supervisor y, en base a ella, asociar el estado actual del sistema a un escenario
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Figura 3.8: Diagrama de flujo del esquema de actualizacion de factores de participacion.

previamente registrado en la base de datos del modelo. Una vez identificado el escenario y la contin-
gencia correspondiente en la base de conocimiento, se envian las consignas de potencia respectivas a
cada una de las unidades participantes en el AGC.

Para la ejecucion del modelo de optimizaciéon se aplica un factor de seguridad de 1,02 sobre los
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limites térmicos de las lineas de transmision. Esta consideraciéon se introduce debido a que la formu-
lacion utilizada no incorpora explicitamente los flujos de potencia reactiva, lo que podria generar una
subestimacién de la carga real en las lineas. El factor busca compensar dicha aproximacién y reducir
el riesgo de violar los limites térmicos durante la operacién.



Capitulo 4

Analisis de resultados

En el presente capitulo se analiza el desempeno técnico y econémico del modelo de optimizacién del
AGC propuesto en el Capitulo 3. Para ello, se realizan ensayos dinamicos en DIgSILENT PowerFactory
considerando distintos escenarios de operacién y multiples contingencias de generacién, evaluando la
capacidad del modelo para mantener la frecuencia nominal y gestionar los flujos de potencia dentro de
los limites del sistema de transmision.

En la Seccién se describe el sistema de potencia de 50 barras utilizado para la validacion del
modelo, incluyendo sus caracteristicas principales y los escenarios de operacion considerados.

En la Seccion se describen los casos de estudio planteados para evaluar la respuesta del AGC.
Incluye tres configuraciones distintas. Posteriormente, se analizan los resultados técnicos de las simu-
laciones y el desempeno del modelo en la estimacion de la perturbaciéon y la asignacién de potencias
optimas. También resulta necesario evaluar la seleccion de unidades participantes en el AGC y los
factores de participacion asignados por el modelo para distintas contingencias y escenarios operativos.

En la Seccion se introduce un esquema de actualizacion dinamica de los factores de partici-
pacién, el cual permite ajustar en tiempo real la respuesta de las unidades ante eventos que alteran
las condiciones de operaciéon. Se analizan sus efectos sobre la distribucién de generacion y los costos
asociados.

En la Seccion[4.4]se presenta la aplicacion del modelo propuesto en el SEN, describiendo el escenario
de operacidn, las coniciones para realizar la simulacién y un analisis de los resultados obtenidos.

37
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4.1. Sistema de potencia de 50 barras

El sistema de potencia utilizado para la validaciéon del modelo, se muestra en la Figura 4.1 es un
sistema que cuenta con:

» 50 barras

= 26 generadores

= 27 transformadores

» 35 lineas de transmision
= 22 cargas

* 5 compensaciones shunt

En el sistema de potencia, los circulos azules representan los generadores candidatos a participar en
el AGC: 4 unidades en la zona 1, 2 unidades en la zona 2, 3 unidades en la zona 3 y 4 unidades en la zona
4. Entre estos candidatos, las unidades G41, G71, G42, G43, G63, G44 y G64 corresponden a unidades
con turbinas de vapor, mientras que G21, G31, G32, G23, G24 y G34 son unidades con turbinas a gas.
Cabe senalar que la notaciéon Gz, indica el generador niimero x ubicado en la zona y. Se incluyen
modelos de regulador automatico de voltaje y de gobernador para representar el comportamiento
dindmico de unidades a gas y a vapor. Los pardmetros del sistema se encuentran detallados en el

Anexo [B11

La informacién correspondiente a cada escenario de operaciéon proviene de la solucién de un proble-
ma de programaciéon de unidades generadoras (unit commitment en inglés), resuelto previamente. A
partir de dicha soluciéon se obtiene el estado operativo de las unidades y la potencia despachada por ca-
da una de ellas para un horizonte de tiempo determinado.Se seleccionan tres escenarios representativos,
los cuales se describen a continuacién:

1. Escenario peak o de demanda punta: Las cargas del sistema alcanzan su mayor nivel de consumo,
representando el caso de maxima demanda dentro de la programaciéon horaria.

2. Escenario mean o demanda media: En este escenario, las cargas consumen aproximadamente el
85 % de la demanda correspondiente al escenario peak.

3. Escenario valley o valle: Corresponde al caso de menor demanda, en el cual las cargas consumen
cerca del 70 % de la demanda registrada en el escenario peak.

Para determinar la potencia despachada por los generadores en cada escenario, se ejecuta previa-
mente un flujo 6ptimo de potencia, considerando distintas combinaciones de participaciéon de unidades,
lo que permite representar de manera mas realista la operaciéon del sistema.
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4.2. Contingencias de generacién para el AGC propuesto

El analisis considera tres casos de estudio, con el propoésito de evaluar el desempeno propuesto bajo
diferentes condiciones operativas. En el caso I, se asume que los generadores participantes del AGC
inicamente pueden incrementar su potencia respecto a su punto de operacién base. En el caso II, se
incorpora la posibilidad de que dichos generadores también puedan reducir su potencia, ampliando asi
su rango de respuesta. Finalmente, el caso I1I evaliia un escenario en el cual se permite la reconfiguracion
de la topologia del sistema de transmision, considerando el efecto potencial de la conmutacion de lineas
en la operacion del sistema.

Para los 3 periodos de operacion analizados (peak, intermedio y valle) se consideran 9 contingencias

de generacién (G41, G51, G61, G52, G53, G34, G54, G74 y G32).

En lo referente a las desconexiones de las lineas de transmision, se considera que todas las lineas
del sistema son potencialmente candidatas a ser desconectadas durante la optimizacién, sin restricciéon
previa sobre su elegibilidad. Con el finalidad de reflejar el costo operativo y las implicancias asociadas
a cada accion de conmutacion, se asigna un valor fijo de 10$ por cada reconfiguracion ejecutada.

Los resultados de las contingencias de generacién se muestran en el Anexo Las medidas de
error respecto a la potencia total por recuperar, en cada caso de estudio, se muestran en la Tabla [4.1]
Mientras, que en la Tabla se muestran los errores que tienen la potencia de los generadores. En
todos los escenarios la frecuencia retorna a su valor nominal.

Tabla 4.1: Error de la estimacién de la perturbaciéon Pagc para las contingencias de generaciéon

Caso | MSE [MW?] | MAE [MW] | EpnaeMW] | Epin[MW]
I 13,82 2,15 11,8 0,1
11 13,64 2,08 11,8 0,1
I 42,9 4,98 14,8 0,1

Caso | MSE [MW?| | MAE [MW] | EpnaeMW] | Epnin[MW]
I 0,60 0,27 4,5 0
11 1,05 0,28 4,3 0
I 3,30 0,44 5.6 0

Tabla 4.2: Error de la estimaciéon de la potencia inyectada por los generadores para las contingencias
de generacion

En la Tabla se muestran los costos operacionales para cada uno de los casos de estudio. En el
caso III se observa que al permitir la reconfiguracion de la topologia de la red, presenta un costo total
més bajo. En cambio, en el caso I, en que los generadores solo pueden aumentar su potencia, es el que
presenta los costos mas altos.

Caso | Csfc ($) | Cop ($) | Cue ($) | Cpl ($) | Cts (3) | Total (3) | Gap%
I 13.600 72.085,08 0 255.311,91 - 340.996,99 | 0,29
IT 14.200 72.334,06 0 255.028,7 - 341.562,76 | 0,58
111 10.400 70.581,34 0 254.827,24 | 46,67 | 335.855,25 0,98

Tabla 4.3: Costos para los casos de estudio.

Al tener la posibilidad de realizar una reconfiguracion de la red, el mayor impacto econémico se
logra por reducir el costo de activacion de las unidades en un 25 % en comparacion con el caso .

La Tabla muestra la asignacién de las 7 unidades de generaciéon capaces de participar en el
AGC. En el caso I, solamente participan 7 unidades. En el caso II, se anade el generador G64 que se
activa para disminuir su potencia, y en el caso III, el generador G64 dejar de participar del AGC.
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Caso vg (;41 (;43 (;32 (;42 (;34 (;64 (;44

Inc
I g

vlnc

1
1

II g
Ulkx 0
1
0

g
vlnc

111 J
Ué)ec

1
1
0
1

1 1 1 1
1 1 1 1
0 0 0 0
1 1 1 0
0 0 0 0

O = | ===

0

Tabla 4.4: Asignacion de unidades de generacion que participan en el AGC

La incorporacién conjunta de la capacidad de reducciéon de potencia de las unidades generadoras y
la reconfiguracion de la red permite disminuir la congestién en el sistema de transmisién, contribuyendo
a la obtencién de una solucién méas econémica.

En el caso III, la reconfiguraciéon de la red elimina la necesidad de activar el generador G44 para
reducir su potencia. Esto se debe a que la nueva topologia del sistema permite una redistribucion de
los flujos de potencia en las lineas de transmision, de tal manera que se eliminan las congestiones sin
requerir ajustes adicionales en la generacion.

La Tabla muestra el nimero de veces que cada linea de transmisién se ha desconectado en
cada una de las contingencias de generacién analizadas en el caso III. Las lineas Line2; y Line7, son
las que presentan una mayor frecuencia de desconexién, indicando su relevancia en la reconfiguracion
del sistema para mitigar las congestiones en las lineas. El resto de las lineas presentan una menor
frecuencia de desconexion, lo que sugiere que su impacto es menor en comparacion. En el Anexo
se muestran las tablas con las lineas desconectadas para cada contingencia y escenario de operacion.

Linea G4, | G5y | G61 | Gby | Gbs | G34 | G54 | G74 | G39
Line2;q - - - 1 1 1 -
Lineby - -
Line7y
Line2q
LineTs
Linels

—_ =

= o =

1
1
1

— o 1
DO = 1

1
1
1
= Do =]

Pﬂ

=] = o] =]
DO = 1
1

Line2s - - - - - -
Linely - - - - - 1
Line2y
Linedy
Lineb,
LineT7, - - - - - - - 1 N
TransLineg 1 - - - - - - - _

1
1
1
1
1
1
1
[a—
1

—
1
1
1
1
1
1
1
1

Tabla 4.5: Namero de veces que la linea se ha desconectado en la contingencia de cada generador.

4.2.1. Analisis de la salida de G7; en el escenario peak

Para realizar una comparacién entre los casos de estudio, se analiza la contingencia de la unidad
G'74 en el escenario peak. La Tabla muestra los factores de participaciéon de las unidades en el
AGC para cada caso, de acuerdo a la solucién obtenida por Gurobi. Para el caso III, se realiza la
desconexion de las lineas Linedi, Line2q, LineTo, Line24 y Line7,. En la Figura [4.2] se muestra el
mapa de calor respecto a la cargabilidad de los elementos en el sistema para el escenario peak, previo
a la ocurrencia de la contigencia. En las Figura [4.3] Figura[£.4 y Figura se muestran los mapas de
calor del sistema para el escenario peak, luego de la ocurrencia de la contingencia de G74 en el caso I,
IT y III respectivamente.
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Caso | G4y | Gds | G35 | Gdo | G34 | G64 | Gy
I 0 | 0 |96 |253[31,4(336]| 0
11 0 | 0 |201|254]258]338]|-52

II | 0 [254|285|254|165| 0 | 4,1

Tabla 4.6: Contingencia de G74 en el escenario peak

Notamos que los generadores més econémicos con respecto al costo de combustible, que se encuen-
tran activos son, en orden ascendente, G41, G43, G44, G4s, G32, G341 y G6y4.

En el caso I, en la Figura se observa que la linea Line3s se encuentra con una cargabilidad
maxima de 98 %, producto del factor de seguridad impuesto al sistema.

Para el caso II, el generador G35 incrementa su participacién, mientras que el generador G34
reduce la potencia entregada, logrando asi una operacién méas econdémica. Este comportamiento se
explica porque, al disminuir la potencia del generador G44, también se reduce el flujo por la linea
Linedy, lo que permite que un generador més econémico y con menor sensibilidad respecto a dicha
linea incremente su inyeccion de potencia. El estado final se muestra en la Figura[d.4] donde se observa
nuevamente que la linea Line34 opera cerca de su limite de cargabilidad, alcanzando un 98 %.

En la Figura se muestran las desconexiones de las lineas anteriormente mencionadas. Las lineas
que se desconectan se encuentran resaltadas en color verde, estas se encuentran en 3 de las 4 areas del
sistema, permitiendo que los flujos de potencia se redistribuyan de tal forma que operen unidades méas
econémicas como lo son los generadores G435 y G44. También, se observa que la linea Line3, yLine3s
se encuentran con su cargabilidad méxima.

En la Figura se presenta la respuesta de la frecuencia del sistema para los tres casos de es-
tudio. En todos ellos, la frecuencia retorna a su valor nominal de 50 Hz, siguiendo una trayectoria
practicamente idéntica. No obstante, en el caso III se aprecia una ligera desviaciéon al inicio del CSF,
originada por la desconexiéon de lineas, lo que genera un desbalance transitorio mientras los flujos se
redistribuyen en la red.
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Figura 4.6: Frecuencia del sistema para los casos de estudio ocurrida la contingencia de G74 en el
escenario peak

En la Figura [£.7] se presenta la cargabilidad de la linea Line3s para los tres casos de estudio.
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En los casos I y II, la cargabilidad de la linea sigue la misma trayectoria hasta alcanzar un valor de
98 %. En cambio, en el caso III, al inicio del CSF se produce la desconexion de lineas, lo que provoca
una redistribuciéon de los flujos que reduce de forma inmediata la cargabilidad de la linea Line3,. Al
finalizar el CSF, la cargabilidad converge a un valor similar para los tres casos. Sin embargo, esto no
implica que la desconexién de lineas no haya tenido un efecto positivo, ya que la congestion observada
en la linea Line3, responde ahora a la mayor inyeccién de potencia de generadores mas econémicos.

—— Caso |
Caso Il
—— Caso Ill

110 4

105 4

100 4

Cargabilidad [%]

90 4

0 25 50 75 100 125 150 175 200
Tiempo [s]

Figura 4.7: Cargabilidad de la linea Line3, para los casos de estudio ocurrida la contingencia de G'74
en el escenario peak

Resulta necesario analizar el desempeno computacional del modelo propuesto. En la Tabla [£.7]
se muestran las variables de decision (n), restricciones (O) y elementos distintos de cero. También,
incluyendo el tiempo de solucion (tsy) del modelo.

Caso n (C) Non-zero | g ()
I 26824 | 32211 161298 0.85
1I 27188 | 32913 173529 0.60

111 29078 | 33345 | 382320 36.25

Tabla 4.7: Desempenio computacional del modelo propuesto

Para los casos I y II, el modelo se resuelve en menos de un segundo, mientras que para el caso II1,
el tiempo de solucién es altamente superior, aunque sigue siendo adecuado tener una soluciéon con 36
segundos. El aumento del tiempo de solucién se debe a que el problema de reconfiguracién de la red
tiene una complejidad mayor, ya que se requiere la incorporacién de variables binarias asociadas al
estado operativo de las lineas de transmisiéon. A diferencia de los modelos continuos, donde las variables
pueden tomar un rango de valores dentro de un intervalo, las variables binarias generan una estructura
discreta en el espacio de busqueda. Esto hace que el ntimero total de posibles configuraciones crezca
exponencialmente con la cantidad de lineas consideradas, dificultando la exploracion eficiente de todas
las alternativas. Como consecuencia, se requiere un mayor esfuerzo computacional para identificar la
solucién 6ptima o una solucioén cercana dentro de un umbral de tolerancia aceptable, lo cual se traduce
en un aumento considerable del tiempo de célculo.
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4.2.2. Analisis de sensibilidad del costo de reconfiguracion

Con el objetivo de evaluar el impacto del costo de reconfiguraciéon en la solucién del modelo, se
realiza un anéalisis de sensibilidad en el caso III, variando dicho costo. Para ello, se incrementa en 10$ el
costo de reconfiguracion asignado a cada linea y se analiza como esta modificacion influye en el nimero
de lineas desconectadas y en el costo total del sistema. En la Tabla se presentan los resultados
obtenidos en los casos en que se produce un cambio en el namero de lineas reconfiguradas. Para todos
los resultados se obtienen que los costos de energia no suministrada son nulos. También, cabe senalar
que cada solucién presenta un margen de error asociado al proceso de busqueda de soluciones del
software, que se ve reflejado en el Gap.

