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Control de área amplia usando el compensador estático de VAR
y mediciones sincrofasoriales

Resumen

Los sistemas de monitoreo de área amplia (WAMS) junto con las unidades de medición de fasores (PMU)
son la clave para implementar los sistemas de control de área amplia (WACS). Los WACS permiten
alcanzar diferentes objetivos de control a partir de señales y mediciones tomadas de una región grande
de la red eléctrica, lo que no era posible hasta la aparición de los PMU. Además, los sistemas flexibles
de transmisión de corriente alterna (FACTS) funcionan como actuador permitiendo ejecutar acciones
de control de área amplia.

Esta tesis presenta el diseño y la implementación de un control de área amplia en una plataforma
en tiempo real con tres objetivos de control:

Incrementar el tiempo crítico de liberación (TCL).

Amortiguar las oscilaciones de potencia.

Minimizar la máxima corriente que fluye a través de la línea de transmisión.

El esquema de control propuesto considera una estrategia de corrección basada en series de Taylor
para compensar retardos de tiempo de hasta 200 ms. Además, se propone una lógica de protección
basada en mediciones PMU para determinar la proximidad a la pérdida de sincronismo.

El sistema de control propuesto es validado experimentalmente usando el Simulador Digital en
Tiempo Real (RTDS), comúnmente usado en la industria, protocolos de comunicación, un controla-
dor y dispositivos PMU comerciales. Los resultados muestran la efectividad del control propuesto, aún
considerando situaciones realistas como retardos de tiempo.

iii



iv





vi



Índice

Introducción 1

1. Conceptos generales del control de área amplia. 5
1.1. Mediciones fasoriales y sistemas de monitoreo de área amplia . . . . . . . . . . . . . . 6
1.2. SVC y otros dispositivos FACTS . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 16
1.3. Estado del arte . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 23

2. Descripción del control de área amplia propuesto 27
2.1. Descripción del problema a resolver . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 28
2.2. Modelo del sistema utilizado. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 29
2.3. Control para la desconexión de generadores síncronos. . . . . . . . . . . . . . . . . . . 31
2.4. Control de corriente. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 34
2.5. Control de oscilaciones de potencia. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 39
2.6. Limitaciones de los controles propuestos. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 42

3. Implementación del sistema de pruebas 45
3.1. Simulación en tiempo real de sistemas eléctricos de potencia . . . . . . . . . . . . . . . 46
3.2. Descripción de los dispositivos utilizados . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 47
3.3. Implementación de la plataforma experimental . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 52
3.4. Compensación de retardos de tiempo . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 54

4. Resultados experimentales 59
4.1. Control de corriente . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 60
4.2. Control para amortiguar las oscilaciones . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 63
4.3. Caso línea de transmisión de 400 km. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 66

Conclusiones 77

Referencias 82

vii



viii



Índice de figuras

1.1. Representación fasorial (derecha) a partir de una señal sinusoidal instantánea (izquierda). 7
1.2. Diagrama básico de un sistema de medición sincrofasorial. . . . . . . . . . . . . . . . . 9
1.3. Mediciones de magnitud y ángulo entregadas por la PMU a 61 Hz y 64 Hz. . . . . . . . 11
1.4. Prueba de cambio de magnitud de un 10% del valor nominal con las dos clases de PMU. 12
1.5. Formato del envío de paquetes de datos. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 13
1.6. Paquete de datos del protocolo mostrado por el software Wireshark. . . . . . . . . . . 14
1.7. Diagrama de un sistema de monitoreo de área amplia. . . . . . . . . . . . . . . . . . . 15
1.8. Gráficas V/I de un SVC (FC-TCR). . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 17
1.9. Diagrama de bloques de un SVC con control de voltaje. . . . . . . . . . . . . . . . . . . 18
1.10. Modelo de estabilidad transitoria de un SVC. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 18
1.11. Configuraciones del TCSC. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 19
1.12. STATCOM y su gráfica V/I. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 20
1.13. Diagrama del SSSC. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 21
1.14. Diagrama del UPFC. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 22
1.15. Diagrama del HVDC. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 22

2.1. Sistema de pruebas. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 29
2.2. Curvas P-δ y δ − t. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 31
2.3. Esquema de disparo de generador. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 32
2.4. Liberación de la falla en 11 ciclos. Cond 1 y Cond 2 se refieren a las condiciones de

potencia y ángulo, respectivamente. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 33
2.5. Liberación de la falla en 12 ciclos. Cond 1 y Cond 2 se refieren a las condiciones de

potencia y ángulo, respectivamente. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 34
2.6. Modelo de línea corta sin pérdidas. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 35
2.7. Control de cero potencia reactiva en un modelo de línea corta sin pérdidas. . . . . . . 36
2.8. Modelo de línea de transmisión larga. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 37
2.9. Perfil de corriente en la línea dependiendo del SIL. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 38
2.10. Resultados de simulación con diferente valor de k. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 41
2.11. Resultados de simulación con diferentes capacidades de SVC. . . . . . . . . . . . . . . 42

3.1. Simuladores en tiempo real. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 47
3.2. RSCAD - Entorno para modelar. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 48
3.3. RSCAD - Entorno para simular. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 49
3.4. Entorno de configuración de los relevadores SEL. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 50
3.5. Entorno de configuración del RTAC SEL-3530. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 51
3.6. Representación esquemática de la implementación HIL propuesta. . . . . . . . . . . . 52
3.7. Interfaz para señales de prueba en bajo nivel de voltaje. . . . . . . . . . . . . . . . . . 53

ix



3.8. Sistema de pruebas. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 55
3.9. Estimación de la señal de referencia. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 57
3.10. Comparación de estimaciones con diferentes retardos de tiempo (Ec. (3.1)). . . . . . . 57

4.1. Control de corriente: Corrientes a lo largo de la línea (arriba), Potencia reactiva (en
medio) y Voltaje de referencia (abajo). . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 60

4.2. Respuesta transitoria del SVC a la referencia de voltaje. . . . . . . . . . . . . . . . . . . 61
4.3. Relación en estado estable entre Vsvc, Imax, y Qsvc. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 62
4.4. Comportamiento de la diferencia de ángulos internos de las máquinas y sus potencias. 64
4.5. Diferencia angular para el caso de 400 km: Caso sin SVC (amarillo), caso con control

WAC-SVC en el RTDS (rojo), y caso con control HIL WAC-SVC (azul). . . . . . . . . . 67
4.6. Señales de control: Caso con control WAC-SVC en el RTDS (rojo), caso con control HIL

WAC-SVC sin compensar retardos (verde) y caso con control HIL WAC-SVC compen-
sando retardos (azul). . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 69

4.7. Potencia reactiva que entrega el SVC: Caso con control WAC-SVC en el RTDS (rojo) y
caso con control HIL WAC-SVC (azul). . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 69

4.8. Comparación de diferencia angular con esquema propuesto: Caso con control WAC-
SVC en el RTDS (rojo), caso con control HIL WAC-SVC sin compensar (azul) y caso
con control HIL WAC-SVC compensado (verde). . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 70

4.9. Diferencia angular con carga dinámica: Caso sin SVC (amarillo), caso con controlWAC-
SVC en el RTDS (rojo), y caso con control HIL WAC-SVC compensado (azul). . . . . . 71

4.10. Oscilaciones de potencia activa en la línea 2-4: Caso sin SVC (amarillo), caso con control
WAC-SVC en el RTDS (rojo), y caso con control HIL WAC-SVC compensado (azul). . . 72

4.11. Ángulo de la máquina A ante una falla de 10.9 ciclos: Caso sin SVC (amarillo), caso de
SVC con control local (verde), caso con control WAC-SVC en el RTDS (rojo), y caso con
control HIL WAC-SVC compensado (azul). . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 73

4.12. Gráfica P-δ: Caso sin SVC en naranja, y caso con control HIL WAC-SVC en azul. . . . 74
4.13. Gráfica P-δ: Caso de SVC con control en verde, y caso con control HIL WAC-SVC com-

pensado en azul. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 75

x



Lista de acrónimos

CA Corriente Alterna

CAI Criterio de Áreas Iguales

CD Corriente Directa

DFT Transformada Discreta de Fourier

DNP Protocolo Distribuido de Red

EMTP Programa de Transitorios Electro-Magnéticos

FACTS Sistema Flexible de Transmisión de Corriente Alterna

FC Capacitor Fijo

GPS Sistema Global de Posicionamiento

GTO Tiristor Desactivado por Compuerta

HIL Hardware en el lazo

I Corriente

IEEE Instituto de Ingenieros Electricos y Electronicos

IGBT Transistor Bipolar de Puerta Aislada

IGCT Tiristor Controlado de Puerta Integrada

MCT Tiristor Controlado por Transistor de Efecto de Campo

PDC Concentrador de Datos de Fasores

PMU Unidad de Medición de Fasores

PWM Modulación por Ancho de Pulsos

RAS Esquema de Acción Remedial

ROCOF Relación de Cambio de Frecuencia

RTAC Controlador Automático en Tiempo Real

RTDS Simulador Digital en Tiempo Real

xi



SCADA Supervisión Control y Adquisición de Datos

SOC Segundo del Siglo

SSSC Compensador Estático Síncrono Serie

STATCOM Compensador Estático Síncrono

SVC Compensador Estático de VARs

TCL Tiempo Crítico de Liberación

TCR Reactor Controlado por Tiristores

TSC Capacitor Conmutado por Tiristores

TVE Error Total del Vector

UPFC Controlador Unificado de Flujo de Potencia

V Voltaje

VSC Convertidor de Fuente de Voltaje

WAC-SVC Control de Área Amplia Usando Compensador Estático de VARs

WACNC Neurocontrol Coordinado de Área Amplia

WACS Sistema de Control de Área Amplia

WAMS Sistema de Monitoreo de Área Amplia

xii



Lista de símbolos

∆t 1/frecuencia de muestreo.

δ(t) Desplazamiento angular.
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Introducción

Los sistemas eléctricos de potencia han evolucionado significativamente con el paso del tiempo. Sin em-
bargo, sus objetivos siguen sin cambiar; mantener el suministro de energía eléctrica de forma confiable,
segura y con la calidad necesaria para los dispositivos conectados a la red eléctrica.

Los sistemas de potencia se han vuelto tan interdependientes que los acontecimientos en un área
determinada se pueden conectar en cascada y tener impactos significativos en otras áreas que parecen, a
primera vista, estar relativamente alejadas de la fuente del evento inicial. Por lo tanto, tener mediciones
de puntos distantes podría ayudar a enfrentar efectos adversos en un área local. Ante este escenario de
operación, se necesitan nuevas herramientas como los sistemas demedición de área amplia, que utilizan
los avances en las comunicaciones, la informática y las tecnologías de sistema de posicionamiento global
(GPS), para el monitoreo, control y la operación de los sistemas de potencia1.

Los dispositivos PMU tienen la capacidad de medir voltajes y corrientes de la red y enviar infor-
mación necesaria para determinar el estado del sistema eléctrico en tiempo real2,3. Los PMU se pueden
colocar de forma distribuida en una extensión de área tan grande como el tamaño de uno o varios paí-
ses y con ello lograr lo que se conoce como sistemas de monitoreo de área amplia basados en PMU
(WAMS/PMU)4. El monitoreo en tiempo real de las variables eléctricas en los buses del sistema, per-
mite la evolución de las redes tradicionales a las redes del futuro, en las que la generación pasa de
ser centralizada y continua a distribuida e intermitente al incluir fuentes renovables. Los usuarios o
consumidores se convierten también en productores de energía eléctrica, el flujo de potencia se vuelve
multidireccional, la generación deja de seguir o de adaptarse a la carga y algunas cargas se adaptarían
a la generación.

Estos cambios requieren del manejo de grandes cantidades de información (mediciones) que deben
ser procesadas en tiempo real para lograr los objetivos antes mencionados mediante esquemas de con-
trol que permitan la operación segura del sistema, especialmente ante perturbaciones. El control de las
redes eléctricas puede lograrse por medio de dispositivos capaces de modificar la topología y operación
del sistema eléctrico controlado. Los FACTS son ideales para esta aplicación ya que permiten modificar
y controlar las variables eléctricas de las redes de potencia en formas que antes no eran posibles. Debido
a esto, se han encontrado diversas aplicaciones, tales como: controladores de voltaje, estabilizadores de
oscilaciones de potencia, interconexión de sistemas que operan a diferentes frecuencias, estabilidad de
voltaje, estabilidad transitoria, entre otras5,6,7. Sin embargo, el alto costo en la instalación, operación y
mantenimiento de los dispositivos FACTS ha limitado su uso en la práctica a mayor escala.
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En esta de tesis, los sistemas de control apoyados en WAMS/PMU se entenderán como sistemas
de control de área amplia (WACS) y se abordará el problema de incrementar el margen de estabilidad
transitoria y de amortiguar las oscilaciones de potencia por medio de WACS y FACTS. En particular, la
investigación utilizará al compensador estático de VAR (SVC) para validar los objetivos y mostrar los
beneficios de la propuesta.

Objetivos de la tesis

Basados en lo mencionado anteriormente y motivado por los desafíos emergentes en el control de
área amplia, esta tesis tiene los siguientes objetivos:

Objetivo general

Diseñar un sistema de control de área amplia con FACTS. Además, analizar, explorar, experimentar
y proponer nuevas aplicaciones de los FACTS y mejoras a sus aplicaciones tradicionales considerando
WACS.

Objetivos específicos

Derivados del objetivo general, se presentan los siguientes objetivos específicos:

1. Modelar sistemas de múltiples máquinas incluyendo FACTS y PMU.

2. Diseñar esquemas de WACS para FACTS en sistemas de múltiples máquinas.

3. Explorar nuevas aplicaciones de los FACTS con WACS.

4. Evaluar experimentalmente el WACS propuesto y las mejoras a las aplicaciones tradicionales de
FACTS usando equipos comerciales.

Esquema de la tesis

El Capítulo 1 presenta una introducción al control de área amplia. También se describe la forma
en que se conforman los fasores y sincrofasores, y cómo es que éstos dan lugar al monitoreo de área
amplia. Posteriormente, como parte del control de área amplia, se describen los FACTS que pueden ser
utilizados por este tipo de esquemas. Finalmente, se describe el estado del arte de WACS que utilizan
FACTS como actuador del control.

En el Capítulo 2 se muestra a detalle el desarrollo para la obtención del control de área amplia
propuesto en este trabajo de tesis. Primero, se describe el problema a resolver y el sistema de pruebas

2



utilizado a lo largo del presente trabajo. Posteriormente, se describen cada uno de los esquemas de
control utilizados en la presente propuesta: desconexión de generadores síncronos, control de corriente
y control de oscilaciones de potencia.

El Capítulo 3 presenta la descripción de la implementación del sistema de pruebas en tiempo real.
Se presenta una introducción sobre la simulación en tiempo real de sistemas eléctricos de potencia, así
como los esquemas Hardware-In-the-Loop (HIL). Además, se exponen algunos puntos relevantes para
el montaje y calibración del sistema de pruebas. Finalmente, se presenta el algoritmo para compensar
retardos de tiempo de la comunicación de hasta 200 ms.

Los resultados experimentales de la implementación del control de área amplia se presentan en el
Capítulo 4. El capítulo está dividido en 4 casos:

El primer casomuestra los resultados obtenidos con el control de corriente. Los casos posteriores,
además de considerar el control de corriente muestra el desempeño del control de oscilaciones
de potencia ante diferentes escenarios.

El caso 2 presenta los resultados con un sistema eléctrico con líneas largas y un modelo de carga
de impedancia constante.

El caso 3 presenta el escenario donde se consideran líneas de transmisión más cortas y el mismo
modelo de carga.

