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Resumen

Con la llegada de la liberalizacion a los sistema de energia eléctrica interconectados, la operacion basada en mecanismos de mercados
y la progresiva incorporacion de las energias renovables, los roles de la generacidn, el transporte y la demanda estan cambiando,
mientras que los mecanismos de control potencia-frecuencia permanecen en su forma original. Esto hace previsible que surjan
necesidades de formacion, investigacion, desarrollo e innovacion para dar respuesta a los nuevos retos que se plantean.

En este contexto, el presente trabajo pretende aportar el conocimiento necesario a los profesionales de la ingenieria relacionados con
este campo que necesitan afianzar y actualizar su formacion, asi como servir de base para los que inician trabajos de investigacion. Para
ello se presentan los resultados de la simulacién de un sistema eléctrico equiparable a un sistema real y se revisan y actualizan los
aspectos legales, normativos y de aplicacion préctica en el contexto nacional e internacional. Copyright © 2015 CEA. Publicado por

Elsevier Esparia, S.L.U. Todos los derechos reservados.
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1. Introduccion

En el contexto europeo, las lineas maestras de I+D en relacion
con los sistemas eléctricos estan definidas en (ENTSO-E, 2014a).
En este documento se marcan los objetivos de la politica
energética de acuerdo con los denominados “Objetivos 20-20-20”
de la Union Europea y con la “Hoja de Ruta de la Energia para
2050”. Ademas, se apunta al desarrollo de la red de transporte
pan-europea y a la implantacion del mercado interno de la
electricidad en Europa. Lo anterior, junto con la previsible
proliferacion de sistemas aislados con posibilidad de conexién a
la red (Mikati et al., 2012) y dotados de sistemas de
almacenamiento (micro-redes o microgrids), la progresiva
incorporacion del coche eléctrico, la instalacion de equipos
basados en la electronica de potencia para el control y gestion de
las redes (Flexible AC Transmission Systems, FACTS) y la
aplicacion de la automatizacion y las comunicaciones avanzadas
(smartgrids), plantea nuevos desafios para la operacion y control
de los sistemas de energia eléctrica.

Esta situacion hace previsible que surjan oportunidades en este
campo, por lo que el conocimiento adecuado de los mecanismos
de control de los sistemas eléctricos es de gran importancia para
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profesionales de la ingenieria relacionados con este ambito que
necesitan una actualizacion de sus conocimientos, pero también
para los que inician tareas de investigacion. Las explicaciones
clasicas adolecen a menudo de falta de actualizacion, dados los
continuos cambios sucedidos en los ultimos afios, y de adaptacion
al contexto europeo, toda vez que gran parte de la literatura
técnica proviene del entorno de Estados Unidos. Este trabajo
pretende suplir en parte esas carencias, presentando una
explicacion resumida y actualizada de los mecanismos de control,
apoyada en herramientas de simulacion de uso conocido hoy dia
entre los profesionales de la ingenieria. Se indican también los
aspectos legales, normativos y de aplicacion practica en el
contexto de Europa y Espaiia. Y, por tltimo, se realiza una breve
revision del estado del arte, a través de una muestra de la
literatura técnica relacionada.

En los sistemas eléctricos, en condiciones normales de
funcionamiento, los generadores estan girando en sincronismo y
juntos generan la potencia que estd siendo demandada. Dado que
la energia eléctrica no puede ser almacenada en grandes
cantidades, si aumenta la potencia consumida por las cargas, pero
la potencia mecdnica aportada por las turbinas permanece
constante, el incremento de demanda sélo puede obtenerse de la
energia cinética almacenada, lo que supone la disminucién de la
velocidad de giro de los generadores y la caida de la frecuencia
eléctrica del sistema, directamente relacionada con esa velocidad.
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Como la demanda estd cambiando continuamente, se requiere un
sistema de control que ajuste automaticamente la potencia
generada en cada unidad generadora intentando mantener la
frecuencia dentro de ciertos limites.