A medida que el costo de reconfiguraciéon aumenta, el nimero de lineas desconectadas tiende a
disminuir, lo que, a su vez, puede provocar un incremento en el costo total del sistema. Esto puede de-
berse a dos razones principales. La primera es que la desconexiéon de lineas puede eliminar congestiones
que limitan la inyeccién de potencia de generadores més econémicos, de modo que un mayor nimero
de desconexiones puede reducir el costo operativo global. La segunda razén es que la desconexiéon de
lineas puede contribuir a disminuir las pérdidas del sistema. Este altimo efecto se observa en la Tabla
para los costos de reconfiguracion de 80$ y 90$, donde los costos de operacion son practicamente
iguales, pero el costo asociado a las pérdidas aumenta. Sin embargo, el primer efecto es el relevante,
ya que el costo de pérdidas se incorpora principalmente para evitar la apariciéon de pérdidas ficticias
en el modelo.

Costo de Lineas

reconfiguracion | desconectadas | Csfe ($) | Cop ($) Cpl ($) | Cts ($) | Total ($) | Gap (%) | tsa(s)
10 42 10.400 70.581,34 | 254.827,24 | 46,67 | 335.855,25 0,98 36,25
20 18 9.200 69.746,30 | 256.318,66 40 335.304,96 0,88 3,91
30 19 9.200 | 69.745,98 | 256.306,70 | 63,33 | 335.315,58 | 0,88 416
40 66 9.200 69.745,28 | 256.279,88 | 293,33 | 335.518,50 0,84 50,74
50 58 9.200 69.716,03 | 256.716,41 | 322,22 | 335.954,66 0,93 29,10
60 53 9.200 69.733,53 | 255.833,16 | 353,33 | 335.120,02 0,67 28,50
70 14 9.200 69.745,36 | 256.282,19 | 108,89 | 335.336,44 0,88 6,43
80 30 9.200 69.739,06 | 256.043,47 | 266,67 | 335.249,19 0,79 12,67
90 27 9.200 69.739,39 | 256.055,81 | 270,00 | 335.265,19 0,79 11,07
100 9 9.200 69.728,96 | 255.658,93 | 100,00 | 334.687,88 0,68 5,04
200 6 9.200 | 69.753,18 | 256.579,88 | 133,33 | 335.666,39 | 0,96 277
300 2 9.200 69.726,56 | 255.568,33 | 66,67 | 334.561,56 0,62 4,56
400 2 9.200 69.742,51 | 256.174,62 | 88,89 | 335.206,02 0,65 5,28
500 8 9.200 | 69.742,30 | 256.166,14 | 444,44 | 335.552,89 | 0,74 5,12
600 1 6.900 71.932,67 | 257.588,77 | 66,67 | 336.488,10 0,92 9,29
700 7 9.800 70.024,20 | 256.264,59 | 544,44 | 336.633,23 0,98 6,50
800 6 9.200 69.749,18 | 256.427,89 | 533,33 | 335.910,40 0,84 4,62
900 6 9.200 69.749,18 | 256.427,89 | 600,00 | 335.977,06 0,85 4,70
1.000 2 9.500 70.301,94 | 255.997,10 | 222,22 | 336.021,27 0,61 13,08

Tabla 4.8: Resultados del anélisis de sensibilidad del costo de reconfiguraciéon

4.3. Inclusién de esquema de actualizacién de los factores de
participacién

4.3.1. Aplicacién del esquema de actualizacién en el sistema base

Con el proposito de evaluar de forma aislada el desempeno del esquema de actualizacién de factores
de participacion, en esta seccién se analiza dicha metodologia utilizando el sistema base empleado en
los analisis previos mostrado en la Figura 4.1} Gnicamente para el escenario peak con los datos de
generacion y demanda fijos.

Los resultados derivados de la aplicaciéon del esquema de actualizacién de factores de participaciéon
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se presentan en el Anexo Las lineas que son reconfiguradas se muestran en la Tabla

Linea G4, | G571 | G671 | Gby | Gb3 | G34 | Gby | G74 | G39
Line2q - - - 1 1 1 - - -
Linedy - 1 - - 1 - -
Lineby -
Line7y -
Line2q -
LineTs 1
Line2, -
Linet, - - - - -

1

1

1

1

1
—_

==

—| = =
1

==

—_ = = =]
1

TransLiner - - - - - - -

1
el e i
1

TransLineg - - - - - - -

Tabla 4.9: Nimero de veces que la linea se ha desconectado en la contingencia de cada generador.

Tal como se aprecia en las Figuras la respuesta de la frecuencia mantiene un comportamiento
practicamente idéntico tanto al emplear factores de participacion constantes (FPC) como factores de
participacion actualizables (FPA). Esto evidencia que el esquema de actualizacion de los factores de
participaciéon no produce un impacto en la evolucién de la frecuencia del sistema cuando no existen
otras entradas.

Con el proposito de evaluar el efecto de la actualizacion de los factores de participacion, se calcula
la varianza de dichos factores respecto a su valor medio, tal como se presenta en la Tabla En
este calculo se excluyen los valores iniciales de los factores de participaciéon, dado que no provienen del
esquema de actualizacion.

Contingencia MSE MAE
G32 0,000870 | 0,018
G74 0,000093 | 0,074
G5y 0,000059 | 0,006
G34 0,000016 | 0,003
Gb3 0,000354 | 0,014
Gba 0,000210 | 0,011
G6; 0,000052 | 0,005
G5 0,000033 | 0,004
G4, 0,000016 | 0,003

Tabla 4.10: Medidas de error de los factores de participacion actualizados respecto a su valor medio

Para el caso particular de la contingencia asociada al generador G34, donde se observa que la
varianza de los factores de participacién actualizados es baja. No obstante, al comparar estos valores
con los factores de participacion iniciales, se evidencia una diferencia significativa en el generador G4 .
En la Tabla[d.T]se presentan los factores de participacion correspondientes a los dos primeros instantes
de tiempo, lo que permite apreciar de manera puntual dichas diferencias.

Tiempo G41 G32 G42 G44
40 0,273124 | 0,30735 | 0,231835 | 0,187691
44 0,196379 | 0,321448 | 0,241086 | 0,241086

Tabla 4.11: Extracto de resultados del esquema de actualizacién de los factores de participacién para
la contingecia G34 para los dos primeros instantes

En la Figura se presenta la evolucion de la demanda del sistema ante la contingencia del
generador G34. A los 10 segundos de ocurrida la contingencia, la demanda disminuye abruptamente
hasta aproximadamente 9550|[MW]|, para luego incrementarse y estabilizarse temporalmente en torno
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Figura 4.8: Frecuencia del sistema para las contingencias de generaciéon en el sistema base
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a 9635|MW]. Posteriormente, a los 40 segundos, se produce una nueva disminucién abrupta hasta
aproximadamente 9620|[MW|, seguida de oscilaciones que tienden a estabilizarse en torno a este valor.

Este comportamiento se explica por variaciones en las tensiones de las barras del sistema provocadas
por la desconexion de lineas, lo que genera una reducciéon de la demanda. En consecuencia, el AGC
requiere recuperar una menor cantidad de potencia respecto a la inicialmente estimada, por lo que el
esquema ajusta los factores de participacion para reflejar esta nueva condicién operativa.

9640

9620

9600

Potencia [MW]

9580

9560

0 25 50 75 100 125 150 175 200
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Figura 4.9: Demanda del sistema cuando ocurre la contingencia del generador G34

4.3.2. Incorporacién de generacidon renovable variable y variabilidad de la demanda

El caso de estudio anterior es modificado, afniadiendo 16 unidades de generacién renovable, como se
muestra en la Figura[£.10] Quedan fuera de servicio 6 generadores sincrénicos, mientras que las cargas
no se modifican. El desglose del recurso energético de cada unidad se muestran en la Tabla [£.12] La
seleccion de las unidades encendidas es la soluciéon de un problema de optimizaciéon de programacion
de unidades generadoras (Unit Commitment). Con lo cual, luego se realiza un flujo 6ptimo de potencia
para determinar las potencias de operacion de cada unidad.

Las nuevas unidades eélicas y solares son caracterizadas por perfiles de generacion variable en el
tiempo. Adicionalmente, se asigna un perfil de demanda individual para cada carga del sistema, con el
objetivo de representar de forma mas realista la variabilidad en las condiciones de operacién. Esto se
realiza utilizando el modelo descrito en el Anexo[D.I] El horizonte temporal de cada perfil se establece
en 15 minutos, con datos muestreados cada 2 segundos para capturar la dinamica del sistema. Los datos
utilizados provienen de registros reales de centrales de generaciéon renovable y de demanda, los cuales
fueron ajustados proporcionalmente para adecuarse a la potencia nominal de cada unidad modelada.
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Tipo de unidad | Cantidad | Potencia [MW] | % de participacion
Eoblica 8 1977 20,47 %
Solar 8 2829 29,29 %
Sincroénicas 20 4852 50,23 %
Total 36 9658 100 %

Tabla 4.12: Desglose de las unidades de generacion en el sistema modificado

Debido a la presencia de esta variabilidad en la generaciéon y la demanda, la medicién de la frecuencia
no se realizara de manera continua, sino que se realizara un muestreo cada 4 segundos, reflejando asi una
condicién mas cercana a la realidad operativa de los sistemas eléctricos. En consecuencia, se introducen
modificaciones al modelo dindmico del AGC con el fin de capturar este comportamiento, ajustando el
filtro aplicado al calculo del ACE. Dicho ajuste, detallado en la Seccion permite representar de
manera méas precisa la respuesta del sistema ante senales de control basadas en mediciones discretas
de frecuencia.

De forma similar a lo hecho anteriormente, se realizara un anélisis del modelo de AGC propuesto
en Seccidén para luego incluir el esquema de actualizacion de los factores de participacion. Para
este caso de estudio solo se considera el escenario de operacién peak.

Del modelo de optimizacién formulado en la Secciéon se obtiene que los generadores que parti-
cipan del AGC son G35, G435 y (G34. Solamente se desconectan 2 lineas que son Line2, y LineTs en
la contingencia del generador G34. Los factores de participacion de las unidades son mostrados en la

Tabla 131

S G4s | G359 | G34
G4, || 35,5 | 42,2 | 22,3
G5 || 100 0 0
G6, || 30,5 | 35,1 | 34,3
G5 || 32,6 | 37.6 | 29.8
Gb53 || 100 0 0
G3, [ 675 325 0
G54 || 294 | 33,5 | 37,1
G74 || 12,2 | 57,8 | 30
G35 || 41,5 0 58,5

Tabla 4.13: Factores de participacion de las unidades en AGC

Al aplicar el esquema de actualizacién de los factores de participaciéon, se obtienen los valores
mostrados en el Anexo [C.1.5 cuya representacion grafica se presenta en la Figura Los factores
de participacién de las unidades muestran variaciones significativas a lo largo del tiempo, reflejando el
efecto dinamico del esquema de actualizacion en la distribucion de la respuesta del AGC. Un fenémeno
particularmente interesante se aprecia en las contingencias G41, G61, G52 y G54 donde la unidad G34
reduce progresivamente su participacion, mientras que otras dos unidades incrementan la suya, lo que
sugiere una modificacion de las condiciones del sistema.

En la Figura se presentan las curvas de frecuencia para cada contingencia analizada. En
todos los casos, la frecuencia retorna a su valor nominal entre los 75 y 90 segundos posteriores a la
contingencia. Los resultados obtenidos al utilizar factores de participaciéon constantes (FPC) y factores
de participacion actualizados (FPA) exhiben un comportamiento muy similar; sin embargo, en general,

el modelo con FPA tiende a presentar valores de frecuencia ligeramente inferiores a los del modelo con
FPC.
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Figura 4.11: Factores de participacién actualizables de las unidades en AGC para las contingencias de
generacion
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Figura 4.12: Frecuencia del sistema para las contingencias de generaciéon para factores de participacion

constantes y actualizables
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Por ltimo, la Figura muestra la evolucién de la potencia estimada necesaria para que se
recupere la frecuencia en un horizonte comprendido entre los 50 y 95 segundos. Corresponde al valor
definido en . Se observa una tendencia decreciente comun en todas las unidades, lo que indica que
la necesidad de regulacién secundaria disminuye progresivamente a medida que el sistema se acerca al
equilibrio entre generacién y demanda. Esta respuesta es coherente con el comportamiento esperado del
AGC, cuyo objetivo es corregir el desbalance de frecuencia hasta restablecer las condiciones nominales
de operacién. Varios generadores, en particular G41, G52, G74, G339, G54 y G671, presentan valores muy
similares en la potencia adicional requerida. Este comportamiento ocurre porque, al momento de la
contingencia, dichas unidades inyectaban similares niveles de potencia, lo que origina una asignacién
comparable de los factores de participacién y, en consecuencia, respuestas dindmicas practicamente
equivalentes.
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Figura 4.13: PAGC para las contingencias

4.3.3. Analisis de costos

El costo asociado a la componente de activaciéon de las unidades candidatas al AGC no se incorpora
en este analisis, dado que dicho costo no se ve afectado por la incorporacién del esquema de actuali-
zacion de los factores de participacion. Asimismo, no resulta factible realizar una comparaciéon directa
entre los costos obtenidos mediante el modelo de optimizaciéon y los derivados de la aplicacion del
esquema de actualizacion. Esto se debe a que, bajo el esquema propuesto, cada ejecucion del AGC se
modela considerando que la frecuencia del sistema retorna a su valor nominal tras la correccion corres-
pondiente. En consecuencia, una eventual agregaciéon de costos entre ejecuciones sucesivas conduciria a
una contabilizaciéon multiple de un mismo evento de desviacién de frecuencia, es decir, sobrestimando
los costos.

Con el objetivo de realizar una comparacién méas representativa entre ambos casos de estudio, el
modelo con factores de participacion fijos y el modelo extendido con esquema de actualizaciéon, se opta
por analizar la energia adicional inyectada por cada generador que participa del AGC durante el CSF.
Este enfoque permite cuantificar el efecto de la actualizacién sobre el esfuerzo de regulaciéon realizado
por las unidades, sin incurrir en duplicidades en el célculo de los costos. Los costos de energia adicional

de cada generador se presentan en las Tablas y

En ambos casos se observa un aumento de los costos cuando se utiliza el esquema de actualizacién
de los factores de participacion. En el caso de referencia, sin variabilidad de la generacion y la demanda,
el costo total de energia adicional es de $207.945 con factores de participacion fijos, mientras que con
factores de participacion actualizables asciende a $208.475. Este incremento es relativamente pequeiio,
del orden del 0,25 %. Una posible causa de este incremento podria estar asociada a la penalizacion de
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s Costos ($) s Costos ($)
G44 24.330 G4, 24.060
G5y 23.703 G5y 23.772
G61 19.122 G6, 19.191
Gbo 23.117 Gbo 23.097
Gbs 24.916 Gb3 24.975
G34 24.494 G34 24.415
Gby 24.859 G5y 25.086
G74 22.578 G74 22.598
G3, 20.826 G3, 21.281
Total 207.945 Total 208.475

(a) Factores de participacion fijos (b) Factores de participacion actualizables

Tabla 4.14: Costos de energia adicional por los generadores que participan del AGC en el caso de
referencia

S G4s | G35 | G34 | Costos ($) s G4s | G35 | G34 | Costos ($)
G4, | 6,64 | 5,13 | 4,54 1.247 G4; | 458 | 4,69 | 7,70 1.421
G51 | 7,23 - - 362 G5y | 7,24 - - 362
G6; | 6,21 | 5,12 | 7,37 1.508 G61 | 4,58 | 4,68 | 9,92 1.642
Gb2 | 6,76 | 5,13 | 6,61 1.461 GbHa | 4,51 | 4,66 | 9,93 1.638
G5z | 7,31 - - 365 Gbsz | 7,31 - - 365
G34 | 4,54 | 2,29 - 433 G34 | 3,08 | 3,79 - 495
G54 | 6,16 | 5,12 | 8,15 1.583 G54 | 4,56 | 4,69 | 10,63 1.713
G74 | 2,40 | 5,16 | 5,53 1.137 G741293| 333 | 7,86 1.232
G392 | 6,06 - 8,99 1.202 G345 | 5,74 - 9,32 1.219

Total 9.298 Total 10.087
(a) Factores de participacion fijos (b) Factores de participacion actualizables

Tabla 4.15: Energia en MWh y costos de energia adicional por los generadores que participan del AGC
con generacién renovable y variabilidad de la demanda

las pérdidas considerada en el esquema de actualizacién, la cual podria inducir distorsiones a la solucién
6ptima. Sin embargo, este aumento de costos es marginal y no representa un cambio significativo en
el funcionamiento del AGC.