Finalmente, el caso 4 presenta el escenario donde se tienen líneas más cortas y se considera un
modelo de carga de potencia constante.

Finalmente, se presentan las conclusiones derivadas del desarrollo de presente trabajo de tesis, así
como el trabajo futuro que se podría realizar.
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1
Conceptos generales del control de área

amplia.

En décadas recientes se han presentado varios apagones en el sistema eléctrico en grandes regiones e
incluso en países enteros8,9,10. Esto se debe a que los sistemas de potencia modernos operan en con-
diciones de alto estrés con rigurosos requerimientos de calidad y confiabilidad11,12,13. Por esta razón,
se han desarrollado nuevas tecnologías, como los WACS/PMU, como una alternativa para poder satis-
facer estas condiciones de operación14,15,16. La implementación práctica de los WACS/PMU es una de
las alternativas más viables para obtener información detallada sobre el estado del sistema en tiempo
real17. Los WACS surgen gracias a toda esta cantidad de información que proviene de los PMU distri-
buidos a lo largo del sistema eléctrico. Esta información permite aplicar leyes de control para ayudar a
mitigar diversos efectos adversos que se pueden presentar en la red por fallas y cambios abruptos en la
topología, generación o demanda de carga.

Para ejecutar la acción de control, los WACS requieren de dispositivos que funcionan como actua-
dores. Estos dispositivos se pueden dividir en dos categorías.

Por un lado, están los dispositivos que realizan la acción de conmutar elementos del sistema
eléctrico. Este tipo de dispositivos son comúnmente utilizados en esquemas de acción remedial
(RAS)18,19,20. Son llamados así debido a que, por lo general, desconectan elementos de la topología
de la red. Por ejemplo, cuando disminuye la demanda de forma abrupta, los RAS pueden desco-
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nectar generadores de la red. Otro tipo de acción es “tirarçarga cuando, posterior a un evento en
el sistema eléctrico, se tiene una sobre demanda comparada con la generación remanente. Tam-
bién se puede llegar a utilizar la apertura de líneas de transmisión para modificar la topología
de la red. Finalmente, el RAS puede conectar o desconectar elementos pasivos como bancos de
reactores o capacitores para mejorar el perfil de voltaje del sistema eléctrico.

En otra categoría están los dispositivos que realizan su acción de control de forma dinámica. Los
controles de las máquinas como el AVR (Regulador Automático de Voltaje) o el PSS (Estabilizador
del Sistema de Potencia) y dispositivos FACTS como el SVC, STATCOM (Compensador Síncrono
Estático), el SSSC (Compensador Síncrono Estático Serie) o UPFC (Controlador Unificado de Flu-
jo de Potencia) son ejemplos de los dispositivos de esta categoría21,22,23,24,25. Esta diversidad de
dispositivos se pueden dividir en dos grupos. Por un lado, el PSS y el AVR, tienen impacto direc-
tamente sobre la dinámica de la máquina. Tienen tiempos de respuesta relativamente rápidos,
del orden de varios ciclos, dependiendo del tamaño de la máquina. Por otro lado, los FACTS
se basan en la electrónica de potencia, lo que les permite responder más rápido. En esencia, el
SVC y STATCOM inyectan o absorben reactivos en la red. El SSSC puede generar e insertar un
voltaje serie, el cual puede ser regulado para cambiar la impedancia (reactancia) de la línea de
transmisión, y con esto, controlar el flujo de potencia o el voltaje del bus al que está conectado.
Finalmente, el UPFC puede inyectar y absorber tanto potencia activa como reactiva en la red6.

En este capítulo se describirán los elementos que componen a los WACS. En primera instancia se
presentan los sincrofasores, donde se explica qué son, cómo se calculan y sus estándares. Enseguida se
describen los diferentes dispositivos FACTS y sus principales características. De manera particular, se
presenta el SVC, ya que es el equipo más ampliamente utilizado por los WACS y el dispositivo utilizado
para el desarrollo del presente trabajo. Finalmente, se presenta el estado del arte de los WACS que
utilizan como actuador a alguno de los dispositivos FACTS, y haciendo énfasis en esquemas que utilizan
SVC.

1.1. Mediciones fasoriales y sistemas de monitoreo de área

amplia

Un fasor es una representación matemática que describe la amplitud y ángulo de fase de una forma
de onda eléctrica (voltaje o corriente). Un PMU es un dispositivo que estima el valor del fasor a partir
de una señal senoidal. Por otra parte, un sincrofasor es la estimación fasorial con respecto a una re-
ferencia absoluta de tiempo, por lo general, la estampa de tiempo se logra con ayuda de un GPS. Con
esta representación se pueden determinar las relaciones de ángulo de fase entre fasores estimados en
diferentes localidades del sistema de potencia. Es muy común que las PMU incorporen la referencia del
GPS, por lo que se llega a usar indistintamente el término PMU, fasor o sincrofasor.
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Figura 1.1: Representación fasorial (derecha) a partir de una señal sinusoidal instantánea (izquierda).

La representación de una señal sinuosoidal está dada por:

x(t) = Xm cos(ω(t) + ϕ) (1.1)

donde, Xm es la amplitud máxima de la señal, ω = 2πf0 y ϕ es el desplazamiento angular respecto a
alguna referencia. Si la frecuencia es constante, el fasor es comúnmente representado como:

X⃗ = (Xm/
√
2)̸ ϕ = (Xm/

√
2)ejϕ (1.2)

donde,Xm/
√
2 es el valor RMS de la señal. Estos son los valores que entrega la PMU, los cuales se

obtienen a partir de aplicar la transformada discreta de Fourier (DFT)26.
La Figura 1.1 muestra las gráficas que explican la representación de un fasor, a partir de una función

sinusoidal instantánea. Como se puede observar, el valor deXm no cambia aunque el ángulo de fase ϕ
varíe con respecto al momento en que se toma la medición y a dónde se toma.

Los dispositivos PMU tienen la capacidad de medir y enviar información necesaria para determinar
el estado de la red eléctrica en tiempo real. Los PMU se pueden colocar distribuidos en una extensión
de área tan grande como el tamaño de uno o varios países, y con ello, a partir de sus mediciones lograr
lo que se conoce como sistemas de monitoreo de área amplia basados en PMU (WAMS/PMU)9,27,28,29.
Recientemente, una gran cantidad de PMU se han estado instalando a lo largo de los sistemas eléctricos
de una gran cantidad de países, incluyendo México30,31.

Ha sido tal el auge de los PMU, que ya son varias las empresas que se encargan de desarrollar
estos dispositivos (ABB, SEL, SIEMENS, AREVA), así como también universidades que se han interesado
en el desarrollo de estos dispositivos32,33,34,35,36. Para regular y permitir la interconectividad entre los
dispositivos de diferentes fabricantes se desarrolló en 1995 el estándar IEEE 134437. En la actualidad el
estándar que se utiliza es el IEEE C37.118-2011, el cual se dividió en dos estándares. Por un lado, el IEEE
C37.118.1 se encarga de los requerimientos de medición de los sincrofasores incluyendo el desempeño
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dinámico38. Y por otro lado, el IEEE C37.118.2 se encarga de los requerimientos para la transferencia
de sincrofasores39.

1.1.1. Estándar para mediciones sincrofasoriales en sistemas de potencia

(IEEE C37.118-2011)

El estándar IEEE C37.118-2011:

Describe los requerimientos de sincronización y estampa de tiempo.

Especifica métodos para evaluar las mediciones y requerimientos para cumplir con el estándar
bajo condiciones estáticas y dinámicas.

Este estándar no especifica hardware, software o un método para calcular fasores, frecuencia o
la tasa de cambio de frecuencia (ROCOF)38,40,41.

El estándar presenta un modelo básico para la estimación de fasores que se ilustra en la Figura 1.2.
El modelo asume una frecuencia de muestreo fija sincronizada con una referencia de tiempo absoluta,
seguido por una multiplicación compleja. Dependiendo del algoritmo y de la ventana de muestreo, la
salida de esta conversión tomará diferentes tiempos y tendrá diferentes comportamientos. El estándar
presenta la siguiente opción para obtener los fasores. Dado un conjunto de muestras de la señal de un
sistema de potencia de una fase xi, el estimado del sincrofasor X(i) a la i-ésima muestra de tiempo se
puede representar como:

X⃗(i) =

√
2

G

N/2∑
k=−N/2

x(i+k)W(k)e
(−j(i+k)∆t) (1.3)

G =

N/2∑
k=−N/2

W(k) (1.4)

donde, N es el orden del filtro FIR;∆t = 1/frecuencia de muestreo; yW(k) son los coeficientes del filtro
pasa bajas, dependiendo si es clase P o M:

Clase P: Está orientada a aplicaciones que requieren rápida respuesta y no usa filtrado explíci-
to. La letra P se usa debido a que muchas de las aplicaciones de esta clase están orientadas a
protecciones.

Clase M: Está orientada a aplicaciones que pudieran ser afectadas por señales de interferencia o
no requieren reportar a la velocidad más rápida. La letra M se usa debido a que es mayormente
utilizada para el análisis de las mediciones y normalmente requieremayor precisión y no reportar
en un tiempo mínimo.
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Figura 1.2: Diagrama básico de un sistema de medición sincrofasorial.

La estimación del fasor clase P usa algoritmos con un número impar de muestras, lo cual permite
que el valor que se encuentra al centro de la ventana de muestreo sea el que corresponda con la estampa
de tiempo de la estimación. Los valores que se encuentran a ambos lados del centro tendrán un menor
peso, mientras más alejados del centro tendrán un peso mucho menor. Los coeficientes del filtro para
la clase P se definen como:

W(k) = (1 +
2

N + 2
|k|) (1.5)

donde, k= -N /2:N /2 (solo valores enteros) y N es el orden del filtro.

La principal diferencia entre la clase P y la M es que la clase M realiza un filtrado para atenuar por
al menos 20 dB las señales que se encuentren por arriba de la frecuencia de Nyquist para la tasa de
muestreo dada. Este filtrado resultará en retrasos de tiempo más grandes al momento de reportar los
datos pero también reducirá el .aliasing”. Debido al filtro requerido, la clase M puede tener mayor pre-
cisión. La implementación de este tipo de filtro puede ser muy variada. Puede haber una gran cantidad
de filtros que cumplan con esta especificación y todos serán filtros clase M.

Es importante notar que el fasor se encuentra definido para una frecuencia específica, por lo que si
se compara con otros fasores, también deben ser evaluados en la misma frecuencia. Un PMU debe ser
capaz de reportar, además de voltajes y corrientes, la frecuencia y la tasa de cambio de frecuencia. Para
estas mediciones, se utilizan las siguientes definiciones del estándar. Dada una señal sinusoidal, como
la descrita en la Ec. (1.1), la frecuencia y el ROCOF se definen como:

x(t) = Xm cos(2πft+ ϕ) = Xm cos(ψ(t)) (1.6)

f(t) =
1

2π

dψ(t)

dt
(1.7)

ROCOF =
df(t)

dt
(1.8)

Otra medición importante en los PMU es el error total del vector (TVE). El TVE es un valor que
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Tabla 1.1: Tasas de muestreo contempladas en el estándar IEEE C37.118-2011.

Frecuencia del sistema 50 Hz 60 Hz
Tasa de muestreo (muestras por segundo) 10 25 50 10 12 20 30 60

mide el error de medición entre el vector teórico y el vector medido y está dado por:

TV E(n) =

√
(X̂r(n)−Xr(n))2 + (X̂i(n)−Xi(n))2

(Xr(n))2 + (Xi(n))2
(1.9)

donde, Xr(n) y Xi(n) son secuencias de los valores teóricos de los fasores de una señal de entrada en
un tiempo n, y X̂r(n) y X̂i(n) son los valores de los fasores estimados dados por la PMU.

Las mediciones de sincrofasores, frecuencia y ROCOF deben ser hechas a una razón constante de
presentación de datos, Fs. Las 3 mediciones deben ser hechas y reportadas para el mismo instante
de tiempo. Debido a esta situación, las fuentes de tiempo para realizar la sincronización deben ser
muy precisas y confiables. El estándar indica que se permite un error máximo de 1 µs. Un error de tal
magnitud correspondería a un error de fase del sincrofasor de solo 0.022 grados para un sistema de 60
Hz.

Sólo como referencia, para tener un TVE del 1 % debido a la medición de la fase, es necesaria una
desviación de 0.57 grados, un aproximado de 26 µs. Por otro lado, la PMU deberá soportar varias tasas
de presentación de informes de datos a submúltiplos de la frecuencia nominal del sistema de potencia.
Las tasas para sistemas de 50 y 60 Hz se muestran en la Tabla 1.1.

La tasa de muestreo a utilizar deberá ser seleccionada por el usuario dependiendo de la aplicación.
Otras tasas de muestreo son permitidas, ya sean más altas o más bajas, aunque tasas menores a 10/seg
no están sujetas a los requerimientos dinámicos del estándar.

La frecuencia no se encuentra implícitamente en la representación del fasor. El fasor sólo muestra
la magnitud y ángulo, o en otros casos, las componentes real e imaginaria del vector. A partir de que la
frecuencia no está implícita en la representación, es claro que todos los fasores deben de ser medidos a
una misma frecuencia. Debido a esto se debe asumir que la frecuencia se mantiene constante en todo
momento, pero esto no pasa en la práctica. A pesar de que la frecuencia es uno de los parámetros más
cuidados en los sistemas eléctricos de potencia, siempre pueden llegar a existir pequeñas variaciones
en la frecuencia42.

En caso de que la frecuencia del sistema varíe y no sea exactamente la frecuencia nominal, se presen-
tan ciertos efectos adversos en las mediciones entregadas por la PMU. Estos efectos están considerados
por el estándar e indican que para una variación de ± 2 Hz (en una PMU clase P) y de ± 5 Hz (en un
PMU clase M) el TVE máximo permitido es del 1 %. Se realizaron pruebas con el RTDS con el modelo
interno de un PMU para verificar estos efectos y que en realidad se encuentren dentro de la norma. La
Figura 1.3 muestra las variaciones en magnitud y ángulo presentes para un sistema a 61 Hz y 64 Hz
con una frecuencia nominal de 60 Hz. Se puede observar cómo es que en las mediciones la magnitud se
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(a)Medición de magnitud a una frecuencia de 61 Hz.
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(b) Medición de magnitud a una frecuencia de 64Hz.
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(c)Medición de ángulo a una frecuencia de 61 Hz.
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(d)Medición de ángulo a una frecuencia de 64 Hz.

Figura 1.3: Mediciones de magnitud y ángulo entregadas por la PMU a 61 Hz y 64 Hz.

comporta como oscilaciones y la medición del ángulo se comporta como una rampa.

Como se puede observar, la tensión nominal es de 1000 V RMS, y las variaciones en la medición
cuando el sistema está operando a 64 Hz rondan entre 999 y 1001 volts, por lo que el error en magnitud
es menor al 0.1 %. En cambio, cuando el sistema está operando a 61 Hz los valores rondan entre 999.9 y
1000.1, y el error en magnitud es menor al 0.01 %.

Otro aspecto importante respecto a la respuesta de la PMU es su comportamiento ante condiciones
dinámicas, que es particularmente importante para el desarrollo del tema de tesis, pues se desea actuar
ante transitorios que se presenten en el sistema. El estándar considera también pruebas dinámicas, por
ejemplo una de ellas es el cambio en la magnitud ya sea del voltaje o la corriente de un 10% de su valor
nominal. A manera de ejemplo, se realizó una prueba de un escalón del 10 % del valor nominal de una
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(b) Referencia (azul) vs PMU clase M (rojo).