El elemento basico para ejercer el denominado control
potencia-frecuencia es el generador sincrono. Los dispositivos de
control en cada unidad generadora (Figura 1) regulan, por una
parte, la tension en los terminales del generador y, por otra, la
potencia activa.  Supdngase como estado inicial de
funcionamiento en un determinado grupo turbina-generador, el
correspondiente a la potencia activa a generar asignada como
resultado del mercado eléctrico (OMIE, 2014), (REE, 2014a),
(Plataforma Energia y Sociedad, 2014). En equilibrio, la
velocidad angular ,, es constante y estd relacionada con la
frecuencia f por la expresion w,, = 2zf/p, donde p es el nimero de
pares de polos del generador. Se asume que el control de tension
mantiene ésta en un valor constante, lo que equivale a suponer
que los controles de tensién y de potencia son totalmente
independientes. Ante una variacion en la potencia demandada, el
sistema de control potencia-frecuencia realiza su funcién con una
estructura de varios lazos: el control primario, el control
secundario, el control terciario, el control de tiempo sincrono y el
deslastre automatico de cargas. En los apartados siguientes se
tratan cada uno de estos controles.

2. Control Primario

El control primario es el que realiza, en cada grupo turbina-
generador, el regulador de velocidad de la turbina. A continuacion
se presentan los modelos incrementales de los elementos
involucrados en el control, respecto del estado de equilibrio
representado por la frecuencia nominal f;, = 50 Hz (los detalles
pueden verse en (Kundur, 1994) y (Barrero, 2004)).

I EXCITATRIZ

REGULADOR

GENERADOR P
DE TENSION

SINCRONO
ENTRADA DE
VAPOR

VALVULA DE
ADMISION
DE VAPOR

REGULADOR DE
VELOCIDAD
SALIDA DE
VAPOR

Figura 1: Controles de frecuencia y tension en un grupo turbina-generador.

A. Modelo del Generador

Para un grupo turbina-generador, el equilibrio dindmico se
puede expresar de la manera siguiente:

—=AD, AR, (1)

En esta ecuacion todas las magnitudes estan en valores por
unidad (en adelante p.u.). P, es la potencia mecéanica suministrada
por la turbina, P, la potencia eléctrica (activa) suministrada por el
generador, @ es la pulsacion angular eléctrica (w = 2zf). La

constante H es la denominada constante de inercia normalizada,
con valores tipicos en el rango de 1 a 10 segundos.

B. Modelo de la Carga

En conjunto, el incremento de demanda total puede expresarse
como:

AP. = AP, + DAw, )

donde APp es el incremento de potencia independiente de la
frecuencia, y D es el coeficiente de autorregulacion que relaciona
la variacién de w con la variacion de potencia demandada que
provoca. Los valores tipicos practicos para este parametro (en
valores p.u.) estan en el rango 1 — 2.

C. Modelo de la Turbina

La turbina tiene una funcion de transferencia que, en el caso
mas simple (turbina de vapor sin recalentamiento), se reduce a un
sistema de primer orden, con una constante de tiempo 77 entre 0,2
y 0,5 segundos.

D. Modelo del Regulador

El regulador utilizado es del tipo proporcional con
realimentacion de la velocidad y una sefial de consigna de
potencia de referencia. Su comportamiento queda representado
por el diagrama de bloques que se muestra en la Figura 2,
integrado ya con los bloques correspondientes a la turbina, al
generador y a la carga, conformando asi el lazo de control
primario. En linea de trazos se representa el lazo de control
secundario que sera tratado mas adelante.

AP,

APrer 1 APyq 1
: 1+ sTr +

AP, ¥z 1 Aw
2Hs+D

1 +

Turbina Inerciay carga

e

Figura 2: Diagrama de bloques de un grupo turbina-generador que incorpora
un regulador de velocidad. En linea de trazos de muestra el lazo de control
secundario.

R es la denominada constante de regulacion y representa la
caida de velocidad del grupo turbina-generador, en régimen
permanente, cuando P,, pasa de 0 a 1. Su valor tipico estd en el
rango 0,04 — 0,06, si se expresa en tanto por unidad. La constante
de tiempo T tiene un valor tipico entre 0,1 y 0,2 s.

En general, un sistema de potencia estara formado por zonas o
areas de control, en cada una de las cuales puede suponerse que
los generadores que la integran forman un grupo coherente, es
decir, que giran al unisono y, por tanto, en cada area la frecuencia
es uniforme en todo instante.