Para el caso con generaciéon renovable y demanda variable, se aprecia un aumento en la energia
inyectada a través del generador G35 y (G34. Si bien en algunos casos la energfa total por contingencia
se mantiene relativamente constante, en otros se evidencia un ligero incremento respecto al esquema
de factores fijos. Este cambio en la distribucién se traduce en un aumento del costo total, que pasa
de $9.298 en el modelo base a $10.087 al aplicar el esquema de actualizacion, lo que representa un
incremento aproximado del 8,5%. La causa principal de este aumento parece estar asociada a una
mayor participacion de unidades con costos marginales més elevados, lo que incrementa sus costos
unitarios. Esto significa que el esquema de actualizacion de factores de participaciéon puede permitir
una mejor estimacion de recursos, aunque también puede interpretarse que cambiar los factores de
participacion de las unidades resulta en una peor dinamica del sistema para recuperar la frecuencia.
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4.4. Aplicacion del esquema de actualizaciéon de factores de
participacién propuesto en el Sistema Eléctrico Nacional

4.4.1. Base de datos del SEN

Para la aplicacion del esquema de actualizacion de factores de participacion en el SEN se utiliza la
base de datos publicada por el CEN en Julio de 2022 |20|. Dicha Dicha base de datos contiene distintos
escenarios de operacion del SEN, los cuales son mostrados en la Figura

Escenario | Fecha Hora
Laboral Alta 13-07-2022 19:22
Baja 08-07-2022  4:56
Media 07-07-2022  13:55
Sabado Alta 09-07-2022 18:54
Baja 09-07-2022  4:22
Media 09-07-2022 11:06
Domingo Alta 10-07-2022  19:07
Baja 10-07-2022  8:02
Media 10-07-2022  12:17
Penetracion ERV [ Maxima 09-07-2022 12:37
Minima 11-07-2022  7:06

Figura 4.14: Escenarios de operacion del SEN segun la base de datos del CEN |21]

Solamente se utilizara el escenario Laboral: Escenario Alta, al cual se hara referencia como escenario
peak del SEN. Este corresponde a un dia laboral caracterizado por una alta demanda del sistema.
Dada la hora en que ocurre este escenario, el despacho de generacién estd dominado principalmente
por centrales edlicas, mientras que la participaciéon de las centrales solares es menor.

En el escenario peak del SEN hay un total de 10.519]MW| de generacién que abastecen a una
demanda de 10.169]MW]. En la Tabla se muestra el desglose de la generacion del SEN segtn el
tipo de unidad. La mayor parte de la generaciéon proviene de generadores sincrénicos convencionales.

Tipo de Central Cantidad | Potencia Total [MW] | % del Total
Generadores sincronicos 150 9178,8 87,3
ERV + BESS 39 12824 12,2
Generador asincronico 3 57,8 0,5
Total 192 10519 -

Tabla 4.16: Desglose de la generacion en el SEN para el escenario peak.

Los costos variables C; uel de las unidades que participan en el AGC se obtienen del informe de
Fijacion de Precios de Nudo de Corto Plazo |22|. En el caso de las centrales hidroeléctricas, se considera
un costo variable igual a cero. Los costos fijos de operacion C;‘GC corresponden a los utilizados en [6],
los cuales fueron definidos de manera arbitraria. Cabe senalar que el informe de SSCC del ano 2024 [23|
contiene un total de 75 unidades que participan en el AGC; sin embargo, en [6] se verifico el correcto
funcionamiento de solamente 43 de estas unidades. Por esta razon, tinicamente dichas unidades se
incluyen en el presente anélisis.

4.4.2. Condiciones de simulacién del SEN

Dado el alto esfuerzo computacional asociado a la simulacion del SEN considerando la variabilidad
de la generacién y la demanda, se opta por analizar una tinica contingencia, correspondiente a la unidad
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TER SANTA MARIA U1, la cual inyecta 289,7 [MW] al sistema. Por esta razon, la desconexion de
dicha unidad se realiza al segundo 1 de la simulacién, en lugar de a los 30 segundos, como en los casos
anteriores. No obstante, debido a la dindmica del SEN, se requiere un mayor tiempo para completar
el CPF, se considera que este proceso finaliza al segundo 50 de la simulacion.

De acuerdo con el analisis reportado en [6], la demanda al término del CSF converge a un nivel
comparable al previo a la contingencia. En consecuencia, se ajusta la formulaciéon del modelo de la
Seccion (3.2 para reflejar esta caracteristica, imponiendo que el término de variacién de la demanda por

sensibilidad con la tensién sea nulo, es decir, ADI‘)/ ;’ltt =0.

Los perfiles de generacién renovable y demanda variable fueron incorporados siguiendo la metodo-
logia descrita en la Seccion Cada perfil considera un horizonte temporal de 15 minutos, con datos
muestreados cada 2 segundos. Los registros utilizados corresponden a mediciones reales de centrales
de generacion renovable y de demanda, los cuales fueron escalados proporcionalmente para ajustarse
a la potencia nominal de cada unidad y carga modelada. En total, se incorporaron perfiles para 39
centrales renovables y 958 cargas del sistema, lo que permite representar de manera mas realista la
variabilidad inherente a la operacion del SEN.

El controlador de AGC utilizado corresponde al mismo que esta presente en la Seccion [£:3.2] que
contiene un muestreo de la frecuencia cada 4 segundos y un filtro ajustado para capturar la dindmica
del sistema con estas caracteristicas.

Debido a la elevada complejidad del sistema, el modelo de optimizacién considera tinicamente las
restricciones térmicas de las lineas de transmision con tensiones nominales superiores a 220 [kV]. En
las lineas de menor nivel de tension, se asigna un valor de flujo méaximo suficientemente grande para
evitar que estas impongan limitaciones al despacho. Con el fin de simplificar la resoluciéon del problema
base descrito en la Secciéon los generadores habilitados para participar en el AGC pueden tanto
incrementar como reducir su potencia de generacion, sin tener la posibilidad de reconfigurar la topologia
de la red.

4.4.3. Andlisis del escenario

En la Tabla[f.17]se presentan los costos asociados a la solucion del problema de optimizacion inicial,
correspondiente al escenario peak del SEN ante la desconexion de la unidad TER SANTA MARIA Ul.
El tiempo de solucién del problema de optimizacién fue de 271,9 segundos.

Cstc($) | Cop ($) | Cue ($) | Cpl (9) Total (%)
3.750 | 20.846,37 0 592.777,09 | 617.373,46

Tabla 4.17: Costos asociados al CSF en el SEN para la salida de la unidad TER SANTA MARIA Ul.

Por otra parte, la Tabla [£.18) muestra las 12 unidades que participan del AGC, junto con los
factores de participacion determinados por el modelo. Las unidades que mas contribuyen a la regulacion
secundaria son las centrales hidroeléctricas HE RALCO Ul, HE ANTUCO Ul y HE PEHUENCHE
Ul, las cuales en conjunto aportan mas del 60 % de la capacidad total asignada al AGC.

En la Figura se muestra la evolucion de la frecuencia del sistema tras la desconexion de la
unidad TER SANTA MARIA Ul. Se observa que, hacia el final del CPF, aproximadamente a los
22 segundos, la frecuencia comienza a presentar oscilaciones, para luego, a partir de los 28 segundos,
decaer de manera sostenida. Se realizaron pruebas modificando tanto el nimero de unidades ERV
que ajustan su potencia como la cantidad de cargas con demanda variable, obteniéndose resultados
similares en todos los casos analizados. Las pruebas se extendieron hasta un 25% de generacion o
demanda variable, ya que valores inferiores resultan poco representativos de una condicién real del
sistema. Esto sugiere que la causa del comportamiento observado no depende de la proporciéon de
unidades o cargas variables, sino de la propia presencia de variabilidad en el sistema. Dicho fenémeno
podria deberse a la interacciéon entre los modelos dinamicos de las centrales sincronas y la variabilidad
temporal de la generacién y la demanda.
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Unidad Factor de participacion
TER COCHRANE U1 2,77
TER COCHRANE U2 1,64
TER ANGAMOS U1 2,80
TER TOCOPILLA U16 - TG - TV 9,43
TER CAMPICHE U1 0,07
TER NUEVA VENTANAS U1 3,94
TER CANDELARIA U2 9,56
HE PEHUENCHE U1 12,75
TER SAN ISIDRO II CC1 - TG 5,60
HE ANTUCO U1 22,18
HE PANGUE U1 5,82
HE RALCO Ul 25,43

Tabla 4.18: Valores asociados a cada unidad generadora.

—— CRUICRUCERO 220 kV B1_acp: Electrcal Frequency

55 5

L]

Figura 4.15: Evolucion de la frecuencia del SEN tras la contingencia de la unidad TER SANTA MARIA
Ul.

A pesar de lo anterior, los resultados obtenidos de la optimizacion inicial resultan validos, ya que
solamente toman en cuenta las condiciones iniciales del sistema previo a la contingencia. Esto es un
caso particular dado que una de las consideraciones es que la variaciéon de demanda por sensibilidad
con la tensién es nula.



Capitulo 5

Resumen final y conclusiones

El proposito principal de esta memoria ha sido desarrollar una metodologia para optimizar el
Control Automatico de Generacion (AGC), incorporando mecanismos que permitan operar el sistema
eléctrico bajo criterios técnicos y econémicos mas exigentes. En particular, se abordaron las restricciones
de la red de transmision y las contingencias que afectan el equilibrio entre generaciéon y demanda.
El enfoque propuesto integra, durante la operaciéon posterior a una contingencia, la posibilidad de
reconfigurar la red y flexibilizar la respuesta del sistema, con el objetivo de obtener soluciones més
ecénomicas y cumpliendo los requerimientos técnicos. Esta propuesta responde a la necesidad del
Sistema Eléctrico Nacional (SEN) de adaptarse al aumento de la generacion renovable variable y a la
creciente variabilidad de la demanda.

Para ello, se realiz6 un analisis tedrico del control de frecuencia, del funcionamiento del AGC y de la
normativa vigente en el SEN. Luego, se formuld un modelo de optimizaciéon de dos etapas implementado
en Python-Gurobi, que incorpora variables binarias para seleccionar unidades y conmutar lineas de
transmisién. El modelo genera una base de conocimiento que permite actualizar en tiempo real los
factores de participacién del AGC frente a contingencias.

La validacién del modelo se realizdé mediante simulaciones en DIgSILENT PowerFactory sobre un
sistema de 50 barras, considerando distintos escenarios operativos. Los resultados indican que el AGC
propuesto mantiene la frecuencia del sistema dentro de los limites normativos. Ademas, la incorporacién
de la reconfiguraciéon de red permitié reducir los costos operativos y mitigar las congestiones post-
contingencia. A su vez, la posibilidad de que las unidades ajusten su potencia tanto al alza como a la
baja mejoro la asignacion de recursos y favorecié una respuesta mas estable y equilibrada del sistema.

Asimismo, la actualizacion de los factores de participaciéon permitié que el AGC adaptara su res-
puesta ante distintas condiciones operativas. No obstante, en algunos casos esta actualizaciéon provocod
una redistribuciéon de potencia hacia unidades con mayores costos marginales, lo que se tradujo en un
leve incremento del costo total respecto del esquema con factores fijos. Se llevd a cabo la aplicacion de
este esquema en el SEN, aunque no fue posible obtener resultados concluyentes, probablemente debido
a conflicto entre la variabilidad impuesta y la representaciéon dindmica de las maquinas generadoras
dentro del modelo de simulacién.

Finalmente, se destaca que para la implementaciéon de la metodologia propuesta en un sistema real
serfa necesario contar con un sistema supervisor capaz de entregar en tiempo casi real (con actualiza-
ciones del orden de algunos segundos) informacion sobre el estado operativo, las potencias despachadas
por las unidades, los flujos en lineas de transmisiéon y la detecciéon de contingencias. Esta informacién
es fundamental para que el modelo pueda actualizar correctamente la base de conocimiento y enviar
consignas dinamicas y coherentes al AGC, asegurando una respuesta eficiente y segura ante variaciones
de generacion y demanda.

En sintesis, el trabajo desarrollado demuestra que es posible mejorar el desempeno del AGC tradi-
cional mediante la integracion de técnicas de optimizacion, flexibilidad en la respuesta de las unidades
y reconfiguracion de red. Esto se traduce en una operacién méas econémica, confiable y resiliente del

61
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sistema eléctrico, aportando una herramienta que puede resultar de utilidad frente a los desafios de los
sistemas modernos con alta penetraciéon de renovables y mayor incertidumbre operativa. No obstante,
su efectividad practica dependeré del desarrollo de sistemas de supervision adecuados y de la disponi-
bilidad de una base de conocimiento suficientemente amplia que permita cubrir la mayor cantidad de
contingencias relevantes en la operacion real.
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Anexos A

A.1. Formulacion DC basada en factores de sensibilidad

El problema de flujo de potencia 6ptimo DC considera las variables de potencia activa y dngulos de
fase de voltaje en cada barra del sistema, estas variables traen consigo restricciones para cada generador,
linea y barra. Esta formulacion, incluso para un sistema pequeno, significa un gran niamero de variables
y restricciones de alto costo computacional para su resolucién. Por lo tanto, es positivo considerar una
formulacion alternativa que reduzca el nimero de variables y restricciones, manteniendo una calidad
razonable en la solucion. A continuacion, se utilizan los factores de sensibilidad PTDF (Power Transfer
Distribution Factors) para modelar el sistema de transmision. [7]

Los PTDF son definidos como:

Afy

PTDFiji= 3
Z?J

(A1)

Que representa la variacion del flujo Af; de la linea [ al inyectar una potencia APF; ; en la barra 4
y extraer la misma potencia de la barra j.

Un caso particular de los PTDF son los Shift Factors (SF'), que cumplen la condicién que todos
los cambios de potencia son compensados por el generador de referencia. Se definen los Shift Factors
como:

Afi
A]Di,ref

SFy; = PTDF; ey = (A2)

Donde ref es la barra de referencia. Es posible ordenar todos los Shift Factors en una matriz [SF]
de tamano n; X ny, donde n; es el nimero de lineas y ny es el nimero de barras del sistema. Resulta
sencillo calcular los valores de esta matriz, para lo cual solo se deben utilizar las ecuaciones (A.3) y
, que corresponden al balance de potencia en cada barra y a la ley de Kirchhoff, respectivamente.