Figura 1.4: Prueba de cambio de magnitud de un 10% del valor nominal con las dos clases de PMU.

señal de 1000 V RMS. Esta prueba se realizó a un PMU clase P y otro clase M para verificar el desempeño
de cada uno de ellos. Para realizar la prueba, se seleccionó una tasa de 60 muestras/s, por lo que cada
escalón que se ve en la señal roja de la Figura 1.4 equivale a 1/60 segundos. Esta figura muestra que la
PMU clase P reacciona mucho más rápido (≈ 33 ms) que la PMU clase M (apróx. 133 ms), como era de
esperarse por la naturaleza de los filtros.

Hasta este punto se ha definido la forma en que se mide el sincrofasor y los requerimientos del
estándar. Otro apartado del estándar define la forma en que se transmitirán los datos para su posterior
procesamiento. Se consideran cuatro tipos de mensajes: de datos, de configuración, de encabezado y de
comando.

Los mensajes de datos, contienen las mediciones hechas por la PMU.
Losmensajes de configuración son un código que describe el tipo de datos, factores de calibración
y otra información para entender los mensajes de datos.
Los mensajes de encabezado contienen información descriptiva entendible por un humano con
información de la estación y dispositivo que envía los fasores.
Los mensajes de comandos envían códigos al PMU para su control o configuración. Algunos de
estos comandos pueden ser parar o reiniciar el envío de fasores.

Los primeros tres son enviados desde la PMU y el último es recibido por la PMU. Todos los mensajes
tienen la misma forma de estructura, y es la que se muestra en la Figura 1.5.

La primer palabra de 2 bytes es para la sincronización de la transferencia de datos. La segunda
palabra indica el tamaño total del mensaje, la tercer palabra identifica al originario del mensaje (debe
ser único), enseguida se envía el “segundo del siglo”(SOC) y la “fracción del segundo”(FRAC SEG) al cual
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Figura 1.5: Formato del envío de paquetes de datos.

se está reportando el dato. Posteriormente, se envían las palabras de los datos, el número de palabras
de datos depende de la aplicación y de la configuración inicial, ya que aquí se puede indicar que se
enviarán la información de uno o más fasores (voltaje y/o corriente). Finalmente, se envía una última
palabra que se suma y ayuda a determinar si existió algún error en la trasmisión del dato26.

Con ayuda del software Wireshark43 y del PMU Connection Tester32 se visualizaron los datos en-
viados a través del protocolo IEEE C37.118 2011, desde el RTDS hasta un dispositivo externo. En la
Figura 1.6 se muestra uno de los mensajes desglosados. En la parte superior se aprecia la palabra de
sincronización, posteriormente el tamaño total del mensaje, la información del tiempo en que fue en-
viado (SOC y FRAC SEC), enseguida los datos que fueron enviados y sus valores (fasor de voltaje y
fasor de corriente de la fase A, frecuencia y ROCOF). Finalmente aparece el mensaje de chequeo donde
se aprecia que el mensaje se recibió correctamente. En la parte inferior de la imagen, se puede observar
en los valores sombreados en gris el mensaje en formato hexadecimal. A manera de ejemplo, los ceros
sombreados en azul corresponden al renglón del mensaje también sombreado en azul, que indica las
banderas del estatus del tiempo.

1.1.2. WAMS y WACS

Obtener mediciones de los PMU distribuidos en el sistema eléctrico permite tener sistemas de mo-
nitoreo de área amplia (WAMS). El monitoreo en tiempo real de las variables eléctricas en los buses
del sistema, es uno de los factores que permitirán la evolución de las redes tradicionales hacia las redes
inteligentes, en las que la generación pasa de ser centralizada y continua a distribuida e intermitente
al incluir fuentes renovables, los usuarios o consumidores se convierten también en productores de
energía eléctrica, el flujo de potencia se vuelve multidireccional. Estos cambios requieren del manejo
de grandes cantidades de información (mediciones) que debe ser procesada en tiempo real para lograr
los objetivos antes mencionados.

Mediante esta información se pueden diseñar esquemas de control que permitan la operación segura
del sistema, especialmente ante condiciones de perturbación. Con esto surgen los sistemas de control
de área amplia (WACS)44. A partir de varios análisis realizados, se ha visto que las señales remotas o
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Figura 1.6: Paquete de datos del protocolo mostrado por el software Wireshark.

de área amplia ayudan a mejorar el desempeño de los controladores, incluso para aquellos que tienen
objetivos completamente locales45.

Una ventaja que ofrece esta tecnología es su alta resolución, ya que llegan a tomar hasta 30 o 60
muestras por segundo, mientras que en los sistemas tradicionales las tasas de muestreo son mucho
menores, por ejemplo el sistema SCADA (Supervisión, control y adquisición de datos) toma de 2-4
muestras por segundo. Anteriormente, debido a esta baja resolución, y procesamiento, el desempeño
de los sistemas de potencia sólo se podía analizar en estado estable. Ahora esta alta resolución, permite
que se pueda observar y analizar a los sistemas de una forma dinámica o en su transitorio.

Los sistemas tradicionales de medición remota, por ejemplo el sistema SCADA, sólo miden la am-
plitud del voltaje o corriente en cuestión. Pero esta medición no contiene ni el ángulo de fase, ni su
estampa de tiempo, es decir, el instante en que fue tomada la medición. La falta de la estampa de tiempo
causa que los valores medidos en diferentes estaciones remotas no puedan ser comparados entre sí.
En caso de comparar señales que fueron tomadas en diferentes momentos, implicaría que se mezclan
señales de un sistema en diferentes estados, lo cual no tendría sentido pues se estaría representando un
estado del sistema que nunca existió.

Por otro lado, los datos provenientes de las PMU que cuentan con su estampa de tiempo, se pueden
comparar (que fueron tomados en el mismo instante de tiempo) con los de distintas ubicaciones remotas.
Esto se realiza gracias a la acción de un concentrador de datos de fasores (PDC). El PDC se encarga de
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Figura 1.7: Diagrama de un sistema de monitoreo de área amplia.

recibir las mediciones de diferentes puntos de la red y organizarlos en un mismo paquete con todos
los que tengan la misma estampa de tiempo. En la Figura 1.7 se muestra un diagrama de un sistema de
monitoreo de área amplia.

Como se puede observar, las unidades PMU toman lamedición directamente de la red. Estamedición
la envían a un concentrador de datos de fasores (PDC), el cual se encargará de recibir los datos de varios
dispositivos PMU para empaquetarlos y alinearlos de acuerdo a la estampa de tiempo en que fueron
tomados. Posteriormente, dependiendo del tamaño del sistema y/o el número de PMU instalados, el
PDC puede enviar directamente los datos a una interfaz hombre-máquina que se encargará de procesar
y transmitir la información para que el operador realice una tarea específica, o enviarlos a un super PDC,
el cual concentrará la información de varios PDC y, posteriormente enviará la información a la interfaz
hombre-máquina. La tarea puede comprender varias cosas, como puede ser, el analizar la estabilidad
del sistema, realizar una acción de protección, o quizá una acción de control.

En particular para los WACS, la acción de control se llevará a cabo en un dispositivo capaz de pro-
cesar los fasores y que permita programar la ley de control seleccionada. Dentro de estos dispositivos,
se pueden mencionar computadoras comerciales (con su respectivo software para realizar las acciones
descritas) y/o dispositivos comerciales dedicados como el RTAC (Real Time Automation Controller)46

o el Compaq Rio47, entre otros. Cada dispositivo tiene sus propias configuraciones y lenguajes de pro-
gramación para implementar la ley de control.

Hasta este punto se ha descrito la teoría básica de los PMU, su estándar y cómo es que éstos crean
WAMS yWACS. La siguiente sección describirá los dispositivos FACTS que funcionarán como actuador
de la señal de control.
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Tabla 1.2: Clasificación de dispositivos FACTS 6

Tipo de conexión Dispositivos FACTS
FACTS basados en tiristores FACTS basados en VSC

Paralelo Compensador estático de vars
SVC

Compensador estático
STATCOM

Serie Capacitor serie controlado por
tiristores - TCSC

Compensador estático síncrono
serie - SSSC

Serie-Paralelo Sistema de alto voltaje de
corriente directa - HVDC

Controlador unificado de flujos
de potencia - UPFC

Sistema de alto voltaje de corriente
directa - HVDC-VSC

1.2. SVC y otros dispositivos FACTS

Básicamente, hay dos grupos de FACTS, uno está basado en tiristores, y el otro está basado en
fuentes controladas de voltaje (VSC). Estos dispositivos pueden conectarse a la red de tres maneras:
serie, paralelo o serie-paralelo. La función de cada dispositivo depende de su grupo y de su forma de
conexión. Una lista de dispositivos FACTS se muestra en la Tabla 1.2 tomada del libro de X.P. Zhang et.
al.6:

Los dispositivos FACTS de tiristores son mucho más utilizados en la práctica que los de VSC porque
son más económicos y robustos. Sin embargo, los FACTS basados en VSC son mucho más flexibles,
rápidos y de mayor rango de operación que los de tiristores. En el presente trabajo se emplea como
actuador al SVC porque este dispositivo es el que tiene mayor presencia en los sistemas de potencia
reales48,49. Las siguientes subsecciones describen el funcionamiento de algunos dispositivos FACTS.

1.2.1. Principio de funcionamiento del SVC

El SVC es un dispositivo conectado en paralelo al sistema que consiste de un grupo de bancos de
capacitores e inductores, cuenta con una rápida acción de control por medio de la conmutación de
tiristores. Un SVC puede ser considerado como una reactancia (capacitiva y/o inductiva) variable la
cual es ajustada en respuesta a las condiciones de operación del sistema de potencia, para controlar
parámetros específicos de la red. Un adecuado control de esta reactancia permite la regulación de la
magnitud de voltaje del sistema de potencia en el nodo donde el SVC se encuentre conectado.

Entre las configuraciones más populares para un SVC controlado se encuentran la combinación
de un capacitor fijo y una bobina controlada por tiristores (FC-TCR) o un capacitor conmutado por
tiristores y una bobina controlada por tiristores (TSC-TCR)7. La estructura de un FC-TCR se muestra
en la Figura 1.850. Las características V/I del SVC se obtienen de sumar las características individuales
del FC y del TCR. En la Figura 1.8 se muestra la forma de obtener la gráfica de respuesta del SVC
completo.

En la misma figura se puede observar que se cuenta con el capacitor fijo, y abajo de él se muestra su
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Figura 1.8: Gráficas V/I de un SVC (FC-TCR).

gráfica V/I la cual dependiendo de la corriente es la magnitud de voltaje. También en la parte media de
la figura se encuentra el inductor controlado por tiristores y de igual manera se muestra su gráfica V/I,
donde se puede observar el comportamiento en los límites de L máxima y mínima, así como la región
de control. Finalmente, del lado izquierdo se muestra la respuesta completa, que resulta de la suma de
los comportamientos antes descritos.

La estructura de un SVC operando bajo un control de voltaje típico se muestra en la Figura 1.950.
En la imagen se observa cómo es que se realiza una comparación entre el voltaje medido en el bus
donde está conectado el SVC y el voltaje de referencia. A partir de esa diferencia, se genera un ángulo
de disparo (en este caso para el TCR) que modificará la susceptancia presente en el SVC para absorber
o inyectar potencia reactiva al bus, y con esto elevar o disminuir el voltaje presente en el bus.

Por otro lado, asumiendo una operación a frecuencia fundamental y sin desbalances, un modelo
para estabilidad transitoria se muestra en la Figura 1.1050. La diferencia con respecto a la Figura 1.9 es
que para la estabilidad transitoria no se toma en cuenta el proceso de conmutación de los tiristores y
sólo se representa al SVC como una susceptancia variable. El controlador puede ser un PI el cual deberá
estar limitado a un αmax y un αmin para generar entre una susceptancia máxima y una susceptancia
mínima, correspondiente a las características del SVC utilizado50.

El modelo mostrado en la Figura 1.10 se puede representar mediante las ecuaciones algebraicas
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Figura 1.11: Configuraciones del TCSC.

siguientes50.

Ii = ViBe (1.10)

Qi = V 2
i Be (1.11)

Be =
2α−sin 2α−π(2−XL/XC)

πXL
(1.12)

Donde Be es la susceptancia resultante y α es el ángulo de conmutación de los tiristores. También
forman parte del modelo las ecuaciones dinámicas del controlador, con las cuales se va obteniendo α
en cada instante de tiempo. El subíndice i hace referencia al i-ésimo bus al que se encuentra conectado
el SVC.

1.2.2. TCSC

El Capacitor Serie Controlado por Tiristores (TCSC) es un dispositivo conectado en serie a líneas
de transmisión largas principalmente para aumentar su capacidad de transferencia de potencia.

Este dispositivo cuenta con un capacitor conmutado por tiristores, lo que le permite regular la
capacitancia que conecta en serie a la línea de transmisión. Al colocarse en serie, el efecto que tiene es
contrarrestar el efecto altamente inductivo que presentan las líneas de transmisión largas.

La Figura 1.116 muestra una de las configuraciones que podría presentar un TCSC. Se aprecia que
tanto el capacitor como el inductor pueden ser el dispositivo a conmutar para regular con ello la reac-
tancia equivalente de la línea.

1.2.3. STATCOM

El STATCOM conectado en paralelo fue desarrollado como una mejora del SVC donde un VSC es
usado en lugar de los inductores controlados y los capacitores conmutados. Un VSC genera un voltaje
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síncrono a frecuencia fundamental, con magnitud y ángulo de fase controlables. Por lo tanto, el VSC
puede inyectar o absorber potencia reactiva desde o hacia el bus al cual está conectado y con ello regular
las magnitudes de voltaje del bus. Los VSC requieren de dispositivos semiconductores autoconmutados
tales como el GTO, IGBT, IGCT, MCT, etc., los cuales le proporcionan varias ventajas técnicas al STAT-
COM por sobre el SVC, el cual como ya se mencionó hace uso de tiristores para realizar su control.
Entre las ventajas del STATCOM se pueden mencionar51:

Rápida respuesta (responde alrededor de 10 veces más rápido debido a sus capacidades de encen-
dido y apagado).

Requiere menos espacio, ya que elimina los bancos de capacitores e inductores.

Es modular y reubicable.

Puede interactuar con fuentes de energía tales como baterías o celdas de combustible.

El STATCOM tiene un desempeño superior en condiciones de bajo voltaje debido a que el flujo
de corriente se puede mantener constante, caso contrario al SVC donde la inyección de corriente
reactiva depende directamente del nivel de voltaje del bus al que está conectado el dispositivo, y
del ángulo de disparo de los tiristores.

Se puede controlar el intercambio de potencia reactiva entre el convertidor y el sistema de CA va-
riando la amplitud del voltaje de salida del STATCOM. Si la amplitud del voltaje de salida del convertidor
es mayor que la del sistema CA, entonces fluye corriente a través de la reactancia del convertidor al
sistema CA, y el convertidor genera potencia reactiva (modo capacitivo). En caso contrario, si la ampli-
tud del voltaje de salida del STATCOM se encuentra por debajo de la magnitud del voltaje del sistema
CA, entonces fluye potencia reactiva del sistema CA al STATCOM, por lo cual el STATCOM absorbe
potencia reactiva (modo inductivo). Si el voltaje de salida del STATCOM es igual en magnitud y fase al
de la red, el intercambio de potencia reactiva es cero (despreciando la resistencia).
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La gráfica de V/I del STATCOM se muestra en la Figura 1.126. En ella se observa una de las ventajas
que tiene el STATCOM sobre el SVC, donde capacidad de inyección de potencia reactiva no depende
directamente del voltaje en el bus. Caso contrario le sucede al SVC; ante bajos voltajes del bus al que
está conectado pierde capacidad de inyectar potencia reactiva a la red.