El reparto de potencias, esto es, la variacion en la produccion
de cada unidad generadora i ante la variacion de la demanda es:
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AP =22 3)

La expresion anterior tiene una interpretacion muy importante:
si todos los grupos turbina-generador tienen la misma R
expresada en p.u. respecto de sus respectivas potencias
nominales, del incremento total de potencia activa demandado por
los receptores, cada grupo turbina-generador se hace cargo
automaticamente, una vez completada la accion del control
primario, de una fraccién proporcional a su potencia nominal.

E. Modelo de la Interconexion entre Areas

Un area de control normalmente coincide con el ambito de
responsabilidad de un Operador del Sistema (OS), un pais o un
area geografica:

En el caso simplificado de dos areas, la desviacion de la
potencia de intercambio (saliente del area 1, entrante en el area 2)
P, respecto de la programada (contratada) P;5 programada € AP 1> =
Py — P35 programade- SU modelo incremental (Kundur, 1994) se
expresa por la ecuacion siguiente:

AP, =T} (mOIAmldt - a;OJ'Aa)zdt), “

donde 7°); es el coeficiente de par sincronizante, que depende de
la capacidad de transporte de la interconexion.

En la Figura 3 se muestra el diagrama de bloques para un
sistema de dos areas con control primario incorporando el modelo
de la interconexién. Se ha incluido también, en linea de trazos, el
lazo de control secundario que sera tratado mas adelante.

2.1. Resultados de Simulacion solo con Control Primario

En este apartado se muestran los resultados obtenidos de la
simulaciéon en el entorno MATLAB-Simulink de un sistema
formado por dos areas de control cuando actia sélo el control
primario. Los datos se han escogido para representar un sistema
equiparable a una red real (con pardmetros realistas de acuerdo
con (UCTE, 2004) y (Kundur, 1994)). Se ha intentado preservar
cierta modularidad en el planteamiento con el fin de que pueda
ser facilmente reproducible para otras simulaciones,
representativas de casos concretos. Los datos son los siguientes.

e Area 1: 25 grupos turbina-generador; area 2: 10 grupos
turbina-generador.

e  Coeficientes de autorregulacion de cada area: D, = D, =
200 MW/Hz.

e (Cada grupo turbina-generador de potencia nominal
1000 MW, frecuencia nominal 50 Hz, H=5 s, R = 0,05
(referidos a su potencia nominal).

e Capacidad estatica de transporte de la interconexion: 1
GW. Operando en equilibrio inicial con ;) — d,y = 45°.

Se considera como contingencia la desconexion brusca en el
instante £ = 50 s de un grupo turbina-generador en el area 1, lo
que equivale a un incremento de demanda en ese area del mismo
valor, esto es, APp; = 1000 MW.

La simulacién es equiparable al caso de la interconexion entre
dos paises de Europa continental, con capacidad de interconexion
del orden de 1 GW (valor que se da, por ejemplo en la
interconexion Espafia-Francia (REE, 2014a)), con determinadas
capacidades de generacion bajo control en cada area, para cierto
estado de carga.

En la ya mencionada Figura 3 se muestra el diagrama de
bloques, incluyendo los valores de los parametros expresados en
p-u. sobre una potencia base comin de 1000 MVA. El incremento
de demanda se modela mediante un escalén de valor 1 p.u en el
instante ¢ = 50 s. En la Figura 4 (arriba) se muestran los resultados
de la simulacion, donde puede apreciarse la evolucion temporal
de la pulsacion angular y de las potencias de intercambio y
mecanicas totales de cada area. Obsérvese que cada area aporta al
incremento de potencia demandada total (1000 MW), una
fraccion proporcional a su tamafio relativo y que el area 1 recibe
potencia del area 2.

2.2. Aspectos Prdcticos y Marco Normativo del Control Primario
en Europa y Esparia

Los sistemas eléctricos europeos, cuya gestion coordinada esta
asignada a la entidad ENTSO-E (ENTSO-E, 2014b), se agrupan
en cinco dareas sincronas: Europa Continental (EC), Nordica,
Baltica, Gran Bretafia e Irlanda. El sistema eléctrico espafiol
(conectado a los sistemas de Francia, Portugal y Marruecos) se
encuentra integrado dentro del area EC, que incluye a la practica
totalidad de los paises de Europa occidental.