P, = Bpys - 0 (A.3)
F =diag(y)-A-¢ (A4)

En las ecuaciones anteriores, se tiene que la matriz [By,s] es la matriz de susceptancia completa
(es decir es la parte imaginaria de la conocida matriz [Yy,s] ), el vector § de tamatio n; es el angulo
de la tension en cada barra, el vector y de tamano n; contiene la admitancia de cada linea, y [A] es la
matriz de incidencia de tamano n; X ny que entrega informaciéon de como es la conexién de las lineas
entre las barras.

Por lo que al despejar el vector § de la ecuacion y sustituirlo en la ecuacién , se obtiene
la matriz de Shift Factors como se detalla en las expresiones y (A.6). Notar que la matriz [Bpys)
es de tipo singular, por lo que se debe utilizar la matriz de identidad reducida [I,] para reducir una
fila y una columna de la matriz de susceptancia y poder obtener la matriz inversa de esta.
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F =diag(y) - A- I - (I - Bpus - I) "' - I - P, (A.5)
SF =diag(y)- A I - (I' - Byus - I,) ™" - I} (A.6)

Como se puede observar, los Shift Factors (y también los PTDF) son factores lineales. Por tanto,
se puede utilizar el principio de superposiciéon para determinar el flujo de potencia en cualquier linea
del sistema. Para hacerlo, se multiplica la matriz de Shift Factors SF por la potencia neta inyectada
en cada barra del sistema P,, obteniendo el vector F' con los flujos en cada linea como se muestra en

(A.7):
F=SF-P, (A7)

Entonces, si consideramos que inyectamos potencia en la barra ¢ y extraemos la misma potencia de
la barra j, el flujo de la linea debe ser la expresion (A.8]). Utilizando la matriz de incidencia se puede
simplificar, de tal manera de obtener (A.9)). Notamos que esa es la expresion que se utiliza para los

PTDF en (A.2).
Afy=SF ;- AP cf +SF ;- APj,er = SF; - AP — SF ;- AP (A.8)
Af=SF - Al AP (A.9)
Por tanto, podemos obtener la matriz de PTDF como se muestra en ({A.10]).

PTDF = SF - AT (A.10)

A.1.1. Reconfiguracién de la red

Con la introduccion de la optimizacion topologica de la red [24] se muestra que existen ahorros
significativos incluso para modelos que incorporan la restriccion N-1 como [25] y [26].

Para analizar la reconfiguracion de la red se utiliza el concepto de flujos virtuales, que permite
redistribuir los flujos de las lineas cuando se desconecta alguna de ellas. Es util por qué no se requiere
modificar la matriz de Shift Factors. Para tal propoésito, se debe anadir una inyeccioén y una extraccion
de la misma potencia en las barras de la linea que se desea desconectar, esto es similar a como fueron
descritos los PTDF en la Seccion A pesar de eso, para mejorar la compresion, se decide mostrar
explicitamente la matriz como en (A.10)).

Para determinar las ecuaciones de los flujos de las lineas se realiza el siguiente anélisis. En la red
habran 2 tipos de lineas: candidatas a desconexién y las que se deben mantener conectadas. Primero,
nos enfocaremos en los flujos de las lineas que se deben mantener conectadas F;, para las cuales nos
encontramos que el flujo por estas lineas debe ser igual al flujo previo mas el efecto del flujo virtual de
las lineas que fueron desconectadas F,. Que se puede expresar como en la ecuacion (A.11).

F;=SF;-P,+ SF;- AT . F, (A.11)

Es importante notar que las matrices SF; y AL son un subconjunto de las matrices de Shift Factors
y de incidencia, respectivamente. Donde, la matriz SF; tiene las filas correspondientes a las lineas
que se mantienen conectadas y la matriz AL tiene las columnas correspondientes a las lineas que se
desconectan.

Por tultimo, para las lineas que son candidatas a desconexion, existen dos posibilidades: que efec-
tivamente se desconecten o que no. En el caso de que alguna de estas lineas se mantenga conectada,
seria similar a lo expresado en la ecuaciéon , con la condicién adicional de que el flujo virtual de
la linea deba ser nulo. En cambio, si se desconecta, el flujo por la linea debe ser igual al flujo virtual y
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no debe estar restringido por el limite de flujo F™ de la linea. Para lograr esto, se debe agregar una
variable binaria z. que toma el valor de 0 si la linea se desconecta y 1 si no. Obteniendo las ecuaciones
y . La segunda expresion contiene la variable M que es un ntmero muy grande, de modo
que no restringa el flujo virtual por la linea.

|SF,- P, — (I — SF.- AL) - F.| <s.-FM (A.12)

|F|<(1—2)-M (A.13)

A.2. Modelo lineal de pérdidas cuadraticas en lineas

A partir de lo detallado en [16], las pérdidas de una linea k son directamente proporcionales al flujo
Py, que circula por esa linea, tal como se detalla en (A.14):

Ploss = <> . P? (A.14)

Siendo G y By, la conductancias y susceptancia de la linea k respectivamente. Sobre la base de lo
anterior, en [16] se propone la siguiente formulacion matematica para linealizar la ecuacion (A.14)):

P, =Pl - P, (A.15)

|Py| = ZL: AP,(l) =P + P, (A.16)
=1

0 < AP(l) < P /L (A.17)

Ploss = (Gy/B2) IZL; k(1) AP(1) (A.18)

k(1) = (20 — )P/ L (A.19)

P P- >0 (A.20)

Siendo las variables P]:r y P, las representaciones del sentido del flujo P, de la linea k. La repre-
sentacion de la linealizacion de la funcion de pérdidas cuadraticas por una linea se ejemplifica en la

Figura

AP(1) - APL)

Figura A.1: Aproximacion lineal por partes de la funcion de pérdidas cuadraticas de una linea [16]
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A.3. Verificacién de supuestos y aproximaciones realizadas

Un analisis de los supuestos y aproximaciones realizadas en el modelo de AGC propuesto, requiere
verificar si estos son vélidos. Para poder cuantificar el impacto de los supuestos y aproximaciones, se
utilizaran las siguientes medidas de dispersion:

« Error medio cuadratico: Es el promedio de los cuadrados de las diferencias entre los valores reales
y los valores estimados. Se define como:
1 n
MSE == (& — z;)° (A.21)

n -
=1

donde z; es el valor estimado y x; es el valor real de las n predicciones.

« Error medio absoluto: Es el promedio de las diferencias absolutas entre los valores reales y los
valores estimados. Se define como:

R
MAE = ~ Z; |2 — (A.22)

« Desviacion maxima (E,,,;): Es la diferencia maxima entre los valores reales y los valores estima-
dos.

« Desviaciéon minima (FE,,;,): Es la diferencia minima entre los valores reales y los valores estimados.
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B.1. Datos del Sistema de 50 barras
B.1.1. Datos de Generadores

La Tabla presenta las especificaciones técnicas de las unidades generadoras que participan
del AGC, incluyendo la barra a la que estan conectadas, el tipo de turbina, los limites minimos y
méaximos de operacion, las tasas de incremento y reduccién de potencia, el coeficiente lineal del costo
de combustible y el costo fijo asociado a la participacién en el CSF.

Nombre Barra Turbina Pmin | Pmax RD RU OgF v o
[MW] | [MW] | [MW /min] | [MW /min] | [$/MWh] [$]
Go1 Term 02 1 GAS 50 520 8 8 200 3000
G31 Term 03 1 GAS 50 520 6 6 160 2500
Gn Term 05 1 | VAPOR 50 500 6 6 50 1800
Gn Term 08 1 | VAPOR 50 500 5 5 60 2100
G339 Term 03 2 GAS 50 520 7 7 90 500
Gao Term 05 2 | VAPOR 50 500 6 6 60 2800
Gog Term 02 3 GAS 50 520 8 8 210 1500
Gas Term 05 3 | VAPOR 50 500 5 5 50 3500
Ggs Term 07 3 | VAPOR 50 500 7 7 80 4600
Goy Term 02 4 GAS 50 520 8 8 300 12000
Gsy Term 04 4 GAS 50 520 8 8 100 1200
Gy Term 05 4 | VAPOR 50 500 5 5 50 600
Gga Term 07 _4 | VAPOR 50 520 7 7 160 3200

Tabla B.1: Parametros de las unidades generadoras candidatas a participar en el AGC
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En la Tabla se muestra la potencia despachada por los generadores convencionales en los
tres escenarios considerados (Valley, Mean y Peak). Mientras que la Tabla presenta la potencia
despachada correspondientes al nuevo sistema que incluye los generadores de ERV en el escenario peak.

Gs | Valley | Mean Peak
G111 - - 83,11
Go1 50 400 400
Gs1 | 154,832 420 420
Gu 350 350 350
Gs1 400 400 400
Ge1 | 298,028 | 298,538 | 299,176
Gr1 | 298,028 | 298,538 | 299,176
G2 - 50 400
Gao 50 400 400
G2 400 400 400
Gy 400 400 400
G 400 400 400
Gis - - 400
Goas 50 269,573 400
Gss | 238,185 400 400
Gz 400 400 400
Gs3 400 400 400
Ges 400 400 400
Grs 400 400 400
G4 - 50 170,401
en 50 420 420
Gy 400 400 400
Gyq 400 400 400
G54 400 400 400
Gea 400 400 400
Gy 400 400 400

Tabla B.2: Potencia despachada de los generadores en cada escenario de operaciéon
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Gy Peak
PV —09; | 346,5
PV —09; | 297
PV —093 | 396
PV — 094 400
PV — 124 396
PV — 123 297
PV — 139 400
PV — 144 297
WT — 091 400
WT —099 | 337,5
WT —093 | 360
WT — 129 100
WT — 124 180
WiT —13; 200
WT — 143 100
WT — 144 300

Go1 100

G31 100

Gy 339,1

Gs1 400

Ge1 401

Gn 400

Gio 100

Gao 100

G 404,2

Gso 400

Gas 100

Gss3 100

Gys 308,6

Gss3 100

Grs 400

Goy 100

Gsy 100

Gy 400

Gsq 400

Gra 400

Tabla B.3: Potencia despachada por los generadores de ERV en el escenario peak
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B.1.2.

Datos para la demanda

La Tabla muestra la demanda de potencia activa de cada carga, conectada a su respectiva barra,
bajo condiciones de operacion peak, mean y valley, junto con el factor de potencia (FP) correspondiente.

Potencia activa por escenario [MW]

Nombre Area Barra Poak Meoan Valley FP
Load Al Area 1 | Term 10.1 | 200 170 140 0,9545478
Load Bl Area 1l | Term 11.1 | 300 255 210 0,9545476
Load C1 Area 1l | Term 13.1 | 400 340 280 0,941827
Load DI | Areal | Term 13.1 | 300 255 210 0,941827
Load E1 Area 1 | Term 14.1 | 350 297.5 245 0,941827
Load F1 Area 1 | Term 14.1 | 350 297.5 245 0,941827
Load A2 Area 2 | Term 10.2 | 500 425 350 0,9545477
Load B2 | Area 2 | Term 11.2 [ 280 238 196 0,9545478
Load C2 Area 2 | Term 13.2 | 300 255 210 0,9545476
Load D2 Area 2 | Term 14.2 | 700 595 490 0,9545479
Load E2 Area 2 | Term 11.2 | 700 595 490 0,9545479
HVDC Pole 1 | Area 3 Term 15.3 | 1250 1062,5 875 0,8872168
HVDC Pole 2 | Area 3 | Term 15.3 | 1250 1062,5 875 0,8872168
Load A3 Area 3 | Term 10.3 | 150 127,5 105 0,9545475
Load B3 Area 3 | Term 11.3 | 250 2125 175 0,9545477
Load A4 Area 4 | Term 10.4 [ 200 170 140 0,9545478
Load B4 Area 4 | Term 11.4 [ 300 255 210 0,9545478
Load C4 Area 4 | Term 13.4 | 600 510 420 0,9545478
Load D4 Area 4 | Term 13.4 | 200 170 140 0,9545478
Load E4 Area 4 | Term 11.4 [ 200 170 140 0,9545478
Load F4 Area 4 | Term 14.4 | 400 340 280 0,9545478
Load G4 Area 4 | Term 14.4 | 400 340 280 0,9545478

Tabla B.4: Potencia activa de cargas por escenario
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B.1.3. Datos de las lineas de transmisién

La Tabla presenta los datos de las lineas de transmision utilizadas en este estudio. Para cada
linea, se indican las barras de envio y recepcién, la resistencia y reactancia serie, la susceptancia total

en derivacion y la capacidad térmica.

Tabla B.5: Datos de lineas

Nombre Terminal 1 | Terminal 2 | R [Q] | X [Q] | Shae [MVA]
Linel 1 Term 10.1 | Term 09.1 | 0,460 4 1524,2
Line2 1 Term 12.1 | Term 10.1 | 1,150 10 762,1
Line3 1 Term 12.1 | Term 13.1 | 0,058 0,5 457,3
Line4 1 Term 13.1 | Term 14.1 | 0,288 2,5 1524,2
Line5 1 Term 14.1 | Term 10.1 | 0,575 ) 1524,2
Line6 1 Term 11.1 Term 09.1 | 0,460 4 1524,2
Line7 1 Term 12.1 | Term 10.1 | 1,150 10 762,1
Linel 2 Term 10.2 | Term_ 09.2 | 0,008 | 0,067 1143,2
Line2 2 Term 12.2 | Term 10.2 | 2,300 20 381,1
Line3_2 Term 12.2 | Term_ 13.2 | 0,077 | 0,667 1143,2
Line4 2 Term 13.2 | Term 14.2 | 0,383 | 3,333 1143,2
Line5 2 Term 14.2 | Term 10.2 | 1,150 10 762,1
Line6 2 Term 11.2 | Term 09.2 | 0,920 8 762,1
Line7 2 Term 12.2 | Term 10.2 | 2,300 20 381,1
Linel 3 Term 10.3 | Term 09.3 | 0,460 4 1524,2
Line2 3 Term 12.3 | Term 10.3 | 1,150 10 762,1
Line3 3 Term 12.3 | Term 14.3 | 0,345 3 952,59
Line5 3 Term 14.3 | Term 10.3 | 0,575 5 1524,2
Line6 3 Term 11.3 | Term 09.3 | 0,460 4 1524,2
Line7 3 Term 12.3 | Term 10.3 | 1,150 10 762,1
Linel 4 Term 104 | Term 09.4 | 0,460 4 1524,2
Line2 4 Term 124 | Term 104 | 1,150 10 762,1
Line3 4 Term 124 | Term 14.4 | 0,150 0,4 4474
Line4 4 Term 134 | Term 14.4 | 0,288 2,5 1524,2
Line5 4 Term 14.4 | Term 10.4 | 0,575 5 1524,2
Line6_4 Term 11.4 | Term_ 09.4 | 0,460 4 1524,2
Line7 4 Term 12.4 | Term 10.4 | 1,150 10 762,1
Trans Line 1| Term 11.3 | Term 12.3 | 1,380 12 381,1
Trans Line 2 | Term 11.3 | Term 14.1 | 1,380 12 381,1
Trans Line 3 | Term 11.1 | Term 09.1 | 4,600 40 381,1
Trans Line 4 | Term 10.4 | Term 12.9 | 4,350 40 381,1
Trans Line 5 | Term 10.4 | Term 09.1 | 3,600 30 381,1
Trans Line 6 | Term 10.4 | Term 12.2 | 4,600 40 381,1
Trans Line 7 | Term 124 | Term 11.3 | 2,300 20 381,1
Trans Line 8 | Term 124 | Term 11.3 | 2,300 20 381,1




B.1. Datos del Sistema de 50 barras 75

B.1.4. Estado inicial del sistema

En las Figura Figura y Figura se presentan los mapas de calor correspondientes a los
tres escenarios de operacién considerados: peak, mean y valley, respectivamente, antes de la ocurrencia

de alguna contingencia.
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Figura B.2: Mapa de calor del estado inicial del sistema en el escenario de operacién mean.
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Anexos C

C.1. Resultados

En las secciones [C.1.1] [C.1.2] y [C.1.3] se presentan los resultados correspondientes a los tres casos de
estudio analizados en este trabajo. Para cada escenario, se incluyen las tablas comparativas entre los
resultados obtenidos a partir de las simulaciones realizadas en DIgSILENT PowerFactory y aquellos
derivados de la resoluciéon del modelo propuesto mediante Gurobi. Asimismo, se muestran los errores
existentes entre ambos conjuntos de resultados, con el fin de evaluar la concordancia y validez del
modelo planteado. Para el caso III, se anaden tablas adicionales que detallan las lineas desconectadas
en cada contingencia analizada por escenario.