1.2.4. SSSC

El SSSC es un compensador serie de potencia reactiva que emplea un VSC en serie con la línea de
transmisión. Su operación emula al TCSC (que opera controlando su impedancia) pero con una VSC.
Cuenta con un rango de operación más amplio que el TCSC, al igual que el STATCOM respecto al SVC.

La Figura 1.13 muestra la forma en que se conecta el SSSC a la red. Al igual que con el TCSC, la
compensación capacitiva serie, resulta en un decremento en la impedancia de la línea, y en consecuen-
cia, un correspondiente incremento en la potencia eléctrica transmitida en la línea52. Por otro lado,
por medio de la compensación también es capaz de disminuir o aumentar el flujo de potencia (activa o
reactiva). Esto permite incluso el control o mitigación de oscilaciones de potencia.

1.2.5. UPFC

El UPFC es un dispositivo FACTS que tienemúltiples capacidades, y por lo tanto, es capaz de realizar
selectiva o simultáneamente la compensación y funciones de control53,54. Existen diversas formas de
explicar el concepto del UPFC, pero una forma básica de hacerlo, es idealizando al UPFC como una
combinación de un STATCOM y un SSSC.

La Figura 1.14 presenta un diagrama básico del UPFC. Debido a que el UPFC consiste de dos VSC,
uno conectado en paralelo y el otro en serie, para su análisis es conveniente separar las aplicaciones y
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Figura 1.15: Diagrama del HVDC.

requerimientos para cada uno de ellos55.

1.2.6. HVDC

El HVDCpodría no ser un dispositivo FACTS como tal debido a que para la transferencia de potencia
de un punto a otro utiliza CD y no CA. Un HVDC tiene la ventaja que permite la transferencia de
potencia entre dos sistemas CA con diferentes frecuencias nominales. Para la transmisión de potencia
en largas distancias resulta ser más barato y con menos pérdidas eléctricas que un sistema en CA.
También es capaz de controlar el ángulo de fase de voltaje de forma independiente entre la fuente y la
carga, lo que permite controlar de forma más eficiente estabilidad del sistema56.

La Figura 1.15 presenta el diagrama de conexión del HVDC a la red. En este caso en particular, se
presenta un esquema de dos estaciones. Es posible encontrar HVDC con tres o más estaciones, aunque
esto implica un costo elevado. Otras desventajas que puede tener esta tecnología es que además de los
convertidores, son la necesidad de filtros y que los interruptores en CD son más caros que los de CA.
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1.3. Estado del arte

El uso de WAMS y WACS tienen, entre otros, los siguientes beneficios en los sistemas de potencia:
mejoran el entendimiento y conocimiento del comportamiento dinámico y de estado estacionario de
la red, incrementan la capacidad de transmisión debido al monitoreo en línea más preciso y confiable
de sus límites y capacidades, y mejora del alcance y desempeño debido a la retroalimentación más
confiable.

Por otro lado, los dispositivos FACTS son capaces de controlar el voltaje y el flujo de potencia en
formas que antes de la llegada de esta tecnología no habrían sido posible7. Estos dispositivos son am-
pliamente utilizados para mejorar perfiles de voltaje o aliviar líneas de transmisión sobrecargadas. Las
aplicaciones de los dispositivos FACTS han sido ampliamente estudiadas y su impacto positivo en la
operación general de los sistemas eléctricos de potencia está bien documentado57,58. Los dispositivos
FACTS pueden ser usados para incrementar la capacidad de transmisión de potencia, mejorar la estabi-
lidad y desempeño dinámico o asegurar una mejor calidad de potencia en los sistemas modernos. Sus
principales capacidades son la compensación de potencia reactiva, el control de voltaje y el control del
flujo de potencia. Al ser controlados por dispositivos de electrónica de potencia, los FACTS tienen una
rápida respuesta a las acciones de control asignadas en situaciones normales y de emergencia.

Combinar ambas tecnologías, WACS y FACTS, lleva a un sistema de control en tiempo real capaz
de mitigar rápidamente perturbaciones en la red. Por ejemplo, hay controladores que con ayuda de
dispositivos FACTS amortiguan oscilaciones interárea de baja frecuencia. En un trabajo previo59, se
propone un enfoque de control que combina FACTS y WAMS para amortiguar oscilaciones y mejorar
la capacidad de transferencia de sistemas de potencia interconectados. En60 se presenta un control de
oscilaciones de potencia usando mediciones de área amplia. El objetivo principal es analizar el diseño
de múltiples dispositivos FACTS para mejorar la estabilidad del sistema considerando los retardos de
tiempo asociados a las mediciones de área amplia. La integración de nuevos sistemas de generación,
por ejemplo, parques eólicos y solares, son tópicos también considerados. La referencia61 presenta un
neurocontrol coordinado de área amplia (WACNC) con PSS, un parque eólico y múltiples dispositivos
FACTS (STATCOM y SSSC). Cada controlador local recibe señales de control remotas desde el WACNC
como entradas externas para mejorar la dinámica del sistema y el comportamiento transitorio. Además,
otro trabajo62 propone y sintoniza un ley de control por retroalimentación de estado para un sistema
de control coordinado y jerárquico que incluye máquinas síncronas, convertidores de parques eólicos
y un STATCOM.

Uno de los dispositivos FACTS más usados en la literatura y en la práctica para aplicaciones de
WACS es el SVC. Algunos trabajos previos a éste, presentan controles de área amplia para sistemas
de potencia con SVC embebidos63,64,65,66,67,68,69. Por ejemplo, en63 presentan el diseño de un control no
lineal para amortiguar oscilaciones y en64 concluyen que el control de área amplia es mejor que un
control local para amortiguar oscilaciones interárea. En66 se propone un control tolerante a fallas en la
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comunicación y retrasos de tiempo. El trabajo65 propone un control robusto coordinado para múltiples
HVDC y controles de FACTS de área amplia. En67 se presenta un control coordinado de FACTS para
mejorar la estabilidad de pequeña señal. Por otro lado, en la referencia68 se presenta una estrategia para
mejorar la estabilidad transitoria. Y finalmente, en el trabajo69 se presenta un control de área amplia
para amortiguar oscilaciones de potencia, que además es tolerante a retrasos en los datos de entrada y
salida, así como a la pérdida de datos.

La mayoría de la bibliografía estudiada en el estado del arte de esta investigación, principalmente
considera plataformas de simulación fuera de línea para realizar los análisis y validaciones; sin embargo,
no se consideran factores clave en implementaciones prácticas de WACS en aplicaciones industriales,
tales como, retrasos de tiempo, pérdida de paquetes de información, interrupciones en los canales de
comunicación, entre otros69,70. Hay trabajos que presentan soluciones para afrontar los retardos de
tiempo71,72,73.

Por otro lado, la mayoría de las contribuciones con simulaciones hardware-in-the-loop (HIL) no
usan dispositivos industriales para integrar los bancos de prueba HIL, lo cual se está convirtiendo en un
requerimiento de las empresas eléctricas para desarrollar pruebas de WACS-FACTS. En este sentido, en
un trabajo previo63 se presenta una implementación de control de prototipado rápido para validación
del control, por otro lado, la referencia67 presenta una simulación en tiempo real pero no realiza la
integración de hardware en el proceso de simulación, y finalmente en69 se presentan simulaciones
HIL con PMUs industriales para la estimación de sincrofasores y el control completo fue realizado con
RSCAD por medio de bloques definidos por el usuario.

La Tabla 1.3 muestra una comparación de diferentes características que muestran los diferentes
controles encontrados en la literatura. Se observa que hay varios trabajos que utilizan simulaciones
HIL para validar sus aportaciones, sin embargo son casi nulas los trabajos que utilizan en su sistema de
pruebas dispositivos PMU y controladores industriales.

Los emergentes requerimientos industriales exigen probar en esquemas HIL las soluciones diseña-
das para el mejorar el desempeño del sistema eléctrico, por ejemplo, esquemas de protección y control,
operación de sistemas, esquemas de acción remedial, etcétera. De acuerdo a estos requerimientos y en
referencia a la Tabla 1.3, esta tesis presenta un sistema de control de área amplia con un dispositivo
SVC evaluado en una implementación HIL de un sistema de potencia de cinco buses y dos máquinas.
Además de realizar la simulación HIL con dispositivos PMU y un controlador industrial, el control pro-
puesto considera la compensación de retardos de tiempo de hasta 200 ms. El control propuesto tiene
los siguientes tres objetivos de control:

Reducir la sobrecarga a lo largo de la línea de transmisión.

Amortiguar oscilaciones de potencia.

Incrementar el tiempo crítico de liberación de falla.
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Tabla 1.3: Comparativo de características de diferentes trabajos de control de área amplia.

Ref. Considera Simulación Estimación Control Actuador Protocolo
retrasos tiempo real de sincrofasor práctico estándar

21,22 - - Modelo RMS - TCSC -
23 Padé - Modelo RMS - PSS -
25 - - Modelo RMS - PSS -
54 - RTDS PMU simulado DSP UPC -
60 Kalman - PMU simulado - SVC -
61 - - Modelo RMS - STATCOM, SSSC -

Parque eólico
62 Padé - PMU simulado DSP STATCOM -

Parque eólico
63 - RTDS Modelo RMS DSP SVC -
64,65 - - Modelo RMS - SVC HVDC -
66 Padé - Modelo RMS - SVC -
67 - RTDS Modelo RMS - SVC, TCSC -
68 Kalman - PMU simulado - SVC -
69 LMI RTDS PMU simulado Matlab SVC,SSSC -
70 LMI - PMU simulado Matlab SVC -
71 LMI RTDS PMU industrial Matlab PSS PMU
72 LMI - Modelo RMS - PSS -
74 - - Modelo RMS - TCSC -
75 Pred. Smith OPAL PMU simulado Matlab TCSC -
76 Red Neuronal RTDS PMU simulado DSP PSS -
77 - RTDS PMU simulado DSP PSS -
78 Padé - Modelo RMS - TCSC -
79 Pred. Smith - Modelo RMS Matlab SVC -
80 Padé - PMU simulado - TCSC -
81 - - Modelo RMS Digsilent HVDC -
82 - - Modelo RMS - SVC,PSS -
83 Pred. Smith - Modelo RMS - SVC,PSS -
84 - RTDS Modelo RMS - SVC -
85 - - PMU simulado - HVDC -
86 Kalman - PMU simulado Labview SVC -
87 LMI OPAL PMU simulado DSP SVC -
88 - RTDS PMU Matlab SVC labview PMU

de RTDS
89 - RTDS PMU Matlab SVC, PMU

de RTDS - STATCOM -
90 Predicción RTDS PMU simulado SVC -

lineal
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Los dispositivos industriales utilizados para evaluar el control de área amplia propuesto son: dos
relevadores digitales SEL-421 y dos SEL-351 usados para estimar los sincrofasores, un simulador digital
en tiempo real (RTDS) para realizar el modelado y simulación del sistema eléctrico de potencia, y un
controlador de automatización en tiempo real (RTAC) SEL-3530 para programar el control propuesto.
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2
Descripción del control de área amplia

propuesto

En este Capítulo 2, se presenta el control de área amplia que propone este trabajo de tesis. En primera
instancia, se describe el problema a resolver. Después, se presenta el sistema eléctrico (de cinco buses
y dos máquinas) utilizado como base para el desarrollo e implementación de la propuesta de solución.
El control propuesto se puede dividir en tres partes:

Control para desconexión de generadores síncronos. Este control se encarga de decidir si es
necesario desconectar un generador ante una falla severa.

Control de corriente. Este control tiene por objetivo incrementar los TCL y a su vez, minimizar
la corriente máxima que fluye a través de una línea de transmisión.

Control de oscilaciones. Este control actúa posterior a la liberación de la falla para amortiguar
las oscilaciones de potencia subsecuentes rápidamente.

Finalmente, cada una de estas partes del control es descrita en las subsecuentes secciones de este capí-
tulo.
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2.1. Descripción del problema a resolver

Como ya se mencionó, los sistemas eléctricos de potencia operan cada vez más cerca de sus lími-
tes operativos debido al incremento en la demanda. Los generadores síncronos son una parte vital del
sistema eléctrico. Por ello, es una práctica común desconectarlos por cuestiones de seguridad cuando
una falla severa ocurre los pone en riesgo de perder sincronismo. En muchas de estas ocasiones, los
generadores podrían resistir las fallas pero debido a la falta de información confiable, se prefiere des-
conectarlos y evitar correr el riesgo de dañarlos. Sin embargo, no siempre es necesario disparar los
generadores; algunas veces pueden operar a través o durante la falla y la subsecuente oscilación de
potencia hasta que el evento transitorio se extinga. Considerando un escenario de un mercado eléctrico
abierto, donde la generación puede pertenecer a particulares, no es económicamente conveniente para
el dueño desconectar el generador ante cualquier falla si no es necesario; sin embargo, cuando se consi-
dera que es posible el riesgo fatal de dañarlos al no desconectarlos, estos normalmente se desconectan
ante cualquier falla que pueda dañarlos. La repentina desconexión de generadores puede causar uno o
más de los siguientes problemas:

Reduce los margenes de estabilidad.

Sobrecarga circuitos.

Incrementa el costo de la energía eléctrica.

Podría ser necesario sacar carga de la red.

Para hacer frente a este problema, se necesitan actuadores rápidos, controladores con un alto desempe-
ño, y mediciones más rápidas y precisas para tomar las decisiones correctas en un tiempo menor. Los
sistemas de medición más rápidos y confiables se basan en unidades de medición de sincrofasores; sin
embargo, debido a la latencia y las grandes distancias entre las diferentes subestaciones de medición,
siempre hay retrasos de comunicación que no se pueden ignorar para las aplicaciones de control en la
operación del sistema de potencia. Además, la precisión no puede reducirse indefinidamente, ya que
depende de los algoritmos de estimación de sincrofasores91,92.

En este sentido, este trabajo presenta un método basado en las mediciones de PMU para disparar las
máquinas solo si se está seguro que perderán sincronismo. A través de un SVC controlado, se propone
una estrategia de control de área amplia para minimizar la corriente máxima a través de la línea de
transmisión, amortiguar las oscilaciones de potencia y también para aumentar el tiempo crítico de
liberación, con el propósito de darle tiempo a los controles de las máquinas y del SVC de evitar o
retrasar la pérdida de sincronismo. Finalmente, dentro de la implementación se presenta una estrategia
para compensar efectivamente el retraso de las comunicaciones. En las siguientes secciones de este
capítulo, estas propuestas se describen en detalle.
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2.2. Modelo del sistema utilizado.

El sistema de pruebas utilizado para implementar y evaluar el sistema de control se muestra en
la Figura 2.1, el sistema de potencia está compuesto por cinco buses y dos máquinas. Se tomó como
base el sistema de ejemplo de Matlab llamado “Improve Transient Stability Using SVC and PSS”93. Es
un sistema simple pero presenta diferentes escenarios de interés en un sistema de potencia real. Por
ejemplo, la máquina A podría representar un conjunto de generadores que está entregando toda su
potencia de generación a la red, donde la máquina B, representa este equivalente de red. O por otro
lado, ambas máquinas podrían representar zonas o áreas de un gran sistema eléctrico, donde las líneas
de transmisión son el enlace de ambos subsistemas.

La capacidad de lamáquina A es 1000MVA, actúa como un bus PV y tiene una referencia de potencia
activa de 950 MW. La máquina B actúa como la referencia o slack del sistema, y tiene una capacidad
de 5000 MVA. Cada máquina es un generador síncrono con sus modelos de turbina y reguladores: el
regulador de voltaje (AVR) es del tipo IEEE ST194, el estabilizador de sistema de potencia (PSS) tiene
como entrada la potencia de aceleración y es el tipo IEEE PSS1A94 y el gobernador es un modelo de
una turbina hidráulica con un control PI95. Los voltajes están regulados en 13.8 kV en los buses 1 y 5.
Los parámetros de cada máquina y sus controles se muestran en las Tablas 2.1, 2.2, 2.3 y 2.4.