En los documentos (UCTE, 2004) y (UCTE, 2009) se indica el
requerimiento de regulacion primaria para el area sincrona EC.
Para ello se define el denominado “incidente de referencia” como
la pérdida de 3000 MW de generacion (en cualquier lugar del area
EC). Para tal incidente, la maxima desviacion de frecuencia
comuin (considerando D = 0) no debe superar el margen + 200
mHz. La caracteristica potencia-frecuencia en el area EC para
2009 se determina en los citados documentos en base a esos
valores y afiadiendo varias consideraciones adicionales,
resultando el valor de fzc = 26.680 MW/Hz. La caracteristica
potencia-frecuencia para cada area de control j se determina como

ﬂ/ =C; IBEC (5)
donde el coeficiente ¢; se calcula como

Energia producida el afio anterior en el area j ©)
C. = .
" Energia producida el afio anterior en el 4rea sincrona EC

Para el caso de Espafia con datos de (ENTSO-E, 2014c) resultd
Cgs = 0,1080

Por otro lado, al margen de potencia de un grupo turbina-
generador, desde un punto de funcionamiento determinado hasta
su potencia maxima, en el que el regulador de velocidad puede
actuar de forma automatica es lo que se conoce como reserva de
control primaria de la unidad generadora. También en (UCTE,
2004) y (UCTE, 2009) se establece la reserva de control primaria
para el area sincrona EC en el valor RP;c = 3000 MW, igual al
valor de potencia del incidente de referencia. Y se asigna a cada
area la responsabilidad de aportar una fraccién de esa reserva en
funcién del mismo coeficiente ¢; definido en (6). Por tanto, la
reserva primaria para un area j RP; se determina como
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Figura 3: Diagrama de bloques para la simulacion de un sistema formado por dos areas de control interconectadas. En linea de trazos se muestra el lazo

secundario.
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Figura 4: Comportamiento dinamico de un sistema eléctrico formado por dos areas de control ante la pérdida de un grupo generador de 1000 MW en el area len el
instante /= 50 s. Arriba: solo con control primario. Abajo: con control primario y secundario. Izquierda: evolucién de 4wl e Aw2. Derecha: evolucion de las
potencias generadas totales en cada area y de la potencia de intercambio.

RP, =c, RP,.

O

Para el caso de Espaiia, con cgg = 0,1080, esta reserva resulta
como minimo de 324 MW. Obsérvese el notable ahorro en

reserva primaria del que se beneficia cada area al formar parte de
un sistema interconectado. Asi, en el caso de Espaiia, si fuera un
area aislada, necesitaria disponer, al menos, de potencia de
reserva primaria para hacer frente a la pérdida del mayor grupo
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turbina-generador del pais. La pérdida de uno de los grupo de la
Central Nuclear de Cofrentes, impondria una reserva primaria de
1092 MW, muy superior a los 324 MW requeridos a Espafia
como parte del area sincrona EC.

Las especificaciones y el requerimiento de reserva de control
primario del sistema peninsular espafiol estan indicados en los
procedimientos de operaciéon P.O. 1.5y 7.1 (REE, 2014b), donde
este control se define, dentro del ordenamiento del mercado
eléctrico, como un servicio complementario, de caracter
obligatorio para todas las unidades de generacién y no retribuido.
En concreto, se requiere que cada generador pueda variar hasta el
1,5% de su potencia nominal bajo la accion de su regulador
primario de velocidad.

3. Control Secundario

En el caso de un solo grupo generador, el lazo de control
secundario se representa en linea de trazos en la Figura 2. En la
Figura 5 se muestra el esquema clasico de implementacion del
control secundario para un area de control. Se trata de un lazo
Unico, que estara ubicado en el centro de control del area. Tiene
como entradas las medidas de pulsaciéon angular (v = 2mxf) del
area y de potencias de intercambio. Estas sefiales son comparadas,
respectivamente, con la pulsacion nominal (@, = 2wf;) y con las
potencias de intercambio programadas, obteniéndose los errores
Aw e APy, (en el caso de dos areas de la Figura 3, AP,,, = AP»).
Con estos valores, se calcula el error de control de area (ECA):

ECA=AP

R A ®)
donde S es la caracteristica de potencia-frecuencia del area. La
sefial de ECA filtrada se lleva como entrada al integrador que
generara la sefial de control global del area que, multiplicada por
el factor de participacién asignado, es enviada a cada grupo
turbina-generador.