C.1.1. Resultados caso 1

S Resultado G21 G31 G41 G71 G23 G43 G63 G32 G42 G24 G34 GG4 G44 Pagc
G4y DIgSILENT - - - - - 88,3 - 120,0 | 88,7 - - - 37,8 | 334,8
Gurobi - - - - - 89,6 - 117,5 | 90,0 - - - 38,3 | 335,3

G5, DIgSILENT - - 105,7 - - 68,1 - 120,0 | 89,1 - - - - 382,9
Gurobi - - 106,8 - - 68,7 - 119,3 | 90,0 - - - - 384.,8

6. DIgSILENT | - - - - - T2A - 1197 [885 | - - - - 1280,6
Gurobi - - - - - 73,6 - 115,4 | 90,0 - - - - 279,0

s, DIgSILENT | - - - - - 495 - 1200935 - - = 1935 356,5
Gurobi - - - - 475 - 11821900 | - - =~ 190,0 | 345,6

G55 DIgSILENT - - 55,4 - - 89,2 - 120,0 | 89,2 - - - 38,2 | 392,0
Gurobi - - BT | - - 1900 - [119,6 [ 90,0 | - - - [383 (3937

G34 DIgSILENT - - - - - 87,7 - 120,0 | 89,3 - - - 89,3 | 386,3
Gurobi - - - - - 88,4 - 119,3 | 90,0 - - - 90,0 | 387,7

G5, DIgSILENT - - 1,6 - - 89,5 - 120,0 | 89,5 - - - 89,5 | 390,1
Gurobi - - 1,3 - - 90,0 - 119,5 | 90,0 - - - 90,0 | 390,8

GTa DIgSILENT - - - - - - - 35,2 | 87,9 - 115,0 | 115,0 - 353,1
Gurobi - - - - - - - 34,1 | 90,0 - 111,7 | 119,5 - 355,3

G3s DIgSILENT - - 59,8 - - 89,2 - - 89.9 - - - 89,2 | 328,1
Gurobi - - 59,8 - - 89,2 - - 90,0 - - - 89,2 | 328,2

Tabla C.1: Resultados obtenidos del caso 1 utilizando el modelo realizado en Gurobi y la validaciéon
realizada en DIgSILENT, en el escenario peak
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s | G2, | G31 | G4, | GT1 | G235 | G435 | G63 | G35 | G4y | G24 | G34 | G654 | G4y | Page
G4y | - - - - S a3 - 25 | 1,3 - - = [ -05 | 0,5
G5, | - N S T 06| - [07]-09] - - - — 19
G6, | - - _ _ a2 - [ 43|15 - - - ~ 16
G5y | - - - - 20 - [18]35 | - - ~ 735 [10,9
Gbs | - - 03] - 08 - [04]-08] - - o1 [ a7
G34 | - - - - o7 - o7 |-07] - - = 07 [ 14
G5y | - 03| - ~ 05 - [05 |05 - - ~ =05 | -0,7
GTy | - - - - - - 109 [21 - 3345 - |22
G3, | - - 0 | - - 0 | - — o1 | - - [0 |01

Tabla C.2: Diferencia de potencias del caso 1 realizado en Gurobi y la validaciéon realizada en DIgSI-
LENT, en el escenario peak

S Resultado G21 G31 G41 G71 G23 G43 G63 G32 G42 G24 G34 G64 G44 Pagc
a4 DIgSILENT | - - - - 60,8 - [ 1200889 - - ~ 67,7 | 3374
Gurobi - - - - T 615 - | 1185900 - - ~ 68,5 | 3385

G5, DIgSILENT | - 1073 - Z 60,8 - [ 1200892 - - ~ 1795 | 3%68
Gurobi - 1082 - T 612 - 1200900 - - ~ 79,3 [ 3383

G6, DIgSILENT - - - - - 60,4 - 120,0 | 88,4 - - - 16,1 | 284,9
Gurobi - - - - 614 - | 1164900 - - = 16,3 | 284.1

G5s DIgSILENT - - - - - 71,0 - 120,0 | 93,1 - - - 93,1 | 377,2
Gurobi - - - - 686 - | 1200900 - - ~1790,0 | 368,6

G55 DIgSILENT - - 5,6 - - 89,3 - 120,0 | 89,3 - - - 89,3 | 393,5
Gurobi - - 5,3 - - 90,0 - 120,0 | 90,0 - - - 90,0 | 395,3

G3, DIgSILENT - - 174 - - 89,4 - 120,0 | 89,4 - - - 89,4 | 405,7
Gurobi - - 17,4 - - 90,0 - 120,0 | 90,0 - - - 90,0 | 407,4

G5y DIgSILENT - - 5,6 - - 89,6 - 120,0 | 89,6 - - - 89,6 | 394,4
Gurobi - - 5,3 - - 90,0 - 120,0 | 90,0 - - - 90,0 | 395,3

o DIgSILENT | - - _ _ S 13| - 12000 [ 90,0 | - = 52,9 88,7 | 362,9
Gurobi - - - - - 11,0 - 119,6 | 90,0 - - 53,8 | 88,7 | 363,0

G3s DIgSILENT - - 81,6 - - 89,4 - - 89,4 - - - 89,4 | 349,8
Gurobi - - 82,1 - - 90,0 - - 90,0 - - - 90,0 | 352,1

Tabla C.3: Resultados obtenidos del caso 1 utilizando el modelo realizado en Gurobi y la validacion
realizada en DIgSILENT, en el escenario mean

s | G2, | G3, | G4y | G71 | G235 | G43 | G63 | G35 | Gy | G24 | G314 | G64 | Gy | Page
G4y | - - - - 07| - 15 [ - - 08| 1L
G5 | - 09 - ~ 04| - 0 |-08] - - ~ 02 |20
G6, | - - - - 10| - [36 [-16] - - 027 038
G5y | - - - - 24 | - 0 | 31| - - ~ 731 | 86
Gbs | - 103 | - ~ o7 [ - 0 |-07] - - N I
G3, | - - 0 | - ~ 06| - 0 |-06] - - — 06 | 1,7
G5. | - 103 | - 04| - 0 |-04] - - ~ 04|09
GT, | - - - - 103 - o4 0 [ - 109 0 [-01
G3, | - 05| - — 06| - ~ 06| - - ~ 06 | 2,3

Tabla C.4: Diferencia de potencias del caso 1 realizado en Gurobi y la validaciéon realizada en DIgSI-
LENT, en el escenario mean
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S Resultado G21 G31 G41 G71 023 G43 G63 G32 G42 G24 G34 G64 G44 Pagc
o1 DIgSILENT | - - - - T894 - 1200900 - - C 42,3 3417
Gurobi - - - - - 894 - 1198900 - - - 4223414

G5, DIgSILENT - - 110,0 - - 43,7 - 120,0 | 90,0 - - - 27,9 | 391,6
Gurobi - - 1100 | - - [436 | - [120,0]90,0 - - - 27713913

G6, DIgSILENT - - 75,5 - - 4,2 - 120,0 | 89,6 - - - - 289,3
Gurobi - - 75,8 - - 4,0 - 117,6 | 90,0 - - - - 2874

G5s DIgSILENT - - 55,0 - - 26,4 - 120,0 | 94,0 - - - 94,0 | 3894
Gurobi - - 52,5 - - 25,1 - 120,0 | 90,0 - - - 90,0 | 377,6

G55 DIgSILENT - - 5,8 - - 89,8 - 120,0 | 89,8 - - - 89,8 | 395,2
Gurobi - - 5.6 - 90,0 - [120,0]90,0 - - ~1790,0 | 395,6

3 DIgSILENT | - 746 | - T 232 - 1200902 - - = 1790,2 | 398,2
Gurobi - a4 | - T 229 - [1200]90,0 - - ~1790,0 | 397.3

G54 DIgSILENT - - 39,4 - - 58,3 - 120,0 | 90,1 - - - 90,1 | 397,9
Gurobi - 392 [ - 581 - | 120,0]90,0 - - ~1790,0 | 395,3

G DIgSILENT - - 38,9 - - 32,6 - 120,0 | 90,4 - - - 90,4 | 372,3
Gurobi - - 38,6 - - 32,2 - 120,0 | 90,0 - - - 90,0 | 370,9

3 DIgSILENT | - - 1060 | - - 382 - - 1900 - - = 90,0 | 324,2
Gurobi - - 106,0 - - 38,1 - - 90,0 - - - 90,0 | 324,1

Tabla C.5: Resultados obtenidos del caso 1 utilizando el modelo realizado en Gurobi y la validaciéon
realizada en DIgSILENT, en el escenario valley

s | G2, | G31 | G4, | G7y | G23 | G435 | G63 | G3y | G4y | G2, | G341 | G64 | G4y | Page
Gdy | - _ _ _ _ 0 o021 0 _ _ o103
G5 | - - 0 _ o1 | - 0 | 0 _ - 102103
G61 | - 03] - o2 - [24 04 - _ _ 119
G5y | - ~ 25 | - 13| - 0 | 40 | - _ C 40 [ 118
G5s | - 102 | - - 02| - 0 |-02] - _ ~ 02 -04
G3. | - 02| - 03] - 0 | 02| - _ 1021009
G5i | - 02 | - 102 | - 0 | 01| - _ 01| 06
GT. | - 103 | - - 104 | - 0 | 04 | - _ ~ 04 | 14
G3, | - - 0 - o1 | - - 0 - _ _ 0 | 0,1

Tabla C.6: Diferencia de potencias del caso 1 realizado en Gurobi y la validaciéon realizada en DIgSI-
LENT, en el escenario valley
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C.1.2. Resultados caso 2

S Resultado G21 G31 G41 G71 G23 G43 G63 G32 G42 G24 G34 G64 G44 Pagc
a1, DIgSILENT | - - - - - 883 - 1200887 - - - 37,8 | 334,8
Gurobi - - - - - 1896 | - [117,5 90,0 - - - 38,3 | 335,3

G5, DIgSILENT - - 105,7 - - 68,1 - 120,0 | 89,1 - - - - 382,9
Gurobi - - 106,8 - - 68,7 - 119,3 | 90,0 - - - - 384,8

G6, DIgSILENT - - - - - 72,4 - 119,7 | 88,5 - - - - 280,6
Gurobi - - - - - 73,6 - 115,4 | 90,0 - - - - 279,0

G5o DIgSILENT - - - - - 49,5 - 120,0 | 93,5 - - - 93,5 | 356,5
Gurobi - - - - - 47,5 - 118,2 | 90,0 - - - 90,0 | 345,6

G5 DIgSILENT - - 55,4 - - 89,2 - 120,0 | 89,2 - - - 38,2 | 392,0
Gurobi - - 55,7 - - 90,0 - 119,6 | 90,0 - - - 38,3 | 393,7

3 DIgSILENT | - - - - - 877 - 11200 89,3 - - - 89,3 | 386,3
Gurobi - - - - - 884 - [119,3 90,0 - - - 90,0 | 387,7

G54 DIgSILENT - - 1,6 - - 89,5 - 120,0 | 89,5 - - - 89,5 | 390,1
Gurobi - - 1,3 - - 90,0 - 119,5 | 90,0 - - - 90,0 | 390,8

j DIgSILENT | - - - - - - - 736 [881| - 9441153 -17,6 | 353.8
Gurobi - - - - - - 713 (90,0 - [91,5 1195 | -18,3 | 355,3

(3, | DIESILENT |- - [ 598 | - - 892 - - 899 - - -~ 89,2 [ 3281
Gurobi - - 59,8 - - 89,2 - - 90,0 - - - 89,2 | 328,2

Tabla C.7: Resultados obtenidos del caso 2 utilizando el modelo realizado en Gurobi y la validaciéon
realizada en DIgSILENT, en el escenario peak

s | G2 | G31 | G4, | GT1 | G23 | G435 | G63 | G35 | G4y | G24 | G334 | G64 | G4y | Page
Gdy | - - - - S a3 - 25 | 1,3 - - ~ =05 | 05
G5, | - |- — 06| - [07]-09] - - - ~ 19
G6; | - - _ _ a2 - [ 43|15 - _ _ ~ 16
G5y | - - - - 20 - [18]35 | - - ~ 735 [109
Gbs | - - 03] - 08 - [04]-08] - - o1 [ a7
G3y| - - - - o7 - o7 |-07] - - - 07 [ 14
G5y | - - 03| - ~ 05 - [05 |05 - - ~ =05 | -0,7
GTy | - - - - - - 239 - - 07 [ 0.2
G3, | - o [ - — o [ - ~ o1 | - - [0 |01

Tabla C.8: Diferencia de potencias del caso 2 realizado en Gurobi y la validaciéon realizada en DIgSI-
LENT, en el escenario peak
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S Resultado G21 G31 G41 G71 G23 G43 G63 G32 G42 G24 G34 G64 G44 Pagc
Gy DIgSILENT - - - - - 60,8 - 120,0 | 88,9 - - - 67,7 | 3374
Gurobi - - - - 615 - | 1185900 - - ~ 68,5 | 3385

G5, DIgSILENT - - 107,3 - - 60,8 - 120,0 | 89,2 - - - 9,5 | 386,8
Gurobi - - 108,2 - - 61,2 - 120,0 | 90,0 - - - 9,3 | 388,8

G6, DIgSILENT - - - - - 60,4 - 120,0 | 88,4 - - - 16,1 | 284,9
Gurobi - - - - - 61,4 - 116,4 | 90,0 - - - 16,3 | 284,1

G5y DIgSILENT - - - - - 71,0 - 120,0 | 93,1 - - - 93,1 | 377,2
Gurobi - - - - - 68,6 - 120,0 | 90,0 - - - 90,0 | 368,6

5 DIgSILENT | - - 5,6 - 89,31 - [ 1200893 - - - [89,3[3935
Gurobi - - 5,3 - - 90,0 - 120,0 | 90,0 - - - 90,0 | 395,3

3 DIgSILENT | - - 175 |- 894 | - 1200|894 - - ~ 89,4 | 405.7
Gurobi - - 17.4 - - 90,0 - 120,0 | 90,0 - - - 90,0 | 407,4

G54 DIgSILENT - - 5,6 - - 89,6 - 120,0 | 89,6 - - - 89,6 | 3944
Gurobi - - 5,3 - - 90,0 - 120,0 | 90,0 - - - 90,0 | 395,3

o DIgSILENT | - - - - S 13 - 12000 [ 90,0 | - = 52,9 88,7 | 362,9
Gurobi - - - - T 10 - 1196 ] 90,0 | - ~ 53,81 88,7 | 363,0

3, DIgSILENT | - 816 | - 804 - - 899 - - ~ 89,4 | 3498
Gurobi - - 82,1 - - 90,0 - - 90,0 - - - 90,0 | 352,1

Tabla C.9: Resultados obtenidos del caso 2
realizada en DIgSILENT, en el escenario mean

utilizando el modelo realizado en Gurobi y la validacion

s | G21 | G31 | G4, | G71 | G235 | G43 | G63 | G3y | G4y | G24 | G314 | G64 | Gy | Page
G4y | - _ _ o7 - 15 a1 - C 08 | 11
G5 | - 109 04| - 0 | 08| - 102 | 2,0
G6, | - - - 10| - [36 |16 - 1021038
G5y | - _ _ C 24 | - 0 | 31| - ~ 31| 86
Ghs | - 103 07| - 0 |-07] - 07|18
G3, | - o1 06| - 0 | 06| - ~ 106 | -1,7
G5. | - 103 04| - 0 | 04| - ~ 04 | <09
GT. | - - - (03] - o4 0 _ 09| 0 |-01
G3, | - — 05 06| - B I 106 | 2,3