Máquina A Máquina B

Carga
SVC

Bus 1

Bus 2 Bus 3

Bus 4

Bus 5

Figura 2.1: Sistema de pruebas.

Las líneas de transmisión son modeladas usando el modelo de Bergeron de RSCAD. La longitud de
la línea de transmisión L2−3 es de 350 km. y para las líneas L2−4 y L3−4 es de 175 km., sus parámetros
RLC se muestran en la Tabla 2.5. Para conectar los buses de generación se usan dos transformadores,
uno de 1000 MVA y otro de 5000 MVA, sus parámetros se muestran en la Tabla 2.6.

Un SVC del tipo TSC-TCR es conectado en el bus 4. La capacidad del SVC es de -230/180MVAR a 500
kV. La convención utilizada indica que la potencia negativa se encuentra en la zona inductiva del SVC.
Una gran carga es conectada en el bus 3; esta carga es representada como un modelo de impedancia
constante y como potencia constante en diferentes casos de estudio del Capítulo 4.
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Tabla 2.1: Parámetros de máquinas.

Máquina Voltaje Inercia Xa Xd X ′
d X ′′

d Xq X ′′
q Ra

nominal (kV) H (pu) (pu) (pu) (pu) (pu) (pu) (pu)
Mi 13.8 3.7 0.18 1.305 0.296 0.252 0.474 0.243 0.00285

Tabla 2.2: Parámetros del AVR tipo IEEE ST1.

Tr Vimax Vimin Tc Tb Ka Ta Vrmax Vrmin Kc Kf Tf
(pu) (pu) (s) (s) (s) (pu) (pu) (s)

0.02 10.0 -10.0 0.0 0.0 200 0.001 20.0 0.0 0.0 0.001 0.1

Tabla 2.3: Parámetros del PSS tipo IEEE PSS1A.

A1 A2 T1 T2 T3 T4 T5 T6 KS Vrmax Vrmin Vcu Vcl
(s) (s) (s) (s) (s) (s) (pu) (pu) (pu) (pu) (pu)

0.0 0.0 0.06 0.5 0.0 0.0 0.7 0.015 2 0.15 -0.15 2 0.31

Tabla 2.4: Parámetros del gobernador tipo PIDGOV.

Rperm Tperm Kp Ki Kd Ta Tb Dturb G0 G1

(pu) (s) (pu/s) (pu/s) (pu) (s) (s) (pu) (pu) (pu)
0.05 0.0 1.163 0.105 0.0 0.00001 0.3 0.0 0.0 0.25
P1 G2 P2 P3 Gmax Gmin Atw Tw V elmax V elmin

(pu) (pu) (pu) (pu) (pu) (pu) (pu) (s) (pu/s) (pu/s)
0.25 0.5 0.5 1.0 1.2 0.01 1.0 3.0 0.1 -0.1

Tabla 2.5: Parámetros de líneas de transmisión.

Línea R1 Xl1 Xc1 R0 Xl0 Xc0
(Ω/km) (Ω/km) (MΩ/km) (Ω/km) (Ω/km) (MΩ/km)

Li−j 0.01755 0.3293771 0.1989934 0.2758 1.213911 0.3197038

Tabla 2.6: Parámetros de transformadores.

Transformador Devanado 1 Devanado 2 Devanado 1 Devanado 2 Reactancia R

Voltaje (kV) Voltaje (kV) Conexión Conexión (pu) (pu)
Ti 13.8 500 Y Y 0.12 0.002

30



𝐴1

𝐴2

𝑃𝑒(𝑡)

𝑃𝑚

𝛿(𝑡)

𝛿0
𝛿𝑐 𝛿𝑚𝑎𝑥

𝛿𝑝𝑒𝑎𝑘

𝐴2

𝐴1

𝑃𝑒(𝑡)

𝑃𝑚

𝛿(𝑡)

𝛿0 𝛿𝑐 𝛿𝑡𝑟𝑖𝑝 𝛿𝑢𝑛

𝑡𝑡

𝐴1 < 𝐴2 𝐴1 > 𝐴2

𝑎

𝑏
𝑐

𝑑
𝑒

𝑎

𝑏

𝑐

𝑑

. . . 

. . . 

𝑃𝑚

𝛿𝑡𝑟𝑖𝑝 𝛿𝑢𝑛

𝑃𝑒(𝑡)

(a) (b)

(c)

𝛿(𝑡)

− 𝑃𝑟efalla
− 𝑃𝑜𝑠𝑡falla
− 𝐹𝑎lla

− 𝑃𝑟𝑒falla
− 𝑃𝑜𝑠𝑡falla
− 𝐹𝑎lla

𝜋 rad

𝜔(𝑡)
𝜔𝑠

𝑡𝑓
𝑡𝑐

𝜔𝑚𝑎𝑥

𝛿𝑒𝑛𝑑

×

×

Margen de seguridad

𝜋 rad

𝛿(𝑡) 𝛿(𝑡)

𝑓

Punto crítico

Punto crítico

Punto de disparo

Punto crítico

Punto de disparo

Pérdida de síncronismo

Estado estable final

Figura 2.2: Curvas P-δ y δ − t.

2.3. Control para la desconexión de generadores síncronos.

El presente trabajo, propone un algoritmo para determinar el momento en que la máquina debe ser
desconectada a fin de evitar que esta pierda sincronismo. En lugar de desconectar la máquina inmedia-
tamente después de detectar la falla, este método permite a los controladores actuar para mantener la
estabilidad del sistema. Si no es posible mantener la máquina en sincronía con el sistema, el esquema
propuesto desconectará la máquina de forma automática. En cambio, mientras no esté presente el riesgo
de la pérdida de sincronía, la máquina se mantendrá en operación. El método propuesto es confiable y
fácil de implementar en un sistema de área amplia práctico y está basado en el Criterio de Áreas Iguales
(CAI)96.

Criterio de Áreas Iguales

La Figura 2.2 es usada para explicar el esquema de desconexión propuesto, donde Pe(t) representa
la potencia activa entregada por la máquina síncrona,Pm es la potencia mecánica que recibe la máquina
por la turbina, δ(t) es el desplazamiento angular del rotor de la máquina referido a valores eléctricos,
y finalmente, las tres diferentes curvas P − δ representan los escenarios de prefalla, falla y postfalla.
El CAI establece que una máquina será estable si el área de desaceleración (A2) es igual o mayor que
el área de aceleración (A1); sin embargo, como las curvas P − δ son variantes en el tiempo debido al
control y acciones de compensación, no es claro poder establecer a priori, para aplicaciones industriales,
el cumplimiento del CAI justo en el instante después de liberar la falla.

La Figura 2.2(a) muestra el comportamiento dinámico típico de un caso estable ante una perturba-
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Pa = Pe - Pm > Umbral 1

(Cond 2) 
Ángulo > Umbral 2

Señal de 
disparo 
de 
máquina

(Cond 1)

Figura 2.3: Esquema de disparo de generador.

ción grande. Originalmente, el sistema es operado en el punto de equilibrio a, donde Pe(t) = Pm y
δ(t) = δ0. Cuando comienza la falla en t = tf , repentinamente Pe(t) cambia del punto a al punto b
y Pe(t) es menor que Pm, por lo tanto el rotor se comienza a acelerar, y la velocidad de la máquina
comienza a ser más grande que la velocidad síncrona (Figura 2.2(a), línea roja, abajo), y por lo tanto,
δ(t) comienza a incrementarse (Figura 2.2(a), línea verde, abajo). Después, se libera la falla en el punto c
y repentinamente el punto de operación d es alcanzado en la condición postfalla. En este punto de ope-
ración d, Pe(t) > Pm por lo que el rotor de la máquina comienza a desacelerarse y alcanza nuevamente
la velocidad síncrona en el punto e. Sin embargo, en este punto, la máquina aún no se encuentra en
un punto de equilibrio ya que Pe(t) > Pm, por lo tanto, la máquina continua reduciendo su velocidad
en valores debajo de la velocidad síncrona. Este proceso de oscilación continúa hasta que el transitorio
termina y la máquina se establece en su nuevo punto de equilibrio en estado estable. Por otro lado, la
Figura 2.2(b) muestra el caso inestable. En este caso, la máquina no llega a la velocidad síncrona antes
de alcanzar el punto crítico, y la máquina comienza a acelerarse en δ(t) > δun, ya que Pe(t) < Pm.

Como conclusión, se puede decir que la máquina es estable ante una gran perturbación si después
de liberar la falla, la máquina alcanza por primera vez la velocidad síncrona antes de que su ángulo
alcance el punto crítico. En la Figura 2.2(c) se muestra un acercamiento del punto crítico y de los puntos
de liberación. Note que si el punto crítico existe, este siempre se encontrará entre π/2 rad y π rad en la
curva P − δ.

Esquema de disparo de generador

Hipótesis: Es posible detectar por medio de mediciones de potencia y ángulo el momento en que
pierde sincronía la máquina y es necesario desconectarla. Esto permitirá dar mayor tiempo al control
de oscilaciones para actuar y evitar que se tenga que desconectar la máquina.

La idea básica para detectar un comportamiento inestable después del momento de la liberación de
la falla es determinar si el ángulo δ(t) continúa aumentando justo antes de llegar al punto crítico en
δ(t) = δun en la Figura 2.2. Para poder hacer eso, se debe ser capaz de medir o estimar δ(t), Pe(t), y
Pm. Como se puede observar en la Figura 2.2, en la primera oscilación el sistema se encuentra en el
área de desaceleración A2 si δ(t) > π/2 rad y Pe(t) > Pm (Pa < 0). La cercanía entre Pe(t) y Pm

en δ(t) > π/2 rad da índice de proximidad al punto crítico, y consecuentemente a la inestabilidad. La
Figura 2.3 muestra el esquema de disparo de generador propuesto, el cual está basado en la explicación
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Figura 2.4: Liberación de la falla en 11 ciclos. Cond 1 y Cond 2 se refieren a las condiciones de potencia y
ángulo, respectivamente.

previa. Debido a la simplicidad del criterio de áreas iguales, el cual está basado en un modelo clásico, se
añaden dos umbrales de seguridad para establecer la cercanía al punto de disparo (Figuras 2.2(a)-(c)),
antes de que la máquina comience a aumentar su velocidad nuevamente.

El desafío en este esquema de disparo es la falta de mediciones instantáneas de (δ(t), Pe(t), y Pm)
ya que en un sistema real, los buses podrían estar alejados cientos de kilómetros y los retrasos en la
comunicación no son despreciables. De ahí la importancia que las mediciones tengan una estampa de
tiempo y una forma adecuada para la compensación de los retardos.

Las Figuras 2.4 y 2.5 muestran el desempeño de este esquema de disparo ante una falla trifásica
sólida a tierra liberada al abrir la línea fallada después de 11 y 12 ciclos, respectivamente. La parte baja
de las Figuras 2.4 y 2.5 muestra las condiciones de disparo en tiempo real. En la Figura 2.4 la condición de
disparo no es alcanzada. Por otro lado, en la Figura 2.5 la condición de disparo es alcanzada; la evolución
de la diferencia angular cuando la máquina no se desconecta se muestra en rojo, y en azul se muestra
la respuesta cuando la máquina es desconectada justo después de que la condición de desconexión es
detectada. La efectividad de la lógica de desconexión es demostrada al desconectar la máquina solo en el
instante que es necesario y no antes. Note que después de la desconexión, el sistema alcanza un nuevo
estado estable. Por otro lado, sí la máquina A no es desconectada, ésta pierde sincronismo.

Esta lógica permite que las máquinas permanezcan conectadas al sistema de potencia para dar
tiempo a que sus controladores actúen y traten de estabilizar las oscilaciones de potencia. Las siguientes
secciones describen el control propuesto, donde por un lado se busca incrementar el tiempo crítico de
liberación y por otro lado, amortiguar las oscilaciones de potencia.
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2.4. Control de corriente.

Hipótesis: Mediante el control del voltaje en uno de los extremos de una línea de transmisión es
posible controlar el flujo de potencia activa y disminuir el flujo de potencia reactiva a través de ella.
Esto permite aumentar los TCL y reducir los esfuerzos térmicos después de la contingencia.

En general, una mayor longitud y carga en las líneas de transmisión implica un menor TCL y ca-
pacidad de carga. Físicamente, la distancia de una línea de transmisión no se puede reducir, pero eléc-
tricamente si es posible. Esto significa que el TCL y la capacidad de carga pueden aumentarse. Hay
algunas maneras de aumentar el TCL, como por ejemplo, disminuir la reactancia equivalente entre el
nodo interno y la red, aumentar los voltajes operativos, u operar con pequeñas variaciones en la fase
de los voltajes en nodos adyacentes.

Otra forma de aumentar el TCL es disminuir el flujo de corriente a lo largo de la línea de transmisión
peromanteniendo el mismo flujo de potencia. Este trabajo presenta una estrategia en la que, mediante la
magnitud del voltaje en el extremo remoto de una línea de transmisión larga, se reduce la sobrecarga del
conductor. Controlando el voltaje en uno de los extremos de la línea es posible modificar la sobrecarga
en la línea y tener el efecto de aumentar la capacidad de transferencia. En las siguientes subsecciones se
muestran los métodos para obtener la referencia de voltaje para modelos de línea corta y larga, ambas
sin pérdidas.

2.4.1. Modelo de línea corta sin pérdidas

Normalmente, en los sistemas de potencia, para las líneas de transmisión cortas se permite omitir
las pérdidas debido a que son muy pequeñas. Como primera aproximación, se usa el modelo de línea
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de transmisión corta sin pérdidas que se muestra en la Figura 2.6 para encontrar la señal de referencia
de voltaje.

jX

r

BUS R

Vs

BUS S

V

Ss-r

Figura 2.6: Modelo de línea corta sin pérdidas.

La Ec. (2.1) muestra la potencia aparente que fluye del Bus S al bus R (S∗
s−r).

S∗
s−r = Ps−r − jQs−r (2.1)

donde

Ps−r = |Vs||Is−r|cos(φ) =
|Vs||Vsvc|sen(δ)

X
(2.2)

Qs−r = −|Vs||Is−r|sen(φ) =
|Vs||Vr|cos(δ)− |Vs|2

X
(2.3)

Donde, φ es el ángulo entre el voltaje y la corriente, y δ es la diferencia angular entre Vs y Vr . Ob-
servando la Ec. (2.1), para maximizar la potencia activa Ps−r es necesario reducir la potencia reactiva
Qs−r a cero. Esto es:

0 =
|Vs|2−|Vs||Vr|cos(δ)

X
(2.4)

Con algunos cálculos, es posible resolver la Ec. (2.4) para obtener el Vr que hace cero a Qs−r:

Vr =
|Vs|

cos(δ)
(2.5)

Con la Ec. (2.5) el flujo de potencia reactiva se vuelve cero. Esto permite tener solo flujo de potencia
activa, lo que a su vez implica que se disminuye la corriente a través del conductor.

Para verificar el desempeño de la Ec. (2.5) se usa el sistema de pruebas de la Figura 2.1. En este caso
se utilizan modelos de líneas sin pérdidas. La Figura 2.7 muestra cómo la ecuación propuesta lleva a
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Figura 2.7: Control de cero potencia reactiva en un modelo de línea corta sin pérdidas.

cero la potencia reactiva en la línea poco después de iniciar la simulación. En t = 2 s se aplica una falla
trifásica y es liberada en t = 2,1 s abriendo la línea fallada. Al abrir la línea con falla, la impedancia del
sistema cambia. Aún con este cambio de impedancia la Ec. (2.5) es capaz de llevar nuevamente a cero
la potencia reactiva. Esto implica que toda la potencia que fluye a través de la línea es potencia activa,
lo cual es muy útil en situaciones de alto estrés como este.