Centro de control del area

Red de transporte

|
I
intercambio !
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I
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Figura 5: Implementacion del control secundario potencia-frecuencia en un
area de control.

De este modo, la potencia de cada grupo turbina-generador
estara variando hasta que se anule el ECA, lo cual garantiza que,
una vez completada la accion de control secundario, no habra
desviacion de frecuencia ni de potencia de intercambio respecto
de la programada y que solo los generadores del area donde se ha
producido el incidente se haran cargo, finalmente, del incremento
de demanda (puede verse una simple justificacion de esto en
(Kundur, 1994)). Su horizonte temporal de ejecuciéon es mucho

mas lento que el primario, de tal manera que debe hacer efecto
después de que el primario ha completado su accion estabilizando
la frecuencia.

3.1. Resultados de Simulacién con Control Secundario

La Figura 3 muestra el diagrama de bloques, en MATLAB-
Simulink, del ejemplo de dos areas ya simulado solo con control
primario anteriormente y cuyos resultados se mostraron en la
Figura 4 (arriba). El lazo de control secundario, representado en
linea de trazos, se hace intervenir ahora en la simulaciéon. De
nuevo se considera un generador equivalente por cada area, por lo
que no entran en juego los factores de participacion de los
generadores y solo se simula el comportamiento de cada area en
conjunto. Los datos adicionales necesarios son las constantes de
tiempo de los integradores, que se fijan en el mismo valor de 100
s para ambas areas; esto es, las constantes de los integradores de
cada area son K;; = Kj; = 0,01. Esta eleccion se justifica en el
apartado siguiente.

En la Figura 4 (abajo) se muestran los resultados de la
simulacién, donde puede apreciarse la evolucidén temporal de Aw
y de las potencias de intercambio y mecanicas totales de cada
area. Se observa el efecto de correccion de la frecuencia de cada
area. Por su parte, el error de potencia de intercambio se hace cero
en régimen permanente, o lo que es lo mismo, la potencia vuelve
a ser la programada. En cuanto a las potencias totales generadas
por cada area, la del area 1 alcanza el valor 1 que coincide con el
incremento de demanda acaecido en ese area, mientras que la
potencia total generada en el area 2 es cero. En la practica, las
sefiales de control son enviadas desde el centro de control del area
a cada grupo generador en instantes de tiempo discretos,
tipicamente cada 2 a 4 s. Se ilustra esto presentando la
simulacidn, pero con las sefiales de control enviadas de forma no
continua. Para una mejor apreciacion del efecto, se simula con las
sefiales de control enviadas cada 10 s (bloque zero-order hold de
la Figura 3).

3.2. Aspectos Practicos y Marco Normativo del Control
Secundario en Europa y Esparia

En los documentos de referencia (UCTE, 2004) y (UCTE,
2009) se indica que el control secundario de cada éarea tiene que
empezar su actuacion no mas de 30 s después de producirse una
perturbacion, y debe reducir a cero el ECA en 15 minutos. Para
conseguir esto recomienda el ajuste del valor de la constante de
tiempo del integrador en el rango de 50 a 200 segundos. Por otro
lado, como valor de f (necesario para el calculo del ECA) indica
la utilizacién de un valor estimado mediante la ecuacion (6), que
se considerara constante durante todo el aflo.

Para que pueda funcionar el control secundario, es necesario
disponer de margen de variacion para subir o bajar P, a partir del
punto de funcionamiento, en los generadores que participan. El
margen desde el punto de funcionamiento hasta la potencia
maxima del grupo turbina-generador es la reserva de regulacion
secundaria a subir. Y el margen desde el punto de
funcionamiento hasta el minimo técnico es la reserva de
regulacion secundaria a bajar.