Tabla C.10: Diferencia de potencia del caso 2 realizado en Gurobi y la validacion realizada en DIgSI-
LENT, en el escenario mean

S Resultado G21 G31 G41 G71 G23 G43 G63 G32 G42 G24 G34 G64 G44 Pagc
a1 DIgSILENT | - - - - - 894 - 1200900 - - - 42,3 3417
Gurobi - - - - - 1894 - [1198190,0 | - - - 42273414

G5, DIgSILENT - - 110,0 - - 43,7 - 120,0 | 90,0 - - - 27,9 | 391,6
Gurobi - - 110,0 - - 43,6 - 120,0 | 90,0 - - - 27,71 391,3

G64 DIgSILENT - - 75,5 - - 4,2 - 120,0 | 89,6 - - - - 289,3
Gurobi - - 75,8 - - 4,0 - 117,6 | 90,0 - - - - 287.4

59 DIgSILENT | - 550 | - T 264 - 1200940 - - = 1794,0 | 389.4
Gurobi - - 525 | - ~ 251 - [120,0] 90,0 - - ~ 90,0 | 377.6

54 DIgSILENT | - - 5.8 - 89,8 - 1200|898 - - = 1789,8 | 395,2
Gurobi - - 5.6 - 90,0 - [120,0]90,0 - - ~1790,0 | 395,6

G34 DIgSILENT - - 74,6 - - 23,2 - 120,0 | 90,2 - - - 90,2 | 398,2
Gurobi - - Taa | - - 229 - [120,0]90,0 - - = 1790,0 [ 397.3

G5y DIgSILENT - - 39,4 - - 58,3 - 120,0 | 90,1 - - - 90,1 | 397,9
Gurobi - - 39,2 - - 58,1 - 120,0 | 90,0 - - - 90,0 | 397,3

G DIgSILENT - - 38,9 - - 32,6 - 120,0 | 90,4 - - - 90,4 | 372,3
Gurobi - - 7386 | - - [322 - [1200]90,0 - - ~1790,0 | 370,9

3 DIgSILENT | - - 1060 | - 382 - 900 - - = 1790,0 | 324,2
Gurobi - - [106,0 | - - 381 | - - 90,0 - - = 190,0 [ 324,1

Tabla C.11: Resultados obtenidos del caso 2 utilizando
realizada en DIgSILENT, en el escenario valley

el modelo realizado en Gurobi y la validaciéon
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s | G2y | G3, | G4, | GT1 | G235 | G435 | G63 | G35 | G4y | G24 | G34 | G64 | Gy | Page
G4, | - - - - - 0 o021 0 - - 101103
G5, | - - 0 - o1 | - 0 | 0 - - ~ 102103
G6, | - T 03] - ~ 102 - 2404 - _ _ [ 19
G5y | - ~ 25 | - 13| - 0 | 40 | - - 140 | 118
G5; | - 02| - 02 - 0 |-02] - _ 0204
G3, | - 102 | - 03| - 0 | 02| - - 102109
G5, | - 02| - 02| - 0 | 0,1 | - - 01| 06
GT.| - 03] - ~ 04 | - 0 | 04 | - _ 104 | 14
G3s | - _ 0 _ o1 | - _ 0 _ - _ 0 | 01

Tabla C.12: Diferencia de potencias del caso 2 realizado en Gurobi y la validacion realizada en DIgSI-
LENT, en el escenario valley
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C.1.3. Resultados caso 3

s Resultado | G2; | G31 | G41 | G71 | G23 | G43 | G63 | G32 | G4a | G24 | G34 | G64 | G44 | Page
e DIgSILENT - - - - - 84,0 - 116,1 | 84,4 - - - 35,9 | 3204
Gurobi - - - - - 89,6 - 1175 | 90,0 - - - 38,1 | 335,2

G5y DIgSILENT - - 103,4 - - 66,6 - 120,0 | 87,2 - - - - 377,2
Gurobi - - 106,8 - - 68,6 - 119,3 | 90,0 - - - - 384,7

a6, DIgSILENT - - - - - 70,1 - 116,1 | 85,9 - - - - 272,1
Gurobi - - - - - 73,4 - 1154 | 90,0 - - - - 278,8

G5, DIgSILENT - - - - - 45,7 - 119,9 | 86,6 - - - 86,6 | 338,8
Gurobi - - - - - 474 - 118,2 | 90,0 - - - 90,0 | 345,6

G55 DIgSILENT - - 32,4 - - 86,9 - 120,0 | 86,9 - - - 58,6 | 384,8
Gurobi - - 33,3 - - 90,0 - 119,6 | 90,0 - - - 60,6 | 393.5

G34 DIgSILENT - - - - - 85,7 - 120,0 | 87,3 - - - 87,3 | 380,3
Gurobi - - - - - 88,3 - 119,3 | 90,0 - - - 90,0 | 387.6

G5, DIgSILENT - - 14 - - 87,5 - 120,0 | 87,5 - - - 87,5 | 383,9
Gurobi - - 1,2 - - 90,0 - 119,5 | 90,0 - - - 90,0 | 390,7

G DIgSILENT - - - - - 84,4 - 99,7 | 84,4 - 57,9 - 14,0 | 340,4
Gurobi - - - - - 90,0 - 100,9 | 90,0 - 58,5 - 14,7 | 354,0

G3y DIgSILENT - - 59,8 - - 89,2 - - 89,9 - - - 89,2 | 328,1
Gurobi - - 59,8 - - 89,2 - - 90,0 - - - 89,2 | 328,2

Tabla C.13: Resultados obtenidos del caso 3 utilizando el modelo realizado en Gurobi y la validaciéon
realizada en DIgSILENT, en el escenario peak

s | G2, | G3, | G4, | GT1 | G23 | G43 | G63 | G35 | G4y | G2 | G34 | G654 | Gy | Page
Gay | - - - - ~ 56| - | 14|56 - - - 22148
G5, | - N I 20 - 07 [ 28] - - - R
G6, | - - - - B3 - 07 |41 - - - 67
Ghy | - - - - N I B AT 0 I/ B - ~ [ 34 638
Gbs | - — 09 | - S B1 - 04 |31 - - ~ 20 87
G3y | - - - - 26 - |07 |27 - - 27 73
Gby | - 02 | - - 25 - 05 |25 - - - 25| 638
GTy | - - - - 56 - 1256 - |06 - |-07]-136
G3y | - o | - - o | - - 01| - - [0 |01

Tabla C.14: Diferencia de potencias del caso 3 realizado en Gurobi y la validacion realizada en DIgSI-
LENT, en el escenario peak
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S Resultado G21 G31 G41 G71 G23 G43 G63 G32 G42 024 G34 G64 G44 PagC
Gy DIgSILENT - - - - - 60,2 - 120,0 | 88,0 - - - 67,0 | 335,2
Gurobi - - - - -~ 615 - | 1185900 - - - 1685 | 3385

G5, DIgSILENT - - 106,3 - - 60,3 - 120,0 | 88,4 - - - 9,3 | 384,3
Gurobi - - 11082 - — 612 - 1200 (90,0 - - - 192 3887

a6 DIgSILENT | - - - - - 580 - [1156 | 848 | - - - 154 | 2738
Gurobi - - - - - 61,4 - 116,4 | 90,0 - - - 16,2 | 284,1

s, DIgSILENT | - - - - - 1689 - 1200904 - - - 1904 | 369,7
Gurobi - - - - - 68,5 - 120,0 | 90,0 - - - 90,0 | 368,5

G55 DIgSILENT - - 5,1 - - 85,4 - 120,0 | 85,4 - - - 85,4 | 381,3
Gurobi - - 5,2 - - 90,0 - 120,0 | 90,0 - - - 90,0 | 395,2

G34 DIgSILENT - - 17,3 - - 88,6 - 120,0 | 88,6 - - - 88,6 | 403,1
Gurobi - - 17,3 - - 90,0 - 120,0 | 90,0 - - - 90,0 | 407,3

G5, DIgSILENT - - 5,4 - - 88,4 - 120,0 | 88,4 - - - 88,4 | 390,6
Gurobi - - 5.3 - 1900 - [1200]900] - - ~ 1900 | 3953

G DIgSILENT - - - - - - - 120,0 | 86,4 - 1141 - 39,6 | 360,1
Gurobi - - - - - - - 11196 [ 90,0 | - [112,7| - [41,1] 3634

G3, DIgSILENT - - 81,3 - - 89,1 - - 89,1 - - - 89,1 | 348,6
Gurobi - - 821 | - - 1900 - - [90,0 [ - - - 190,0 | 352,1

Tabla C.15: Resultados obtenidos del caso 3 utilizando el modelo realizado en Gurobi y la validaciéon
realizada en DIgSILENT, en el escenario mean

s | G2, | G3, | G4, | GTy | G23 | G43 | G63 | G35 | Gdy | G24 | G34 | G64 | GAy | Page
Gd | - - - - a3 - 15 |20 - - 15| 3.3
G5 | - 19| - 109 - [0 |16 - - o1 | 44
G6, | - - - - o BAa - 0852 - - - |08 1-10,3
Ghy | - - - - o4 - |0 |04 - - 04 | 1.2
Gbs | - 01| - a6 - |0 |46 - - - 46 | 13,9
G3y | - o |- A - o |14 - - A | 42
Gbs | - o1 | - a6 - |0 |16 - - ~16 | 4T
GTs | - - - - - - 04 [36] - |14 - |15 3.3
G3, | - ~ o7 | - 09| - ~ 09| - - 09| 35

Tabla C.16: Diferencia de potencia del caso 3 realizado en Gurobi y la validacion realizada en DIgSI-
LENT, en el escenario mean

S Resultado G21 G31 G41 G71 023 G43 G63 G32 G42 G24 G34 G64 G44 Pagc
a1 DIgSILENT | - - - - - 894 | - 1200900 - - - 42,3 3417
Gurobi - - - - 894 - [1198]90,0 - - C 422 [ 3414

G5, DIgSILENT - - 110,0 - - 43,7 - 120,0 | 90,0 - - - 27,9 | 391,6
Gurobi - - 110,0 - - 43,6 - 120,0 | 90,0 - - - 27,71 391,3

G6; DIgSILENT - - 75,5 - - 4,2 - 120,0 | 89,6 - - - - 289,3
Gurobi - - 75,8 - - 4,0 - 117,6 | 90,0 - - - - 287,4

G5 DIgSILENT - - 73,0 - - 5,5 - 120,0 | 90,8 - - - 90,8 | 380,1
Gurobi - - 72,3 - - 9,2 - 120,0 | 90,0 - - - 90,0 | 377,5

54 DIgSILENT | - - 5.8 - 89,5 | - [ 1200|895 | - - = 1789,5 | 3943
Gurobi - - 5.6 - ~ 90,0 - [120,0]90,0 - - ~1790,0 | 395,6

s, DIgSILENT | - - 622 | - - 335 - 1200885 - - - 88,5 | 392,7
Gurobi - 632 | - T340 - [120,0]90,0 | - - = 90,0 | 397.2

G5, DIgSILENT - - 39,4 - - 58,3 - 120,0 | 90,2 - - - 90,2 | 398,1
Gurobi - - 39,2 - - 58,1 - 120,0 | 90,0 - - - 90,0 | 397,3

G DIgSILENT - - 38,9 - - 32,6 - 120,0 | 90,4 - - - 90,4 | 372,3
Gurobi - - 38,6 - - 32,2 - 120,0 | 90,0 - - - 90,0 | 370,9

(3, | DISILENT |- - 1060 | - - 382 - - 90,0 - R - 1900 [ 324,2
Gurobi - - 106,00 | - 381 - 1900 - - = 790,0 | 324,1

Tabla C.17: Resultados obtenidos del caso 3 utilizando el modelo realizado en Gurobi y la validacion
realizada en DIgSILENT, en el escenario valley
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s | G2, | G31 | G4, | GTy | G23 | G435 | G63 | G33 | G4y | G24 | G34 | G64 | G4y | Page
Gdy | - _ _ _ _ 0 ~ 102 0 _ _ 101103
G5 | - - 0 - o1 | - 0 | 0 - - — 102103
G6, | - 03] - o2 - [24 04 - _ _ 119
G5y | - o7 | - 103 | - 0 | 08 | - - 108 | 26
Gbs | - 02| - 05| - 0 |05 - - 05 |13
G3. | - S0 - 05| - 0 |-15]| - _ T 15 | 45
G54 | - 102 | - 102 | - 0 | 02| - _ 0208
GT, | - 103 | - 104 | - 0 | 04 | - - 04 | 14
G3y | - - 0 - o1 | - - 0 _ _ _ 0 | 0,1

Tabla C.18: Diferencia de potencia del caso 3 realizado en Gurobi y la validacion realizada en DIgSI-
LENT, en el escenario valley

Linea G41 G51 G61 G52 G53 G34 G54 G74 G32
Line2;
Lineby 1
Line7y 1 1
Line2s 1 1 1 1 1 1 1
LineT, 1 1 1 1 1 1 1
Linels
Line2;
Lin€14
Line2y 1
Linedy 1
Lineb, 1
LineT, 1

TransLines 1

Tabla C.19: Numero de veces que la linea se ha reconfigurado en la contingencia de cada generador
para el caso peak.

Linea G41 G51 G61 G52 G53 G34 G54 G74 G32
Line2q 1 1
Linedq
LineT,
Line2q 1 1 1
LineT7s 1 1 1 1
Linels
Line2s 1 1
Linely

Line2y
Lined, 1 1
Linedy
LineTy

TransLines

Tabla C.20: Ntamero de veces que la linea se ha reconfigurado en la contingencia de cada generador
para el caso mean.
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Linea G41 G51 G61 G52 G53 G34 G54 G74 G32
Line2y 1 1
Lineby
Line7,
Line2q
LineTs
Linels 1
Line23
Linely 1
Line2y
Linedy 1
Lineby
Line7,

TransLines

Tabla C.21: Numero de veces que la linea se ha reconfigurado en la contingencia de cada generador
para el caso valley.
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C.1.4. Resultados esquema de actualizacion en el sistema base

Time | G27 | G341 G4, G771 | G23 | G453 | G635 | G35 G4, G24 G3,4 G64 G44
40 0 0 0,237249 0 0 0 0 0 0,274073 0 0,216991 0 0,271687
44 0 0 0,070712 0 0 0 0 0 0,278786 0 0,371715 0 0,278786
48 0 0 0,080357 0 0 0 0 0 0,276517 0 0,366609 0 0,276517
52 0 0 0,095728 0 0 0 0 0 0,277106 0 0,35006 0 0,277106
56 0 0 0,109607 0 0 0 0 0 0,277631 0 0,33513 0 0,277631
60 0 0 0,122276 0 0 0 0 0 0,277857 0 0,277857 0 0,277857
64 0 0 0,133843 0 0 0 0 0 0,277887 0 0,310384 0 0,277887
68 0 0 0,144389 0 0 0 0 0 0,2778 0 0,300011 0 0,2778
72 0 0 0,153979 0 0 0 0 0 0,277645 0 0,293133 0 0,277645
76 0 0 0,16268 0 0 0 0 0 0,277451 0 0,282418 0 0,277451
80 0 0 0,170557 0 0 0 0 0 0,277238 0 0,274967 0 0,277238
84 0 0 0,177679 0 0 0 0 0 0,277018 0 0,268284 0 0,277018
88 0 0 0,184098 0 0 0 0 0 0,276794 0 0,262313 0 0,276794
92 0 0 0,189882 0 0 0 0 0 0,27657 0 0,256978 0 0,27657
96 0 0 0,195094 0 0 0 0 0 0,276357 0 0,252193 0 0,276357
100 0 0 0,199789 0 0 0 0 0 0,276157 0 0,247897 0 0,276157
104 0 0 0,204018 0 0 0 0 0 0,275966 0 0,244049 0 0,275966