Como se puede ver, controlando el voltaje en Vr es posible controlar el flujo de potencia y corriente
a través de la línea de transmisión. Pero la Ec. (2.5) sólo es válida para líneas de transmisión cortas. Los
sistemas de área amplia, por lo general, implican líneas de transmisión largas, por lo que es necesario
obtener una nueva ecuación para líneas largas.

2.4.2. Modelo de línea larga sin pérdidas

La Figura 2.8 muestra el modelo para una línea larga. Para considerarse un modelo sin pérdidas
no se toma en cuenta la parte resistiva del modelo. En este caso, la corriente que fluye a través de la
línea de transmisión es diferente a lo largo de la línea y depende del punto (distancia) en que se desea
conocer la corriente.

La sobrecarga máxima de la línea estará en el punto donde la corriente es más alta. En líneas de
transmisión largas, el punto de máxima corriente depende de los voltajes en los extremos de la línea y
de la impedancia característica de la carga o carga natural (SIL) de una línea de transmisión97.

SIL =
V 2
0

Zc
V A (2.6)

donde V0 es el voltaje nominal de la línea y Zc es la impedancia característica. Zc =
√
L/C para una

línea sin pérdidas96. Por ejemplo, la Figura 2.9 muestra la corriente que circula a lo largo de la línea
de transmisión cuando los voltajes en los extremos de la línea son iguales en magnitud y la potencia

36



BUS R

s

BUS S

 
VR

 

s
I+ dI

V
  +
 d

V

IR

dV

V

I

dx

y dx

z dx

x

Longitud (l)

 . . . 

 . . . 

I

V

Figura 2.8: Modelo de línea de transmisión larga.

que circula a través de la línea es menor, igual o mayor al SIL. Si la potencia está por debajo del SIL,
el punto de máxima corriente se encuentra en los extremos de la línea (Figura 2.9a) y, si está sobre el
SIL, el punto de máxima corriente está en el medio de la línea (Figura 2.9c). Finalmente, si la potencia
es igual a SIL, la corriente máxima es constante a lo largo de la línea (Figura 2.9b).

Pero el comportamiento que se muestra en la Figura 2.9 solo es válido cuando las magnitudes de
los voltajes en los extremos son iguales. Cuando hay voltajes diferentes, el punto de máxima corriente
podría estar en cualquier punto de la línea, independientemente de la carga. Este caso es el más común
en la práctica, ya que por lo general, los voltajes no son iguales. Debido a esto, no se puede saber en
que punto de la línea se encuentra la máxima corriente.

Para poder disminuir la máxima corriente, primero es necesario saber en que punto de la línea se
encuentra la corriente máxima. Para ello, es necesario determinar una ecuación que indique ese punto.
De la solución general de funciones diferenciales de una línea de transmisión larga sin pérdidas96, la
siguiente ecuación permite conocer la corriente de la línea a una distancia x medida desde el extremo
emisor:

Ĩ(x) =
ṼS − ṼRe

−γl

Zc(eγl − e−γl)
eγx − ṼRe

γl − ṼS
Zc(eγl − e−γl)

e−γx (2.7)

donde Ĩ(x), ṼS y ṼR son complejos. Ĩ(x) es la corriente en el punto x de la linea, ṼS y ṼR son los
voltajes en los buses de envío recepción, respectivamente, l es la distancia total de la línea, x es el punto
específico donde se desea conocer el valor de la corriente y

γ =
√
Y Z = α+ jβ (2.8)
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Figura 2.9: Perfil de corriente en la línea dependiendo del SIL.

donde Y = G+ jwC y Z = R+ jwL. Si las pérdidas son despreciadas,

γ = jβ = jω
√
LC (2.9)

El objetivo es entregar la potencia requerida por el sistema pero con la menor cantidad de corriente
posible. Recordando que Ĩ(x) es una variable compleja, es necesario obtener su magnitud, por lo que:

Ĩ(x) = |I(x)|=
√
ℜ(I(x))2 + ℑ(I(x))2 (2.10)

ℜ(I(x)) y ℑ(I(x)) son la parte real e imaginaria de Ĩ(x). Cada una de ellas es detallada en el Apéndice
A. Para encontrar el punto donde |I(x)| es máxima, es necesario derivar la Ec. (2.10) con respecto a x,

|I(x)|max=
d|I(x)|
dx

=
d
√

ℜ(I(x))2 + ℑ(I(x))2

dx
= 0 (2.11)

Resolviendo esta ecuación con respecto de x es posible conocer el punto donde la corriente de la
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línea es máxima, esto es, xImax.

d|I(x)|
dx

= 0 (2.12)

Debido a lo extenso, la solución se presenta en el Apéndice A. Ya que se cuenta con el punto x de la
línea donde la corriente es máxima, el siguiente paso es encontrar la corriente máxima de la línea Imax.
Esto se logra sustituyendo xImax en la Ec. (2.10).

En este punto, ya se conoce la localización en la línea donde la corriente es máxima y su valor.
Ahora se busca encontrar un valor de VR (en este caso el SVC) que minimiza esa máxima corriente.
Para poder hacer esto, es necesario derivar Imax con respecto de VR, e igualarla a cero:

d|Imax|
d|VR|

= 0 (2.13)

Resolviendo la Ec. (2.13) para VR se encuentra el voltaje que minimiza la máxima corriente a través
de la línea. Esto resulta en:

|VR|=
cos(lβ)|VS |2

ℜ{VS}
(2.14)

donde, |VS | y |VR| son la magnitud de voltaje en los buses de envío y recepción de la línea, respectiva-
mente, l es el largo total de la línea y β = ω

√
LC es la constante de fase. Relacionando esta ecuación

con el sistema de la Figura 2.1 se tiene la siguiente ecuación:

|V4|=
cos(lβ)|V2|2

ℜ{V2}
(2.15)

En esta ecuación se puede observar que solo se requieren las mediciones del voltaje en los extre-
mos de la línea para encontrar la referencia de voltaje que minimice la corriente máxima a lo largo de
ella. Estas mediciones pueden ser entregadas por las PMU. Las mediciones PMU son esenciales para la
implementación de esta estrategia, ya que estampan el tiempo en que las mediciones fueron tomadas.
Esto se vuelve importante, ya que como se mencionó, las distancias de las líneas no son insignificantes
y el uso de mediciones que se tomaron en diferentes instantes hace que sea imposible implementar la
estrategia dada por Ec. (2.15).

2.5. Control de oscilaciones de potencia.

Hipótesis:Durante un evento trnasitorio que ocasione oscilaciones de potencia es posible controlar
el voltaje de uno de los extremos de una línea de transmisión para amortiguar oscilaciones de potencia.
Se puede hacer uso del mismo principio en que se basan los PSS de las máquinas que miden el∆ω para
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amortiguar las oscilaciones.
Las mediciones PMU también se pueden utilizar para amortiguar las oscilaciones de potencia que

se producen cuando hay desequilibrios de potencia que, en consecuencia, afectan la velocidad angular
(ωr) de los generadores. Estos desequilibrios de potencia se presentan en forma significativa cuando
existen perturbaciones grandes cerca de las máquinas como fallas, apertura de líneas y/o desconexión
de grandes centros de generación o consumo.

Es posible agregar un término a la Ec. (2.15) para generar una referencia de control que permite
amortiguar las oscilaciones de potencia entre dos grupos de máquinas o áreas interconectadas por un
enlace de transmisión. Las estrategias de control de corriente y control de oscilaciones para la referencia
de voltaje se sintetizan en Ec. (2.16):

|V4|=
cos(lβ)|V2|2

ℜ{V2}
+ k(fr − fs) (2.16)

donde fr y fs son las frecuencias en los extremos del enlace y k es una ganancia proporcional que sirve
para ponderar el amortiguamiento de las oscilaciones. Es importante notar que sí fr es igual a fs, solo
queda la Ec. (2.15) en la Ec. (2.16), por lo que el control sólo tendrá efecto en minimizar la corriente en
la línea. Pero si hay una diferencia entre fr y fs, esta parte de la ecuación contribuirá a amortiguar las
oscilaciones de potencia.

El dispositivo responsable de llevar la tensión a la referencia dada por el control debe tener una
capacidad de respuesta rápida. Por lo tanto, el uso de dispositivos FACTS como el SVC o el STATCOM
son una opción adecuada para llevar a cabo la Ec.(2.16)57,58.

El término que se agrega es similar a los utilizados por los PSS de las máquinas. El PSS es un
controlador auxiliar de la máquina síncrona que, usado en conjunto con su sistema de excitación, provee
señales de control que mejoran el amortiguamiento de las oscilaciones. El estabilizador controla el valor
de la excitación aplicada al campo con la ayuda del AVR a través de la detección en el cambio de una
variable de salida (potencia, velocidad, frecuencia), que se produce al ocurrir una perturbación en la
máquina98,99,100.

Este término se obtiene con base en el modelo de la máquina síncrona y considerando su ecuación
de oscilación96 se tiene:

2H

2πf

d2δ

dt2
= Pm − Pe (2.17)

dondeH es la inercia de la máquina, Pm y Pe son las potencias mecánica y eléctrica. En esta ecuación
es evidente la relación de la velocidad angular con la oscilación de potencia. En el caso del control pro-
puesto, la varible que se puede medir, es la frecuencia, por esta razon se utiliza en lugar de la velocidad
angular de la máquina. La variable k es una ganancia de la ecuación y su valor se propone dependiendo
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Figura 2.10: Resultados de simulación con diferente valor de k.

del sistema. Para ver el efecto que tiene k sobre el desempeño dinámico de la red, se utiliza el sistema
de pruebas previamente descrito. La Figura 2.10 muestra la acción de esta referencia de voltaje, donde
el valor de k varía de 10 a 500. Como se puede ver, mientras que k es mayor, la oscilación se reduce y se
amortigua más rápido. De hecho, para k > 300 la oscilación es solo un impulso durante la falla y lue-
go vuelve al estado estable sin oscilación. Aparentemente, mientras que k es más grande, la oscilación
disminuye más, pero después de k > 300 hay un punto donde la oscilación comienza a aumentar.

Otro punto para llamar la atención es que mientras k es mayor (k > 100), comienza a aparecer
una oscilación en estado estable. La razón de esta oscilación es porque la ganancia k otorga una mayor
sensibilidad a las pequeñas diferencias entre fs y fr . Mientras fs = fr , la acción de la ganancia es
cero, sin importar cuán grande sea. Pero en los sistemas de potencia reales, nunca hay un punto de
estado completamente estable. Siempre existen perturbaciones pequeñas o mayores que no permiten
la realización de la igualdad.

Es importante mencionar que la capacidad considerada para SVC es 1000 MVAR, la cual es muy
grande. Una gran capacidad del SVC permite ver más fácilmente la acción de la fórmula de referencia
de voltaje sugerida. Para una menor capacidad de SVC, las oscilaciones para valores pequeños de k
serían mayores. Por otro lado, para una mayor capacidad de SVC, las oscilaciones serían más pequeñas.
Aunque hay un punto en la capacidad del SVC donde reducir un poco más el ángulo máximo es nece-
sario para aumentar demasiado la capacidad. En otras palabras, en algún momento no hay un beneficio
significativo en el aumento de la capacidad.

La Figura 2.11 muestra la misma prueba con k = 320 y el SVC con 1000 y 400 MVAR. También,
en esta figura se muestran los casos sin SVC y con SVC con referencia de voltaje constante, solo para
ver que incluso con un SVC más pequeño la acción del valor de referencia de voltaje es importante y
mejora considerablemente el comportamiento dinámico. El caso sin SVC (línea verde) tiene una gran
oscilación y el amortiguamiento después de la primera oscilación es pobre. El caso con referencia de
voltaje constante (azul) muestra una oscilación más pequeña que se amortigua después de algunas
oscilaciones.
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Figura 2.11: Resultados de simulación con diferentes capacidades de SVC.

El caso con el SVC de 400 MVAR con referencia de voltaje variable se muestra con la línea roja. Por
un lado, se puede ver que solo para la referencia variable en lugar de referencia de voltaje constante, la
primera oscilación es un poco más pequeña. Esto podría parecer insignificante, pero para condiciones
de alto estrés podría significar algunos milisegundos más para permitir que el sistema regrese a la
estabilidad. Por otro lado, el término de amortiguamiento ayuda a eliminar la oscilación y alcanzar
un estado estable más rápido. Finalmente, el caso con 1000 MVAR y referencia variable tiene el mejor
rendimiento debido a la alta capacidad de SVC. Pero económicamente, el costo de un SVC más grande
no podría ser rentable a pesar de su desempeño.

El usuario debe seleccionar basándose en estudios fuera de línea un valor apropiado de k y la capa-
cidad del SVC, según el comportamiento esperado y aspectos económicos.

2.6. Limitaciones de los controles propuestos.

El control propuesto también podría estar sujeto a 3 limitaciones principales:

En caso de perder sincronía o que exista una falla en las comunicaciones, el control propuesto
estaría fuera de operación. Estas situaciones son por lo general poco comunes, pero es importante
aclarar que bajo estas circunstancias el control propuesto podría cambiar a un control local. En
este modo de control, la señal de referencia de voltaje o potencia reactiva sería fijada a un valor
constante definido previamente. Esto es posible debido a que dentro del protocolo C37.118 hay
bits que validan la calidad de la información recibida, lo que indicaría una posible falla en las
comunicaciones.

Es necesario determinar el valor de k a partir de simulaciones previas. Por lo general, cuando
se implementan esquemas de protección de área amplia es importante realizar varias pruebas y
estudios previos para asegurarse que las lógicas programadas y sus parámetros son los indicados.
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Bajo estas pruebas sería posible determinar el valor de k. En caso de que fuera posible obtener
de forma analítica k, en la práctica simplemente se usaría como un valor inicial y sería ajusta-
do durante el desarrollo de las pruebas de laboratorio y campo, al igual que se hace con otros
parámetros.

El efecto que el control propuesto puede tener sobre el sistema de potencia depende directamente
de la capacidad del SVC instalado. La tarea de amortiguar las oscilaciones de potencia se vería
seriamente afectado en caso que el SVC no tenga una capacidad adecuada, esto a pesar de que el
control propuesto genere la señal de referencia adecuada.
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3
Implementación del sistema de pruebas

En este capítulo se muestra la implementación del sistema de pruebas de simulación en tiempo real
y con Hardware-in-the-loop (HIL).

La simulación en tiempo real es un área con un creciente auge en los estudios de los sistemas
eléctricos de potencia. La simulación de sistemas eléctricos de potencia es vital para comprender y
diseñar esquemas de monitoreo y control de la red eléctrica. La importancia de las pruebas HIL recae
en poder probar en un entorno controlado un dispositivo o control en particular. A pesar de ser un
entorno controlado, es lo más cercano que el dispositivo puede estar de su implementación práctica.

El sistema de pruebas utilizado en el presente trabajo utiliza un RTDS para la simulación del sistema
de potencia y 4 relevadores comerciales con la función de PMU para tomar las mediciones necesarias
para el control. El control es programado en un RTAC (Real Time Automation Controller) y su señal
de control enviada al RTDS para su procesamiento. Cada uno de los pasos necesarios es explicado en
el presente capítulo. Finalmente, se presenta un algoritmo para compensar retrasos de tiempo en la
comunicación de hasta 200ms.
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3.1. Simulación en tiempo real de sistemas eléctricos de po-

tencia

Los sistemas eléctricos de potencia son una parte fundamental en el día a día de la humanidad. Por
esta razón se han creado una gran cantidad de herramientas que permiten estudiar varias áreas y partes
del sistema de potencia y con esto incrementar su confiabilidad. Estas herramientas se pueden utilizar
para evaluar y dimensionar dispositivos para protecciones eléctricas de cada elemento del sistema. Por
otro lado, se encuentran diversas herramientas para el estudio en estado estable del sistema, como
pueden ser flujos de potencia, despachos óptimos y/o económicos, además de curvas PV y QV para
análisis de estabilidad, entre otros. Finalmente, un área muy importante para examinar los sistemas de
potencia es la simulación dinámica, que permite evaluar de forma transitoria el comportamiento del
sistema de potencia101.