En el area sincrona EC, (UCTE, 2009) recomienda como valor
de reserva secundaria (a subir) minima en cada area de control el
dado por la siguiente expresion empirica:
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RS =\laL,, +b* —b, ©)

donde L, es la demanda (en MW) maxima prevista en el area
en el periodo considerado; y los parametros ¢ y b han sido
determinados empiricamente con los valores siguientes: a = 10
MW y b =150 MW, indicados en la citada referencia (UCTE,
2009). La reserva a bajar se establece entre el 40 y el 100% de
la reserva a subir. Para el caso de Espafia peninsular,
considerando la maxima demanda de 2013, resulta un valor de
RS en torno a 500 MW.

Los procedimientos relativos a la reserva de regulacion
secundaria del sistema peninsular espafiol estan recogidos en los
procedimientos de operacion P.O. 1.5 y 7.2 (REE, 2014b). Como
en el caso de la regulacidon primaria, se integra en el mercado
eléctrico espaflol como servicio complementario, en este caso, de
caracter voluntario y retribuido. El grupo turbina-generador recibe
como pago del servicio una cantidad por la disponibilidad de
potencia de reserva y una cantidad por la energia realmente
utilizada si es el caso.

4. Otros Controles

Se incluyen en este apartado otros mecanismos que completan
la estrategia de control potencia-frecuencia, que se ejecutan en un
horizonte temporal mas amplio que el primario y secundario y
que, en gran parte, son controles no automaticos.

A. Control Terciario

Ante un incremento de la demanda, la actuacion del control
secundario cambia la P, de los grupos turbina-generador y los
lleva a puntos de funcionamiento mas cercano a su maxima
capacidad de produccidn, reduciendo la reserva para el control
secundario. El control terciario tiene como objetivo restituir esa
reserva mediante la variacion de la potencia de consigna de
generadores en servicio, mediante la conexion de generadores en
estado de espera (tipicamente aquellos que arrancan rapidamente
como las turbinas de gas) o mediante la modificacion de los
programas de intercambio con otras areas. En general, la
actuacion del control terciario es lo suficientemente lento (10 — 15
minutos) como para permitir que sea un lazo de control de
actuacion manual.

En el sistema peninsular espaifiol, la reserva minima necesaria
de regulacion terciaria (P.O. 1.5 (REE, 2014b)) a subir en cada
periodo de programacion serd, como referencia, igual a la pérdida
maxima de produccion provocada de forma directa por el fallo
simple de un elemento del sistema eléctrico, mayorada en un 2%
del valor de la demanda prevista en cada periodo de
programacion. Se asigna la prestacion del servicio (P.O. 7.3
(REE, 2014b)), con criterios de minimo coste, pagando a
posteriori, si fuera el caso, solo por la energia realmente utilizada
para control terciario.

B. Control de Tiempo

Se denomina tiempo sincrono, TS, al tiempo medido tomando
como unidad de medida el periodo real de la tension de la red. El
tiempo universal coordinado o UTC (Universal Time
Coordinated) es el principal estandar de tiempo en el mundo. Si,

como es normal, hay variaciones de frecuencia, el tiempo
sincrono se desvia respecto al tiempo UTC. El objetivo del
control de tiempo es limitar esta discrepancia.

En (UCTE, 2004) se asigna la tarea de monitor de tiempo a un
OS del area sincrona EC, actualmente el OS de Suiza, SwissGrid
(Swissgrid, 2014), desde su centro de control en Laufenburg. El
procedimiento de control consiste basicamente en lo siguiente: el
OS asignado calcula la desviacion de tiempo (ET = TS — UTC)
cada dia, a las 8:00 a.m. y ordena al resto de los OS del area
sincrona EC fijar la referencia de frecuencia f, (sefal para el
control secundario, véase la Figura 5), desde las 0:00 a las 24:00
horas del dia siguiente, a 49,99 Hz si ET > 20 s o0 a 50,01 Hz si
ET < — 20 s. Asi se mantiene el error dentro de los limites
objetivo =30 s.

C. Medidas en Situacion de Emergencia

La pérdida subita de un volumen de generacion por encima del
valor definido para el area EC como incidente de referencia (3000
MW) provocara una caida brusca de la frecuencia que no podra
ser compensada con la suficientemente rapidez por los
mecanismos de regulacion primaria y secundaria. En estos casos
se aplica lo que se conoce como mecanismo de desconexion o
deslastre de cargas por subfirecuencia.