Tabla C.22: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacion para la contingecia
G3s

Time G21 G31 G41 G71 G23 G43 G63 G32 G42 G24 G34 G64 G44
40 0 0 0,156283 0 0 0 0 0,334345 | 0,254686 0 0 0 0,254686
44 0 0 0,070276 0 0 0 0 0,371169 | 0,278377 0 0 0 0,278377
48 0 0 0,063133 0 0 0 0 0,374747 | 0,281006 0 0 0 0,281006
52 0 0 0,0654 0 0 0 0 0,37384 | 0,28038 0 0 0 0,28038
56 0 0 0,070569 0 0 0 0 0,371772 | 0,278829 0 0 0 0,278829
60 0 0 0,076077 0 0 0 0 0,369569 | 0,277177 0 0 0 0,277177
64 0 0 0,081351 0 0 0 0 0,36746 | 0,275595 0 0 0 0,275595
68 0 0 0,086234 0 0 0 0 0,365506 | 0,27413 0 0 0 0,27413
72 0 0 0,090721 0 0 0 0 0,363712 | 0,272784 0 0 0 0,272784
76 0 0 0,094782 0 0 0 0 0,362087 | 0,271565 0 0 0 0,271565
80 0 0 0,098445 0 0 0 0 0,360622 | 0,270467 0 0 0 0,270467
84 0 0 0,101721 0 0 0 0 0,359312 | 0,269484 0 0 0 0,269484
88 0 0 0,104648 0 0 0 0 0,358141 | 0,268606 0 0 0 0,268606
92 0 0 0,107253 0 0 0 0 0,357099 | 0,267824 0 0 0 0,267824
96 0 0 0,109585 0 0 0 0 0,356166 | 0,267124 0 0 0 0,267124
100 0 0 0,111647 0 0 0 0 0,355341 | 0,266506 0 0 0 0,266506
104 0 0 0,113505 0 0 0 0 0,354598 | 0,265949 0 0 0 0,265949

Tabla C.23: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacion para la contingecia
G74
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Time G21 G31 G41 G71 G23 G43 G63 G32 G42 G24 G34 G64 G44
40 0 0 0,237334 0 0 0 0 0,304361 | 0,229153 0 0 0 0,229153
44 0 0 0,187213 0 0 0 0 0,325115 | 0,243836 0 0 0 0,243836
48 0 0 0,181028 0 0 0 0 0,327589 | 0,245692 0 0 0 0,245692
52 0 0 0,183553 0 0 0 0 0,326579 | 0,244934 0 0 0 0,244934
56 0 0 0,187482 0 0 0 0 0,325007 | 0,243755 0 0 0 0,243755
60 0 0 0,191456 0 0 0 0 0,323418 | 0,242563 0 0 0 0,242563
64 0 0 0,195291 0 0 0 0 0,321884 | 0,241413 0 0 0 0,241413
68 0 0 0,198886 0 0 0 0 0,320446 | 0,240334 0 0 0 0,240334
72 0 0 0,202201 0 0 0 0 0,31912 | 0,23934 0 0 0 0,23934
76 0 0 0,205236 0 0 0 0 0,317905 | 0,238429 0 0 0 0,238429
80 0 0 0,207981 0 0 0 0 0,316807 | 0,237606 0 0 0 0,237606
84 0 0 0,210454 0 0 0 0 0,315819 | 0,236864 0 0 0 0,236864
88 0 0 0,212668 0 0 0 0 0,314933 | 0,2362 0 0 0 0,2362
92 0 0 0,214661 0 0 0 0 0,314135 | 0,235602 0 0 0 0,235602
96 0 0 0,216458 0 0 0 0 0,313418 | 0,235065 0 0 0 0,235065
100 0 0 0,218059 0 0 0 0 0,312776 | 0,234512 0 0 0 0,234512
104 0 0 0,219493 0 0 0 0 0,312203 | 0,234152 0 0 0 0,234152
108 0 0 0,220774 0 0 0 0 0,31169 | 0,233768 0 0 0 0,233768
112 0 0 | 022192 | 0 0 0 0 | 0311232 | 0,233424 | 0 0 0 | 0233424

Tabla C.24: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacion para la contingecia
Gby

Time G21 G31 G41 G71 G23 G43 G63 G32 G42 G24 G34 G64 G44
40 0 0 0,273124 0 0 0 0 0,30735 | 0,231835 0 0 0 0,187691
44 0 0 0,196379 0 0 0 0 0,321448 | 0,241086 0 0 0 0,241086
48 0 0 0,187786 0 0 0 0 0,324886 | 0,243664 0 0 0 0,243664
52 0 0 0,178768 0 0 0 0 0,324893 | 0,24367 0 0 0 0,24367
56 0 0 0,189471 0 0 0 0 0,324212 | 0,243159 0 0 0 0,243159
60 0 0 0,191477 0 0 0 0 0,323409 | 0,242557 0 0 0 0,242557
64 0 0 0,195347 0 0 0 0 0,322581 | 0,241933 0 0 0 0,241933
68 0 0 0,195566 0 0 0 0 0,321774 | 0,24133 0 0 0 0,24133
72 0 0 0,197486 0 0 0 0 0,321006 | 0,240754 0 0 0 0,240754
76 0 0 0,199262 0 0 0 0 0,320295 | 0,240222 0 0 0 0,240222
80 0 0 0,200881 0 0 0 0 0,319648 | 0,239726 0 0 0 0,239726
84 0 0 0,202347 0 0 0 0 0,319061 | 0,239296 0 0 0 0,239296
88 0 0 0,203666 0 0 0 0 0,318534 | 10,2389 0 0 0 0,2389
92 0 0 0,20485 0 0 0 0 0,31806 | 0,238545 0 0 0 0,238545
96 0 0 0,205911 0 0 0 0 0,317651 | 0,238227 0 0 0 0,238227
100 0 0 0,20686 0 0 0 0 0,317256 | 0,237942 0 0 0 0,237942
104 0 0 0,207708 0 0 0 0 0,316917 | 0,237688 0 0 0 0,237688
108 0 0 0,208467 0 0 0 0 0,316613 | 0,23746 0 0 0 0,23746

Tabla C.25: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacién para la contingecia
G34



C.1. Resultados 091

Time G21 G31 G41 G71 G23 G43 G63 G32 G42 G24 G34 G64 G44
40 0 0 0,241591 0 0 0 0 0,302773 | 0,227818 0 0 0 0,227818
44 0 0 0,262718 0 0 0 0 0,3236 0,2427 0 0 0 0,170982
48 0 0 0,270351 0 0 0 0 0,319794 | 0,244285 0 0 0 0,165557
52 0 0 0,273977 0 0 0 0 0,320144 | 0,243464 0 0 0 0,162557
56 0 0 0,276828 0 0 0 0 0,320814 | 0,242374 0 0 0 0,159985
60 0 0 0,278828 0 0 0 0 0,32144 | 0,241273 0 0 0 0,164454
64 0 0 0,261674 0 0 0 0 0,320268 | 0,240171 0 0 0 0,177865
68 0 0 0,251794 0 0 0 0 0,318895 | 0,239171 0 0 0 0,190184
72 0 0 0,24278 0 0 0 0 0,317658 | 0,238243 0 0 0 0,201319
76 0 0 0,234599 0 0 0 0 0,316548 | 0,237411 0 0 0 0,211441
80 0 0 0,227193 0 0 0 0 0,315546 | 0,23666 0 0 0 0,220801
84 0 0 0,220482 0 0 0 0 0,314646 | 0,235984 0 0 0 0,228888
88 0 0 0,215412 0 0 0 0 0,313835 | 0,235376 0 0 0 0,235387
92 0 0 0,217243 0 0 0 0 0,313103 | 0,234827 0 0 0 0,234827
96 0 0 0,218943 0 0 0 0 0,312439 | 0,234329 0 0 0 0,234329
100 0 0 0,22045 0 0 0 0 0,31182 | 0,233865 0 0 0 0,233865
104 0 0 0,221786 0 0 0 0 0,311286 | 0,233464 0 0 0 0,233464
108 0 0 0,222985 0 0 0 0 0,310806 | 0,233105 0 0 0 0,233105
112 0 0 0,224053 0 0 0 0 0,310379 | 0,232784 0 0 0 0,232784

Tabla C.26: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacion para la contingecia
Gb3

Time G21 G31 G41 G71 G23 G43 G63 G32 G42 G24 G34 G64 G44
40 0 0 0,137843 0 0 0 0 0,341684 | 0,260236 0 0 0 0,260236
44 0 0 0,067007 0 0 0 0 0,373197 | 0,279898 0 0 0 0,279898
48 0 0 0,06019 0 0 0 0 0,375924 | 0,281943 0 0 0 0,281943
52 0 0 0,06627 0 0 0 0 0,373492 | 0,280119 0 0 0 0,280119
56 0 0 0,074372 0 0 0 0 0,370251 | 0,277688 0 0 0 0,277688
60 0 0 0,082293 0 0 0 0 0,367083 | 0,275312 0 0 0 0,275312
64 0 0 0,089751 0 0 0 0 0,3641 | 0,273075 0 0 0 0,273075
68 0 0 0,095642 0 0 0 0 0,361359 | 0,271019 0 0 0 0,271019
72 0 0 0,102822 0 0 0 0 0,358871 | 0,269153 0 0 0 0,269153
76 0 0 0,108417 0 0 0 0 0,356633 | 0,267475 0 0 0 0,267475
80 0 0 0,113427 0 0 0 0 0,354629 | 0,265972 0 0 0 0,265972
84 0 0 | 011789 | 0 0 0 0 | 0,352844 | 0,264633 | 0 0 0 |0,264633
88 0 0 0,121866 0 0 0 0 0,351253 | 0,26344 0 0 0 0,26344
92 0 0 0,125405 0 0 0 0 0,349838 | 0,262374 0 0 0 0,262374
96 0 0 0,128554 0 0 0 0 0,348579 | 0,261434 0 0 0 0,261434
100 0 0 0,131385 0 0 0 0 0,347458 | 0,260593 0 0 0 0,260593
104 0 0 0,133851 0 0 0 0 0,34646 | 0,259845 0 0 0 0,259845
108 0 0 0,136075 0 0 0 0 0,34557 | 0,259177 0 0 0 0,259177

Tabla C.27: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacién para la contingecia
Gbo
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Time G21 G31 G41 G71 G23 G43 G63 G32 G42 G24 G34 G64 G44
40 0 0 0,163003 0 0 0 0 0,413621 | 0,322581 0 0 0 0,100795
44 0 0 0,140695 0 0 0 0 0,463984 | 0,347988 0 0 0 0,047334
48 0 0 0,147496 0 0 0 0 0,454721 | 0,351426 0 0 0 0,046537
52 0 0 0,148564 0 0 0 0 0,455688 | 0,349881 0 0 0 0,045866
56 0 0 0,150291 0 0 0 0 0,456313 | 0,347926 0 0 0 0,045471
60 0 0 0,151935 0 0 0 0 0,456992 | 0,345993 0 0 0 0,045141
64 0 0 0,153308 0 0 0 0 0,457849 | 0,343983 0 0 0 0,044846
68 0 0 0,157082 0 0 0 0 0,45618 | 0,342135 0 0 0 0,044564
72 0 0 0,161452 0 0 0 0 0,453816 | 0,340362 0 0 0 0,04437
76 0 0 0,165341 0 0 0 0 0,45171 | 0,338783 0 0 0 0,044167
80 0 0 0,168761 0 0 0 0 0,449862 | 0,337397 0 0 0 0,043965
84 0 0 0,17183 0 0 0 0 0,448213 | 0,336159 0 0 0 0,043787
88 0 0 0,174606 0 0 0 0 0,44673 | 0,335047 0 0 0 0,043617
92 0 0 0,17712 0 0 0 0 0,445399 | 0,334049 0 0 0 0,043432
96 0 0 0,179397 0 0 0 0 0,444206 | 0,333155 0 0 0 0,043242

Tabla C.28: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacién para la contingecia
G61

Time G21 G31 G41 G71 G23 G43 G63 G32 G42 G24 G34 G64 G44
40 0 0 0,277414 0 0 0 0 0,309942 | 0,233863 0 0 0 0,178781
44 0 0 0,348941 0 0 0 0 0,343544 | 0,257658 0 0 0 0,049857
48 0 0 0,35105 0 0 0 0 0,340822 | 0,260698 0 0 0 0,04743
52 0 0 0,351823 0 0 0 0 0,341131 | 0,260185 0 0 0 0,046459
56 0 0 0,352522 0 0 0 0 0,34193 | 0,25909 0 0 0 0,046459
60 0 0 0,353446 0 0 0 0 0,342531 | 0,257874 0 0 0 0,046149
64 0 0 0,355332 0 0 0 0 0,342158 | 0,256619 0 0 0 0,045891
68 0 0 0,358263 0 0 0 0 0,340518 | 0,255389 0 0 0 0,045582
72 0 0 0,361307 0 0 0 0 0,338977 | 0,254233 0 0 0 0,045482
76 0 0 0,363905 0 0 0 0 0,337588 | 0,253191 0 0 0 0,045351
80 0 0 0,366264 0 0 0 0 0,33633 | 0,252247 0 0 0 0,04516
84 0 0 0,368417 0 0 0 0 0,335186 | 0,25139 0 0 0 0,044976
88 0 0 0,370392 0 0 0 0 0,334145 | 0,250609 0 0 0 0,044853
92 0 0 0,372189 0 0 0 0 0,333208 | 0,249906 0 0 0 0,044698
96 0 0 0,373823 0 0 0 0 0,332365 | 0,249274 0 0 0 0,044539
100 0 0 | 037531 | 0 0 0 0 | 0,33162 | 0,248706 | 0 0 0 | 0,044369
104 0 0 0,376665 0 0 0 0 0,33093 | 0,248198 0 0 0 0,044207
108 0 0 0,377903 0 0 0 0 0,330322 | 0,247741 0 0 0 0,044034

Tabla C.29: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacion para la contingecia
Gb
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Time G21 G31 G41 G71 G23 G43 G63 G32 G42 G24 G34 G64 G44
40 0 0 0 0 0 0 0 0,349505 | 0,267809 0 0,116009 0 0,266678
44 0 0 0 0 0 0 0 0,362192 | 0,271644 0 0,094519 0 0,271644
48 0 0 0 0 0 0 0 0,365973 | 0,27448 0 0,085068 0 0,27448
52 0 0 0 0 0 0 0 0,365976 | 0,274482 0 0,085059 0 0,274482
56 0 0 0 0 0 0 0 0,36515 | 0,273863 0 0,087124 0 0,273863
60 0 0 0 0 0 0 0 0,364221 | 0,273166 0 0,089446 0 0,273166
64 0 0 0 0 0 0 0 0,3633 | 0,272475 0 0,091393 0 0,272475
68 0 0 0 0 0 0 0 0,362428 | 0,271821 0 0,09393 0 0,271821
72 0 0 0 0 0 0 0 0,36162 | 0,271215 0 0,095895 0 0,271215
76 0 0 0 0 0 0 0 0,360882 | 0,270662 0 0,097795 0 0,270662
80 0 0 0 0 0 0 0 0,360216 | 0,270162 0 0,099693 0 0,270162
84 0 0 0 0 0 0 0 0,359618 | 0,269714 0 0,100954 0 0,269714
88 0 0 0 0 0 0 0 0,359085 | 0,269314 0 0,102288 0 0,269314
92 0 0 0 0 0 0 0 0,35861 | 0,268957 0 0,103476 0 0,268957
96 0 0 0 0 0 0 0 0,358187 | 0,268684 0 0,104523 0 0,268684
100 0 0 0 0 0 0 0 0,35781 | 0,268358 0 0,105474 0 0,268358
104 0 0 0 0 0 0 0 0,357475 | 0,268107 0 0,106311 0 0,268107