En la actualidad se cuenta con diferentes programas para simular y analizar a los sistemas eléc-
tricos de potencia. Entre ellos los más conocidos son el PSSe, ETAP, Power Factory, entre otros. Estos
programas en su mayoría permiten realizar simulaciones dinámicas para evaluar diferentes esquemas
de protección y control programados como modelos de usuario. Con ellos, los tiempos de simulación
son variables y dependientes del tamaño del sistema.

Recientemente ha crecido un área, tanto en el área de industrial como en la investigación, donde
surge la necesidad de evaluar dispositivos de protección y control reales, antes de ser implementados
en campo. Para lograr esto es necesario incluir dentro del lazo simulación al dispositivo a evaluar,
y alimentar las señales necesarias, como voltajes y/o corrientes, al dispositivo y retroalimentar en la
simulación las respuestas digitales o analógicas del dispositivo. Esto implica que el sistema debe ser
simulado bajo ciertas condiciones que permitan evaluar su desempeño con la mayor precisión posible
de lo que enfrentará en campo. Esto ha incrementado el uso de simuladores digitales para abordar esta
área de estudio102,103.

Desde la década de los 80, aparecieron los primeros simuladores digitales y un poco después, en
la década de los 90 apareció el Simulador Digital en Tiempo Real (RTDS)104,105 el cual permite realizar
la simulación de sistemas eléctricos con pasos de integración muy pequeños. El concepto de “tiempo
real”quiere decir que las formas de onda, perturbaciones y/o dinámicas de los diferentes elementos del
sistema eléctrico duran exactamente que lo que duraría el mismo fenómeno en la vida real. Es decir, un
segundo de un fenómeno real toma exactamente un segundo en ser simulado.

El RTDS fue desarrollado por el centro de investigación en HVDC de Manitoba en Canadá (Figura
3.1a). Posterior a ello, el Instituto de Investigaciones Eléctricas de la empresa Hydro-Quebec también
de Canadá desarrolló el simulador OPAL-RT HYPERSIM106,107 (Figura 3.1b). El RTDS y el OPAL son los
principales simuladores en tiempo real en el mercado. Ambos utilizan soluciones para simular Transi-
torios Electromagnéticos (EMTP). Otra característica de estos simuladores es su capacidad de procesa-
miento paralelo, lo cual permite escalar sus capacidades para simular grandes sistemas de potencia.
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(a) Simulador RTDS 108. (b) Simulador OPAL-RT 109.

Figura 3.1: Simuladores en tiempo real.

Las principales aplicaciones de los simuladores en tiempo real son101,110,111:

Desarrollo y pruebas de protección y control de área amplia.

Desarrollo y pruebas de sistemas de generación renovable.

Desarrollo y pruebas de dispositivos con electrónica de potencia para sistemas eléctricos de po-
tencia.

Desarrollo de redes inteligentes.

Desarrollo y pruebas de sistemas de control con HIL.

Simulación en tiempo real de grandes sistemas de potencia.

Prueba de protocolos de comunicación de relevadores de protección (como IEC 61850, IEEE
C37.118, etc.).

Investigación y entrenamiento.

3.2. Descripción de los dispositivos utilizados

La plataforma de simulación en tiempo real utilizada en esta implementación es un RTDS. Para
reproducir el sistema de pruebas, el RTDS debe tener al menos 2 tarjetas de procesamiento PB5, una
tarjeta de salidas analógicas GTAO (Giga Transceiver Analogue Output), y una tarjeta GTNET (Giga
Transceiver Network Interface) con el protocolo GSE habilitado. Además, son necesarios 4 dispositivos
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Figura 3.2: RSCAD - Entorno para modelar.

PMU. En este caso se utilizaron relevadores de protección que cuentan con la función de PMU. Particu-
larmente para esta implementación se utilizaron dos relevadores SEL-351S y dos relevadores SEL-421.
También es necesario un reloj GPS para una estampa de tiempo confiable de los fasores estimados por
los relevadores. Finalmente, el dispositivo SEL-3530 RTAC (real-time automation controller) es utilizado
para programar los controlesWACS, unmétodo de compensación de tiempo y el esquema de protección
del generador46.

3.2.1. RTDS

El RTDS es el dispositivo encargado de la simulación en tiempo real. EL RTDS se auxilia del software
RSCAD con el cual se realiza el modelado del sistema y también se corre la simulación, donde es posible
interactuar en línea con la simulación. Para realizar el modelado existe un entorno con una amplia
librería de modelos de elementos propios de sistemas eléctricos de potencia. La Figura 3.2 muestra el
entorno para realizar el modelado del sistema.

Además de modelos de generadores, transformadores, líneas de transmisión, etc., el entorno tam-
bién cuenta con elementos de control, protección y medición. Parte importante de los elementos de
control son los elementos que controlan las señales de entrada y salida del RTDS, ya sean analógicas o
digitales. Por medio de estas señales el RTDS interactúa con los dispositivos externos.

Por otro lado, el entorno donde se realiza la simulación se muestra en la Figura 3.3. Dentro de
este entorno es posible realizar acciones sobre la simulación en línea, como aplicar fallas, abrir líneas,
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Figura 3.3: RSCAD - Entorno para simular.

cambiar referencias, entre otros. También dentro de este entorno es posible visualizar las diferentes
señales de la simulación como voltajes, corrientes, potencias, por mencionar algunos.

El paso de simulación se puede variar desde 10 µs en delante aunque el valor nominal es de 50 µs.
Pasosmayores a 100µs son posibles pero la confiabilidad de la solución numérica obtenida se disminuye,
y dependerá del equipo que se encuentra bajo prueba y del tipo de análisis que se desea realizar.

3.2.2. Relevadores SEL-421 y 351s

Los relevadores SEL pueden ser programados directamente por medio de su interfaz frontal o por
medio del software Acselerator Quickset112. El Quickset es un entorno muy amigable con el usuario.
La Figura 3.4 muestra el entorno y la forma de configurar los revadores SEL.

La función principal de los relevadores es la protección de dispositivos del sistema eléctrico de
potencia. Por esta razón, la mayor parte de las opciones y parámetros solicitados son para cumplir esta
función. Dependiendo del relevador puede tener diferentes aplicaciones como:

Protección de altas y bajas corrientes, voltajes y/o frecuencia.

Protección de distancia de subciclo.

Operación mono o tripolar.

Control de bahía, recierre y protección de falla de interruptor.

Esquemas de disparo asistidos por comunicaciones.

Bloqueo y disparo de pérdida de sincronismo.
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Figura 3.4: Entorno de configuración de los relevadores SEL.

Medición de sincrofasores.

Entre otras.

Todas estas aplicaciones son primordiales para el funcionamiento de los relevadores. La estimación
de sincrofasores por parte del relevador es una función adicional del relevador. Para propósitos del
presente trabajo, la única función utilizada es la de PMU.

Como se puede observar en la Figura 3.4, es sencillo ingresar cada uno de los parámetros necesarios
para configurar de forma correcta la estimación y envío de los sincrofasores. Entre las opciones que
tiene el relevador es posible seleccionar el número de muestras que entregará el relevador y va desde 1
hasta 60 muestras por segundo. Otra de las opciones que se puede apreciar es la selección de los fasores
que enviará el relevador; puede enviar fasores de por componentes simétricas, por fases o ambas. Estas
mismas opciones las tiene para las señales de voltaje y corriente.

3.2.3. SEL-2404

El reloj de red sincronizado por satélite tiene una función primordial. Este dispositivo se encarga
de enviar la señal de tiempo con un error máximo de 0.1 µs. Esta señal de tiempo la envía por medio
de IRIG-B113. IRIG-B es un formato serial de datos de tiempo que consiste en un mensaje de 1 segundo
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Figura 3.5: Entorno de configuración del RTAC SEL-3530.

que contiene 100 pulsos divididos en campos. Los dispositivos sincronizados en tiempo decodifican los
campos correspondientes al segundo, minuto, hora y día enviados por el reloj y establece el tiempo en
el reloj interno del dispositivo al detectar valores de tiempo válidos114.

El reloj satelital envía una señal de calidad de tiempo para indicar que la señal de tiempo que está
enviando es válida. Esta señal puede llegar a no ser válida cuando el reloj satelital pierde la señal de
sincronización de los satelites. Para evitar este tipo de problemas el reloj tiene la capacidad de mantener
la síncronía un tiempo después de la pérdida de comunicación con los satelites (dependiendo del modelo
del dispositivo, pueden soportar hasta 8 horas sin comunicación).

La precisión es muy superior a lo solicitado por el estándar de los sincrofasores (IEEE C37.118)
el cual permite un error máximo de 1 µs. Si se traslada 1 µs a grados eléctricos, por ejemplo para la
medición del ángulo, este error significaría 0.022◦. Esta precisión es necesaria debido a que con base en
estas variables se toman importantes decisiones de protección y/o control.

El reloj satelital SEL-2404 es configurado mediante el AcseleratorQuickset, al igual que los releva-
dores.

3.2.4. SEL-3530 RTAC

El controlador de automatización en tiempo real SEL-3530 (RTAC) proporciona un control de sis-
tema completo y flexible con seguridad integrada, lógica unificada y confiabilidad. El RTAC convierte
datos entre múltiples protocolos, se comunica con cualquier dispositivo configurado y conectado, y
viene con un motor lógico IEC 61131 que permite programar rutinas de usuario que pueden contener
algoritmos de control y protección.
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Figura 3.6: Representación esquemática de la implementación HIL propuesta.

La Figura 3.5 muestra el entorno de programación del RTAC. Este entorno es el Acselerator RTAC.
En este entorno es posible agregar diferentes equipos que formarán parte de la comunicación con el
RTAC. Estos equipos pueden ser SEL o de alguna otramarca que tenga algún protocolo de comunicación
común con el RTAC. Entre estos protocolos se puede mencionar:

Cliente IEC 61850 MMS.

Modbus.

IEC 61850 GOOSE.

DNP3.

Comunicaciones Mirrored Bits, entre otros.

3.3. Implementación de la plataforma experimental

La Figura 3.6 muestra la representación esquemática de la implementación HIL. El sistema de po-
tencia es modelado y simulado en el RTDS. Los voltajes de trifasicos de los buses 1, 2, 4 y 5 son enviados
a los relevadores usando la tarjeta de salidas analógicas. A partir de las señales analógicas, los releva-
dores estiman los fasores y por medio del protocolo IEEE C37.118 envía los sincrofasores al SEL-3530
RTAC vía Ethernet. Todos los relevadores reciben la señal GPS de un reloj satelital SEL-2404 para poner
la estampa de tiempo a los fasores calculados por los relevadores.

El RTAC recibe y alinea los sincrofasores de acuerdo a su estampa de tiempo. Con las señales ali-
neadas ejecuta la estrategia de control dada por la Ec. (2.16) la cual está programada en lenguaje IEC
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Figura 3.7: Interfaz para señales de prueba en bajo nivel de voltaje.

61131115. La referencia de voltaje resultante para el SVC es enviada de regreso vía Ethernet por medio
del protocolo de comunicación IEC 61850 GOOSE. El protocolo GOOSE es ampliamente usado para co-
municaciones entre dispositivos de protección y monitoreo de sistemas eléctricos de potencia. La señal
de control es recibida por el RTDS por medio de la tarjeta GTNET y es asignada como la referencia de
voltaje del control interno del SVC. Este control sigue la señal de referencia dada por el control en el
RTAC y completa la acción de control.

Para realizar una adecuada implementación de este y otros sistemas HIL, se sugiere tener en cuenta
lo siguiente:

1. Modelar el sistema de pruebas en RSCAD y realizar pruebas de simulación dinámica para compro-
bar el correcto funcionamiento del modelo. Es común que aunque el sistema compile, la simulación
sea inestable y sea necesario verificar las condiciones iniciales del sistema o su parametrización.

2. Conectar los dispositivos externos (relevadores, RTAC y reloj satelital) como se muestra en la
Figura 2.1. El voltaje de las tarjetas GTAO de salidas analógicas es ±10 V y los relevadores tienen
un voltaje nominal de hasta 300 V (LN). Debido a que no se considera un amplificador de potencia
en esta implementación, es necesario usar un cable especial (el cual puede ser fabricado) para enviar
las señales analógicas del RTDS a los relevadores. El cable especial conecta cada salida analógica
con una entrada específica del relevador, como se muestra en la Figura 3.7116,117,118.

Como se puede observar, las entradas 1, 2 y 3 corresponden a la señal de corriente de la fase A, B
y C, respectivamente del devanado X. Enseguida se encuentran las corrientes del devanado W, y
finalmente los voltajes de los devanados Y y Z. Cada una de estas entradas deben ser direccionadas
desde el RTDS para que correspondan las señales enviadas con las mediciones de estas señales
dentro del relevador.

3. Configurar cada relevador con una tasa de 60 mensajes por segundo y seleccionar la PMU como
tipo P. Para cada relevador que se conecte en la red, se debe definir una dirección IP, el ID del PMU
y sus puertos de comunicación, cada uno debe ser único de cada dispositivo. También se debe
definir la dirección IP del dispositivo al cual se desea enviar los fasores; en este caso, se envían al
RTAC que es el dispositivo que cumple la función de controlador.

En este paso, también se indica en el relevador qué fasores son los que se enviarán al controlador.
Por ejemplo, en este caso, para los relevadores de los buses 1 y 5 es suficiente con enviar la fre-
cuencia; y los relevadores de los buses 2 y 4 envían los fasores de voltaje. Por otra parte, es muy
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importante asegurar que el voltaje medido en cada relevador corresponda con el valor de voltaje
simulado en el respectivo bus dentro del RTDS.

4. Configurar el RTAC para realizar las siguientes 3 tareas: recepción de los sincrofasores, programa-
ción del algoritmo de control propuesto y envío de la señal de control resultante del algoritmo a
través del protocolo GOOSE.

Para recibir los sincrofasores, primero es necesario añadir cada dispositivo en el entorno de pro-
gramación del RTAC con las direcciones IP, las ID del PMU y los puertos correspondientes, según
se asignaron en el paso 3.

Como ya se mencionó, el algoritmo del control propuesto es programado en el lenguaje IEC61131.
Aquí manda llamar las señales de los dispositivos PMU añadidos previamente.

Por último, para poder enviar la señal de control resultante del algoritmo, es necesario primero
crear la arquitectura de las comunicaciones donde se declaran el número de señales a enviar y a
los dispositivos a los cuales se enviará cada información. Es necesario añadir una función que se
encarga de hacer este enlace entre el RTAC y el RTDS con la información previamente descrita.

5. Finalmente, configurar el RTDS para poder recibir las señales por protocolo GOOSE. Es necesario
crear la arquitectura de las señales de comunicación. Para hacer esto es necesario tener habilitado
el protocolo GOOSE en el RTDS.

La Figura 3.8 muestra el sistema de pruebas armado para la implementación. Con la intención de
reducir errores y funcionamientos no deseados es importante probar cada uno de estos pasos por se-
parado antes de correr la implementación completa. Esto ayudará a detectar los problemas más rápido,
ya que se tiene el problema aislado en una etapa.