El deslastre se efectia de manera totalmente automatica y es
ejecutado por los relés asociados a los interruptores de ciertas
lineas preseleccionadas. En Espaiia el P.O. 1.6 (REE, 2014b), de
acuerdo con las recomendaciones de (UCTE, 2009), establece que
este mecanismo debe iniciar su accion cuando la frecuencia cae a
49,5 Hz, siguiendo una secuencia de desconexiéon en varios
escalones, representados por el valor de frecuencia en el que se
produce y el porcentaje de carga desconectada.

5. Contexto Internacional y Propuestas de Mejora

Para entender adecuadamente el marco internacional y las
posibilidades de investigacion y desarrollo en este campo, es
importante tener en cuenta que, debido a que la liberalizacion del
sector ha evolucionado de forma distinta en diferentes partes del
mundo y también debido a las diferencias estructurales en las
redes eléctricas, las definiciones y normas varian
considerablemente entre paises. Para ayudar a reducir esta
confusion, en la referencia (Rebours et al., 2007) se presenta un
estudio comparativo de diferentes marcos normativos y se
establecen las equivalencias de definiciones en varios paises y
regiones de Estados Unidos y Europa.

Durante las ultimas décadas ha habido una gran cantidad de
investigacion sobre alternativas a la formulacién clasica del
control potencia-frecuencia (Ibraheem et al., 2005) (Scherer et al.,
2012). Por otro lado, la apariciéon de los nuevos conceptos de
microrredes, smartgrids, sistemas de almacenamiento o vehiculo
eléctrico, plantea nuevas formas de entender y de ejecutar el
control, y abre también nuevas posibilidades que no eran
abordables con la estructura clasica. Una muestra de trabajos en
este sentido se encuentran en las referencias (Masuta et al., 2012),
(Ota et al., 2012), (Molina-Garcia et al., 2011), (Shaffie et al.,
2012), (Vandoom et al., 2013).

La necesaria actualizacion del respaldo normativo se concreta
en la elaboracion, por parte de ENTSO-E, del denominado
Network Code on Load Frequency Control & Reserves (NC
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LFCR) (ENTSO-E, 2014¢) (ENTSO-E, 2014f). La terminologia
utilizada por este cddigo presenta algunas novedades, por lo que,
para ayudar en su lectura, en la Tabla I se indican las
equivalencias de los términos mas relevantes en inglés. Hasta la
fecha actual (Abril 2015) no se ha completado el proceso legal
que lo hara de obligado cumplimiento (este proceso puede
seguirse en la web dedicada el efecto (ENTSO-E, 2014g).

Tabla 1: Equivalencia entre la terminologia clasica y la utilizada en los nuevos
codigos de red de ENTSO-E.

Terminologia Terminologia utilizada en Network Code on
clasica Load Frequency Control & Reserves
Primary .
Control Frequency Containment Process, FCP
Secondary .
Control Frequency Restoration Process, FRP
Tertiary Reserve Replacement Process, RRP
Control
Area Control .
Error, ACE Frequency Restoration Control Error, FRCE

6. Consideracion de las fuentes de generacién basadas en
energias renovables en el control potencia-frecuencia

La generacion a partir de fuentes de energias renovables
distribuidas sigue una tendencia creciente. A finales de 2013, a
nivel mundial, se alcanzaron 318 GW y 139 GW de potencia
instalada para generacion edlica y fotovoltaica respectivamente,
conectadas principalmente a las redes de distribucion.
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Fig. 6: Potencia inyectada en la red, medida en una planta fotovoltaica
localizada en Espaiia en dos dias diferentes.

El comportamiento intermitente de estas instalaciones
productoras 'y su dispersion geografica son sus rasgos
diferenciales respecto de los sistemas de generacion

convencionales. En la Fig. 6 se muestra, a modo ilustrativo, la
potencia medida en una planta fotovoltaica de 1 MW pico en
Espaiia en dos dias diferentes.