Tabla C.30: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacion para la contingecia
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C.1.5. Resultados esquema de actualizaciéon con generacién renovable variable y
variabilidad de la demanda
Tiempo G21 G31 G41 G71 G23 G43 G32 G24 G34 G44
40 0 0 0 0 0 0,414663 0 0 0,585337 0
44 0 0 0 0 0 0,498493 0 0 0,501507 0
48 0 0 0 0 0 0,509989 0 0 0,490011 0
52 0 0 0 0 0 0,477786 0 0 0,522214 0
56 0 0 0 0 0 0,425966 0 0 0,574034 0
60 0 0 0 0 0 0,387673 0 0 0,612327 0
64 0 0 0 0 0 0,361247 0 0 0,638753 0
68 0 0 0 0 0 0,340482 0 0 0,659518 0
72 0 0 0 0 0 0,389929 0 0 0,610071 0
Tabla C.31: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacion para la contingecia
G32
Tiempo G21 G31 G41 G71 G23 G43 G32 G24 G34 G44
40 0 0 0 0 0 0,12193 | 0,578256 0 0,299814 0
44 0 0 0 0 0 0,177259 | 0,373237 0 0,449504 0
48 0 0 0 0 0 0,342401 | 0,321502 0 0,336097 0
52 0 0 0 0 0 0,336517 | 0,322471 0 0,341012 0
56 0 0 0 0 0 0,28509 | 0,324814 0 0,390097 0
60 0 0 0 0 0 0,29145 | 0,316995 0 0,391555 0
64 0 0 0 0 0 0,297166 | 0,299913 0 0,402921 0
68 0 0 0 0 0 0,282053 | 0,288857 0 0,42909 0
72 0 0 0 0 0 0,19514 | 0,226407 0 0,578453 0
Tabla C.32: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacion para la contingecia
G74
Tiempo G21 G31 G41 G71 G23 G43 G32 G24 G34 G44
40 0 0 0 0 0 0,294413 | 0,335001 0 0,370586 0
44 0 0 0 0 0 0,311682 | 0,256751 0 0,431567 0
48 0 0 0 0 0 0,260921 | 0,234498 0 0,504581 0
52 0 0 0 0 0 0,236366 | 0,225681 0 0,537953 0
56 0 0 0 0 0 0,217608 | 0,226778 0 0,555614 0
60 0 0 0 0 0 0,213984 | 0,224266 0 0,561755 0
64 0 0 0 0 0 0,207307 | 0,215461 0 0,577322 0
68 0 0 0 0 0 0,207194 | 0,209451 0 0,583355 0
72 0 0 0 0 0 0,295556 | 0,235057 0 0,469387 0
76 0 0 0 0 0 0,320128 | 0,251923 0 0,427949 0
80 0 0 0 0 0 0,275819 | 0,232478 0 0,491703 0
84 0 0 0 0 0 0,266216 | 0,225913 0 0,507871 0
88 0 0 0 0 0 0,212107 | 0,212792 0 0,575101 0
92 0 0 0 0 0 0,227142 | 0,235736 0 0,537122 0

Tabla C.33: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacion para la contingecia
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Tiempo G21 G31 G41 G71 G23 G43 G32 G24 G34 G44
40 0 0 0 0 0 0,675303 | 0,324697 0 0 0
44 0 0 0 0 0 0,21854 | 0,78146 0 0 0
48 0 0 0 0 0 0,478427 | 0,521573 0 0 0
52 0 0 0 0 0 0,550788 | 0,449212 0 0 0
56 0 0 0 0 0 0,535594 | 0,464406 0 0 0
60 0 0 0 0 0 0,564821 | 0,435179 0 0 0
64 0 0 0 0 0 0,540867 | 0,459133 0 0 0
68 0 0 0 0 0 0,522329 | 0,477671 0 0 0
72 0 0 0 0 0 0,443101 | 0,556899 0 0 0

Tabla C.34: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacion para la contingecia
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Tabla C.35: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacion para la contingecia
Gb3

Tabla C.36: Resultados de generacion para diferentes unidades

Tiempo G21 G31 G41 G71 G23 G43 G32 G24 G34 G44
40 0 0 0 0 0 0,32563 | 0,376194 0 0,298176 0
44 0 0 0 0 0 0,327631 | 0,275801 0 0,396568 0
48 0 0 0 0 0 0,263005 | 0,2465 0 0,490494 0
02 0 0 0 0 0 0,253424 | 0,241386 0 0,50519 0
o6 0 0 0 0 0 0,23283 | 0,241943 0 0,525227 0
60 0 0 0 0 0 0,227547 | 0,237884 0 0,534568 0
64 0 0 0 0 0 0,220389 | 0,228507 0 0,551103 0
68 0 0 0 0 0 0,220094 | 0,221983 0 0,557922 0
72 0 0 0 0 0 0,312956 | 0,248599 0 0,438445 0
76 0 0 0 0 0 0,336929 | 0,265115 0 0,397956 0
80 0 0 0 0 0 0,298603 | 0,243379 0 0,457994 0
84 0 0 0 0 0 0,277893 | 0,235698 0 0,486409 0
88 0 0 0 0 0 0,220476 | 0,221056 0 0,558468 0
92 0 0 0 0 0 0,232771 | 0,241899 0 0,52533 0

Tabla C.37: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacion para la contingecia
Gba
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Tiempo G21 G31 G41 G71 G23 G43 G32 G24 G34 G44
40 0 0 0 0 0 0,305452 | 0,351118 0 0,34343 0
44 0 0 0 0 0 0,312801 | 0,261573 0 0,425625 0
48 0 0 0 0 0 0,256656 | 0,240027 0 0,503407 0
52 0 0 0 0 0 0,245825 | 0,232733 0 0,521442 0
o6 0 0 0 0 0 0,219817 | 0,227236 0 0,552947 0
60 0 0 0 0 0 0,220441 | 0,229048 0 0,550512 0
64 0 0 0 0 0 0,214568 | 0,221087 0 0,564346 0
68 0 0 0 0 0 0,215577 | 0,216029 0 0,568393 0
72 0 0 0 0 0 0,307855 | 0,242907 0 0,449238 0
76 0 0 0 0 0 0,33547 | 0,262788 0 0,401743 0
80 0 0 0 0 0 0,298636 | 0,242448 0 0,458297 0
84 0 0 0 0 0 0,277033 | 0,233321 0 0,489646 0
88 0 0 0 0 0 0,220787 | 0,220047 0 0,559166 0
92 0 0 0 0 0 0,237251 | 0,244188 0 0,518562 0

Tabla C.38: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacion para la contingecia
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Tabla C.39: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacion para la contingecia

G5

Tiempo G21 G31 G41 G71 G23 G43 G32 G24 G34 G44
40 0 0 0 0 0 0,354995 | 0,421889 0 0,223116 0
44 0 0 0 0 0 0,380235 | 0,302174 0 0,317591 0
48 0 0 0 0 0 0,350733 | 0,292489 0 0,356778 0
52 0 0 0 0 0 0,309777 | 0,284602 0 0,387624 0
o6 0 0 0 0 0 0,294858 | 0,282165 0 0,422977 0
60 0 0 0 0 0 0,277106 | 0,272444 0 0,450454 0
64 0 0 0 0 0 0,267963 | 0,259808 0 0,472229 0
68 0 0 0 0 0 0,259785 | 0,248866 0 0,491256 0
72 0 0 0 0 0 0,346842 | 0,275066 0 0,378098 0
76 0 0 0 0 0 0,378504 | 0,297346 0 0,324150 0
80 0 0 0 0 0 0,333704 | 0,271462 0 0,394834 0
84 0 0 0 0 0 0,307826 | 0,262388 0 0,429786 0
88 0 0 0 0 0 0,245760 | 0,245320 0 0,508920 0
92 0 0 0 0 0 0,266469 | 0,275990 0 0,457540 0

Tabla C.40: Resultados del esquema de actualizacion de los factores de participacion para la contingecia
G4,



Anexos D

D.1. Modelo para realizar la variabilidad de la demanda y generacién
renovable

El modelo utilizado para los generadores renovables corresponde al mostrado en la Figura |D.1

ppre
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PQ Gen » 1

*EImDsl| sgn
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PQ2admitt ERV Gen

p *EImDsl| *EImDSL
2

Data from file
*ElmFile

Figura D.1: Modelo para realizar de la generacién renovable

En el bloque PQ Gen se selecciona el generador renovable cuya potencia serd modificada. Este
bloque obtiene tanto la potencia activa previa como la potencia nominal del generador. El bloque
Data from file contiene la serie temporal que representa la variabilidad de la generacién renovable.
En el bloque central se realiza la multiplicacién entre la potencia nominal del generador y dicha serie
temporal, obteniendo asi la nueva potencia activa del generador renovable. Finalmente, el bloque ERV
GEN actualiza la potencia activa del generador renovable en el sistema.

De manera analoga, se implementa el esquema para representar la variabilidad de la demanda,
como se muestra en la Figura Existen dos diferencias principales: la primera es que el bloque PQ
Load obtiene tanto la potencia activa previa como el factor de potencia de la carga; la segunda es que
el bloque final, Single Phase Load, actualiza tanto la potencia activa como la potencia reactiva.
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Figura D.2: Modelo para realizar de la variabilidad de la demanda
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Anexos E

E.1l.

E.1.1.

En la Tabla[E.J] se presenta la zona de ubicacion, el tipo de recurso utilizado y la disponibilidad en
el escenario peak de cada una de las centrales generadoras que participan en el AGC del SEN.

Datos del SEN

Datos de generadores que participan en el AGC

Nombre Central Zona Combustible Disponibilidad
TER COCHRANE U1 00 - Norte Grande Carbén 1
TER COCHRANE U2 00 - Norte Grande Carbén

TER ATACAMA CC1-TG1
TER ATACAMA CC1-TG2
TER ATACAMA CC2-TGl1
TER ATACAMA CC2-TG2
TER ANGAMOS U1
TER ANGAMOS U2
TER TOCOPILLA U16-TG-TV
TER CAMPIACHE Ul
TER NUEVA VENTANAS U1l
TER VENTANAS U1
TER VENTANAS U2
TER CANDELARIA U1l
TER CANDELARIA U2
TER NEHUENCO 9B Ul
HE PEHUENCHE U1
HE PEHUENCHE U2
TER QUINTERO U1
TER QUINTERO U2
HE RAPEL Ul
HE RAPEL U2
HE RAPEL U3
HE RAPEL U4
HE RAPEL U5
TER SAN ISIDRO II CC1-TG
HE CIPRESES U1l
HE CIPRESES U2
HE CIPRESES U3
HE ANTUCO U1
HE ANTUCO U2
HE EL TORO U1l
HE EL TORO U2
HE EL TORO U3
HE EL TORO U4
HE PANGUE U1
HE PANGUE U2
HE RALCO U1l
HE RALCO U2
TER ANTILHUE U1
TER ANTILHUE U2
HE CANUTILLAR U1l
HE CANUTILLAR U2

00 - Norte Grande
00 - Norte Grande
00 - Norte Grande
00 - Norte Grande
00 - Norte Grande
00 - Norte Grande
00 - Norte Grande
03 - Chilquinta Aconcagua
03 - Chilquinta Aconcagua
03 - Chilquinta Aconcagua
03 - Chilquinta Aconcagua
05 - Colban
05 - Colban
06 - Troncal Qui-Cha
06 - Troncal Qui-Cha
06 - Troncal Qui-Cha
06 - Troncal Qui-Cha
06 - Troncal Qui-Cha
06 - Troncal Qui-Cha
06 - Troncal Qui-Cha
06 - Troncal Qui-Cha
06 - Troncal Qui-Cha
06 - Troncal Qui-Cha
07 - Sistema 154-66 kV
07 - Sistema 154-66 kV
07 - Sistema 154-66 kV
07 - Sistema 154-66 kV
08 - Charrua
08 - Charrua
08 - Charrua
08 - Charrua
08 - Charraa
08 - Charrua
08 - Charrua
08 - Charrua
08 - Charrua
08 - Charrua
10 - Araucania
10 - Araucania
10 - Araucania
10 - Araucania

Ciclo combinado
Ciclo combinado
Ciclo combinado
Ciclo combinado
Carbén
Carbén
Ciclo combinado
Carbén
Carbén
Carboén
Carboén
Ciclo combinado
Ciclo combinado
Ciclo combinado
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
Gas Natural
Gas Natural
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
Gas Natural
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
Diésel
Diésel
Hidraulica Embalse
Hidraulica Embalse
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Tabla E.1: Listado de centrales que pueden participar del AGC con su zona de ubicacién, tipo de
combustible y disponibilidad.
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En la Tabla se muestran las parametros técnicos de las unidades generadoras que participan
en el AGC del SEN, como los limites de minimos y maximos de operacion, las tasas de incremento
y reduccién de potencia, el coeficiente lineal de costo de combustible y el costo fijo asociado a la
participacion en el CSF.

Nombre Central F, [$/MWh] | CACY [$/h] | P™ IMW] | P [MW]| | RD/RU [MW]|
TER COCHRANE U1 1371 230 85 280,5 40,5
TER COCHRANE U2 137,1 230 85 280,5 40,5

TER ATACAMA CC1-TG1 248,1 235 27 98,8 75
TER ATACAMA CC1-TG2 248,1 235 25 98,8 75
TER ATACAMA CC2-TG1 248,1 230 25 115,6 45
TER ATACAMA CC2-TG2 241,5 230 25 115,6 75
TER ANGAMOS U1 119,1 250 80 280 60
TER ANGAMOS U2 119,1 250 80 281,3 60
TER TOCOPILLA U16-TG-TV 160,6 215 110 362,3 150
TER CAMPICHE U1 143,5 190 84 280,5 105
TER NUEVA VENTANAS Ul 137,6 150 82 280,5 105
TER VENTANAS U1l 162,4 185 55 120 30
TER VENTANAS U2 162,4 185 90 222.5 30
TER CANDELARIA U1l 239,6 170 18,5 132,5 150
TER CANDELARIA U2 239,6 170 18,5 132,5 150
TER NEHUENCO 9B Ul 372,2 150 13,4 100 75
HE PEHUENCHE U1 0 600 126 285 300

HE PEHUENCHE U2 0 600 126 285 300
TER QUINTERO U1l 160,3 170 5 144,9 135
TER QUINTERO U2 160,3 170 5 144,9 135

HE RAPEL U1 0 530 45 72,2 300

HE RAPEL U2 0 530 40 72,2 300

HE RAPEL U3 0 530 45 75,6 300

HE RAPEL U4 0 530 40 72,2 300

HE RAPEL U5 0 530 45 72,2 300

TER SAN ISIDRO II CC1-TG 156,8 230 105 259,3 30

HE CIPRESES U1l 0 570 34 135 135

HE CIPRESES U2 0 570 20 34 135

HE CIPRESES U3 0 570 0 34 135

HE ANTUCO U1 0 450 80 160 750

HE ANTUCO U2 0 450 80 160 750

HE EL TORO U1 0 500 0 112 300

HE EL TORO U2 0 500 0 112 300

HE EL TORO U3 0 500 0 112 300

HE EL TORO U4 0 500 0 112 300

HE PANGUE Ul 0 435 10 230 120

HE PANGUE U2 0 435 10 230 270

HE RALCO U1 0 420 90 381,9 300

HE RALCO U2 0 420 90 381,9 300
TER ANTILHUE U1 360,4 165 1,6 50,8 75
TER ANTILHUE U2 366,4 165 1,6 50,8 154,5
HE CANUTILLAR U1 0 575 40 80 225
HE CANUTILLAR U2 0 575 40 86 225

Tabla E.2: Parametros de las unidades generadoras que pueden participar en el AGC del SEN.
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