Su conexién a la red se realiza a través de convertidores
electronicos de potencia que, para aprovechar al maximo la
energia producida, llevan incorporados algoritmos para el
seguimiento del punto de maxima potencia (Maximum Power
Point Tracking, MPPT) (Romero-Cadaval et al., 2013),
inyectando en la red la maxima potencia activa posible y, por
tanto, sin proporcionar servicios complementarios.

En este escenario, un sistema de almacenamiento de energia
conectado en paralelo con una planta de generaciéon renovable

(Fig. 7), con el adecuado control de los convertidores de potencia,
puede tener un funcionamiento conjunto similar al obtenido con
un grupo turbina-generador convencional, lo que hace posible que
estas plantas puedan proporcionar servicios complementarios de
regulacion. Una forma de conseguir ese comportamiento es
calcular digitalmente una sefial de compensacion para la consigna
de potencia de salida con respuesta proporcional a la frecuencia
(Hill et al., 2012).

Ademas, el almacenamiento de energia permite participar en el
desplazamiento de los picos de carga, absorbiendo energia de la
red en las horas de baja demanda y generando en las horas de alta
demanda, permitiendo la produccion de energia constante durante
cada periodo horario (Beltran et al., 2013). En otras palabras,
permite hacer gestionables las plantas de renovables, lo cual
posibilitaria el acceso también al mercado eléctrico de energia.

- L

Planta Fotovoltaica

A (Q) Red

Convertidor Transformador
de potencia

Sistema de
almacenamiento
Fig.7: Esquema unifilar simplificado de un sistema de almacenamiento de

energia en paralelo con una planta de generacion fotovoltaica, conectados a la
red en un nudo comun.

Las plantas de generacion renovable combinadas con los
sistemas de almacenamiento han sido y son objeto de numerosos
estudios de investigacion cuando forman parte de las
denominadas micro-redes. Existen numerosas estrategias de
operacion y gestion; en (Palizban et al., 2014), se plantea un
control jerarquico en 4 niveles (de cero a tres), basado en
IEC/ISO 62264. El nivel cero incluye los lazos de control internos
del convertidor para la adecuada generacion de tension y corriente
inyectada. Los valores de referencia para los lazos internos son
generados por el nivel uno (control primario) (Guerrero et al.
2013) (Bidram et al. 2012), caracterizandose por su rapida
dindmica y la ausencia de sistemas de comunicacion. El nivel dos
supervisa y monitoriza el sistema (por tanto si son requeridos en
este caso buses de comunicacion) y finalmente el tercer nivel
gestiona los flujos de potencia entre la micro-red y el exterior.

7. Conclusiones

El presente articulo realiza una revision de los mecanismos del
control potencia-frecuencia en los sistemas eléctricos, justificado
por los cambios que se estan produciendo en su configuracion. Se
resumen ademas, los requerimientos actuales en los servicios de
regulacion primaria en los paises europeos, destacandose los
codigos, estandares y normativas aplicables. Los conceptos
presentados se han ilustrado con simulaciones en un escenario
realista, equiparable a la interconexion entre los paises de Espafia
y Francia. La continuacion de este trabajo estard dedicada a
analizar mediante simulacion y de manera experimental a escala,
la influencia de la presencia de fuentes de energia renovables y
sistemas de almacenamiento en los escenarios ya estudiados para
la regulacion P-f. En esta linea se ha expuesto un avance de las
tendencias encontradas en otros trabajos de investigacion.
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English Summary

Load-Frequency Control of Multiarea Electric Power
Systems. Review and New Challenges

Abstract

With the advent of liberalization in the interconnected power
system, the operation based on market mechanisms and the
gradual incorporation of renewable energy, the generation,
transmission and demand roles are changing, while the load-
frequency control mechanisms remain in their original form. This
makes predictable arising training, research, development and
innovation needs to meet new challenges.

In this context, this paper tries to provide the necessary
information for engineering professionals related to this field that
need to consolidate and update their knowledge and to serve as a
basis for initiating research. To do this, simulation of a realistic
power system are presented and the legal, regulatory and practical
application framework in the national and international context
are reviewed and updated.

Keywords:

Electrical system simulation, hierarchy control, frequency
control, automatic generation control, renewable energies,
smartgrids, power electrical and electronic systems.
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