3.4. Compensación de retardos de tiempo

El retraso de comunicación durante la implementación es de alrededor de 85 ms; donde 1/60 s
(un ciclo de red a 60 Hz) son necesarios para el cálculo del fasor, 10 ms corresponden al tiempo de
procesamiento del RTAC (este tiempo lo define el usuario, siendo 4 ms el mínimo), y el tiempo restante
corresponde al transporte de datos de cada protocolo de comunicación119.

El retraso tiene un efecto negativo en la acción de control, por lo que es necesario implementar
una acción adicional para compensarlo74,75,76,120,121,122. Este efecto adverso puede provocar peores re-
sultados que no tener el SVC o el STATCOM, ya que aumenta las oscilaciones en el sistema, reduce el
amortiguamiento y el TCL.

Se implementó una estrategia adicional para estimar el retraso y compensar la señal de control. Sin
compensación, el cálculo de la señal de control se realiza con señales retardadas en el momento de ser
procesadas por el RTAC. Entonces, la idea es extrapolar la señal de control considerando el retraso de
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Figura 3.8: Sistema de pruebas.

comunicación. Para hacer la estimación, se considera una ventana deN muestras (sincrofasores) y con
ellos los datos se ajustan a la siguiente función polinomial:

y(t) = α1 + α2t+ α3t
2 + α4t

3 + α5t
5 (3.1)

donde α1, α2, α3, α4 y α5 son parámetros que se estiman mediante mínimos cuadrados. La función a
minimizar es el error entre las medidas y la función y(t):

E =

N∑
i=1

(Yi − yi)
2 (3.2)

donde Yi y yi son la medición y la función y(t) evaluada en la i-ésima ventana de muestreo, respecti-
vamente. E es la suma de los cuadrados del error de cada muestra. Esto crea el sistema de ecuaciones
algebraicas dado por la Ec. (3.3).
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Con ello se reduce al mínimo el error cuadrático de la estimación polinomial. La razón de utilizar
esta técnica sobre otras es que es un método no iterativo. Por lo cual se asegura la convergencia de la
solución123,124. Lo cual es muy importante al momento de trabajar en sistemas que operarán en tiempo
real. Por otro lado, su implementación práctica se vuelve sencilla, ya que permite trabajar con valores
discretos como lo hace el controlador. Finalmente, basta con resolver un sistema de ecuaciones lineales
para encontrar la solución.

Este sistema de ecuaciones es resuelto dentro del RTAC para α1, α2, α3, α4 y α5 con el método de
eliminación Gaussiana por medio de una librería propia del RTAC. Después de obtener los valores para
cada αi, la función y(t) es evaluada en el instante de tiempo deseado. En este caso, al tiempo en que
termina la ventana de muestreo, se suma el tiempo del retardo de tiempo debido a la comunicación y
al procesamiento de las señales. Con esto se estima el valor de la señal un tiempo adelante y se logra
compensar el retardo.

La Figura 3.9 muestra de forma gráfica la forma en que se realiza la estimación. Primero, se toma
una ventana de N fasores. Con ellos, se obtienen los parámetros αi y el valor de la señal de control es
calculada un cierto tiempo adelante. En el siguiente instante de tiempo, se obtiene un nuevo fasor y
el fasor más viejo es desechado. Con esta nueva ventana de datos se vuelve a repetir el proceso y se
obtiene un nuevo valor de la señal de control, y así sucesivamente con los siguientes fasores que se
tomen.

Como parte del proceso de validación, se generó una señal de referencia con una función:

Ae−Bt sen(Ct+D) (3.4)

donde A representa una magnitud, e−Bt representa el amortiguamiento y sen(Ct +D) representa la
parte senoidal de la señal. Se seleccionó este tipo de función ya que describe de forma muy cercana la
señal resultante de oscilaciones de potencia.

Como un resultado preliminar, la Figura 3.10 muestra la estimación de la función descrita anterior-
mente usando una ventana de 11 muestras y compensando retardos de 50 ms, 150 ms y 200 ms. Como es
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Figura 3.9: Estimación de la señal de referencia.
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Figura 3.10: Comparación de estimaciones con diferentes retardos de tiempo (Ec. (3.1)).

de esperarse, un retardo de tiempo más grande degrada más la estimación. También se puede apreciar
un pico más grande cuando comienza la estimación. Mientras más grande es el tiempo a compensar,
más grande es este pico. Se puede decir que esta simple estimación trabaja de forma adecuada para
tiempos de hasta 200 ms, para tiempos más largos se sugiere utilizar estimadores más complejos68,69.
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4
Resultados experimentales

Esta sección presenta los resultados del control de área amplia propuesto con el enfoque HIL. Para
la evaluación del desempeño se usa el sistema de pruebas de la Figura 2.1. Cada uno de los parámetros
del sistema fueron descritos en el Capítulo 2.

En primera instancia, el sistema es usado para evaluar la estrategia de control para minimizar la
máxima corriente que fluye a través de la línea de transmisión compensada. Paramonitorear la corriente
a lo largo de la línea, se toman mediciones en ambos extremos y en tres puntos intermedios. Se presenta
un caso por debajo del SIL y otro arriba del SIL.

Después, se evalúa el desempeño del control de oscilaciones propuesto. Se provocan oscilaciones
de potencia mediante fallas trifásicas sólidas a mitad de una de las líneas de transmisión, y la falla se
libera abriendo la línea fallada. Aunque la falla trifásica no es la más común, sí es la más crítica, y
por esta razón es que se utiliza este tipo de falla. Para este punto en particular se presenta el caso con
líneas de transmisión largas de 700 km y otro, con líneas más cortas de 400 km. Además, este último
caso se evalúa con modelos de carga de impedancia constante y de potencia constante. En cada uno de
estos casos, se comparan diferentes escenarios del sistema; sin SVC, SVC con control local (referencia
constante), el control WAC-SVC implementado en el RTDS, y con el enfoque HIL en el RTAC.
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4.1. Control de corriente

Se verifica el comportamiento de la corriente con la implementación de la Ec. (2.15). Para medir
la corriente a través del enlace, se divide la línea de transmisión que va del bus 2 al bus del SVC en 5
secciones iguales. La Figura 4.1 muestra el nivel de la corriente en los distintos puntos de la línea de
transmisión. El punto A es la corriente que sale del bus 2, el punto E es la corriente que llega al bus del
SVC y los puntos B, C y D, son los puntos intermedios de la línea. En 0 ≤ t ≤ 1 s el SVC no entrega
ni absorbe reactivos, y en t > 1 s, se cambia el modo de control del SVC por el control de corriente.
Además de la corriente a través de la línea, la Figura 4.1 muestra la potencia reactiva que aporta el SVC
y la señal de referencia de voltaje para el SVC.
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Figura 4.1: Control de corriente: Corrientes a lo largo de la línea (arriba), Potencia reactiva (en medio) y Vol-
taje de referencia (abajo).

Inicialmente la corriente a lo largo de la línea, va decreciendo en magnitud del punto A al punto
E. Siendo la máxima corriente RMS de 0.67 kA (en A) y la mínima corriente RMS de 0.47 kA (en E). El
SVC no inyecta ni absorbe potencia reactiva. En t > 1 s, se cambia la referencia del voltaje al control
de corriente. Se aprecia que rápidamente la referencia de voltaje cambia a valores cercanos a 1 pu.
Simultáneamente el SVC comienza a absorber potencia reactiva, en este caso absorbe toda su capacidad
que son 180 MVAR; debido a que el voltaje está por encima del nominal, el SVC en realidad absorbe 200
MVAR. El efecto sobre la corriente máxima en la línea de transmisión es que se reduce de 0.66 kA a 0.58

60



1.45

1.5

1.55

1.6

1.65

C
ur

re
nt

 (
kA

)

0

1

2

R
ea

ct
iv

e 
P

ow
er

 (
pu

)

0 1 2 3 4 5
0.85

0.9

0.95

1

1.05

V
ol

ta
ge

 (
pu

)

VBUSPU Vsvc

(a) Corriente en diferentes puntos de la línea 2-4: saliendo del bus
2 (azul), al 25 % del bus 2 (rojo), mitad de la línea (naranja), al 75 %
del bus 2 (verde), y entrando al bus 4 (rosa).

1.55

1.6

1.65

C
ur

re
nt

 (
kA

)

IB2B4SE IB2B4RE IB2B6RE IB2B7RE IB2B8RE

0

100

200

300

R
ea

ct
iv

e 
P

ow
er

 (
M
V
A
R

)

0 1 2 3 4 5
0.85

0.9

0.95

V
ol

ta
ge

 (
pu

)

(b) Potencia reactiva del SVC.

1.45

1.5

1.55

1.6

1.65

C
ur

re
nt

 (
kA

)

IB2B4SE IB2B4RE IB2B6RE IB2B7RE IB2B8RE

1

2

3

R
ea

ct
iv

e 
P

ow
er

 (
pu

)

QOUTPU

0 1 2 3 4 5
0.85

0.9

0.95

1

1.05

V
ol

ta
ge

 (
pu

)

Time (s)

(c) Voltaje de referencia para SVC (rojo) y voltaje en SVC (azul).

Figura 4.2: Respuesta transitoria del SVC a la referencia de voltaje.

kA.
Un punto que es importante mencionar es que, a pesar de que la referencia de voltaje es de 0.98 pu,

el voltaje en ese bus es de 1.09. El voltaje en el bus no llega a la referencia ya que el SVC se encuentra
absorbiendo su capacidad máxima. Si el SVC fuera de mayor tamaño, permitiría disminuir aún más la
corriente máxima, y contribuir de mejor forma a los beneficios ya mencionados como aumentar los
TCL y la cargabilidad de la línea, además de reducir las pérdidas en la línea.

4.1.1. Caso por encima del SIL

De forma alternativa, se presenta un caso donde la línea se encuentra operando por arriba del SIL.
Esta condición se caracteriza por una alta transferencia de potencia, por arriba de la demandada por la
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Figura 4.3: Relación en estado estable entre Vsvc, Imax, y Qsvc.

Zc de la línea. Para lograr esto, se aumentó la potencia que entrega la máquina A a 1100 MW. Además
de esto, la longitud de las líneas fue modificada de 700 km. a 400 km. La Figura 4.2a muestra la corriente
que circula a través de la línea compensada. De igual forma, el SVC no aporta reactivos al inicio de
la prueba. En t = 1 s el SVC comienza con la compensación usando la referencia de voltaje dada por
la Ec. (2.15) para reducir la máxima corriente a través de la línea. Inicialmente, la máxima corriente
se encuentra en el nodo de recepción (bus 4) y comienza a reducirse tan pronto el SVC empieza a
compensar. Las Figuras 4.2b y 4.2c muestran la potencia reactiva inyectada por el SVC y su voltaje de
referencia, respectivamente. A diferencia del caso anterior, como la línea se encuentra por arriba del
SIL, la potencia reactiva de la línea es principalmente inductiva. Esto explica por qué el SVC inyecta
completamente su potencia reactiva (capacitiva).

Como se observa en la Figura 4.2c, la referencia de voltaje cambia de forma dinámica a aproxima-
damente 1 pu, de acuerdo a la Ec. (2.15), pero el voltaje solo puede ser llevado a 0.95 pu. Al igual que el
caso anterior, incrementar el tamaño del SVC puede ayudar a mejorar el perfil de voltaje. Con el tamaño
actual, la máxima corriente es reducida a 4.3 %.
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Para evaluar el efecto del tamaño del SVC, se realiza un análisis de estado estacionario basado en
flujos de potencia. La Figura 4.3 muestra la máxima corriente a lo largo de la línea versus la potencia
reactiva del SVC y el voltaje en el bus 4. De acuerdo a la Figura 4.3a, si se inyecta más potencia reactiva
es posible reducir aún más la corriente máxima. En este caso, sería necesario inyectar 600 MVAR para
reducir al mínimo la corriente.

Por otro lado, la Figura 4.3b muestra el voltaje en el bus del SVC (bus 4) dependiendo de la corriente
máxima. Para el caso donde el SVC no inyecta MVAR el voltaje se encuentra en 0.905 pu. A medida que
la inyección de potencia reactiva comienza a incrementarse, el voltaje en el bus del SVC se incrementa,
y al mismo tiempo, la corriente máxima a través de la línea disminuye. El voltaje en el bus del SVC
alcanza 0.95 pu cuando el SVC inyecta 200 MVAR, lo cual coincide con las pruebas con el RTDS. Las
Figuras 4.3a y 4.3b muestran que el voltaje necesario para minimizar la corriente máxima es de 1.069
pu. Sin embargo, esta referencia implica que el SVC inyecte alrededor de 600 MVAr, lo cual excede la
capacidad del SVC utilizado.

4.2. Control para amortiguar las oscilaciones

Se simula una falla trifásica sólida a tierra a mitad de la línea que no tiene el SVC con una duración
de 11 ciclos. También se tiene una carga de impedancia constante en el bus 3 que consume 5000 MW
a voltaje nominal. Para poder realizar una comparativa del desempeño del control propuesto, se pre-
sentan 5 diferentes casos. La Figura 4.4 muestra para cada uno de los casos, la diferencia angular entre
terminales de las máquinas y la potencia activa que circula a través de la línea 2-4, donde se encuentra
el SVC. Recordando que el objetivo es amortiguar rápidamente las oscilaciones de potencia activa y la
diferencia angular de la señal de referencia que se obtiene del control.

4.2.1. Caso sin SVC

En el primer caso, se considera que el SVC no está en operación (Figura 4.4a); este es el caso más
crítico, ya que si la falla dura más el sistema pierde sincronismo. La máxima diferencia angular es
109◦, después, tiene una caída casi a 4◦ y posterior a ello tiene al menos otras 3 oscilaciones que van
decreciendo de forma gradual. En la gráfica de la potencia, se puede apreciar que en estado estacionario
se encuentra en un valor de 450 MW. En azul se muestra la potencia que sale del bus 2 desde el bus 3,
y en rojo la potencia que llega al bus 3 del bus 2 , por la línea no fallada. En t = 1 segundo, cuando se
aplica la falla, se tiene una reducción en la transferencia de potencia. Once ciclos después, cuando se
libera la falla, comienzan las oscilaciones. Se alcanza un máximo de 1370 MW, ya que adicional a los
950 MW definidos por el bus PV se suma la potencia que la máquina A almacenó durante la falla como
potencia mecánica.
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(b) Sistema con SVC y referencia de voltaje constante.
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(c) Sistema con SVC y control de oscilaciones dentro
RTDS.
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(d) Sistema con SVC y control de oscilaciones en
RTAC.
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Figura 4.4: Comportamiento de la diferencia de ángulos internos de las máquinas y sus potencias.
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4.2.2. Caso con SVC a referencia constante

El segundo caso a evaluar, es cuando se tiene un SVC controlado con una referencia de voltaje
constante (Figura 4.4b). La referencia para el SVC ha sido fijada en 1.147 p.u. Con este valor, el SVC no
inyecta ni absorbe potencia reactiva en estado estable en prefalla. En estado transitorio cuenta con toda
su capacidad para regular al voltaje especificado.

Comparado con el caso anterior, se puede apreciar que el punto máximo de la diferencia angular se
redujo a 85◦ con solo la presencia del SVC. También por efecto del SVC, la dinámica de las oscilaciones
se vuelve más rápida, aunque siguen siendo el mismo número de oscilaciones para volver al nuevo
estado estable. Por otra parte, en la gráfica de la potencia, se puede observar que durante la primera
oscilación se transmite una mayor cantidad de potencia activa. Esto se debe a que el SVC aumenta la
capacidad de transferencia de la línea de transmisión, lo que a su vez permite a la máquina A entregar
más de la potencia mecánica que almacenó durante la falla.

4.2.3. Caso con control de oscilaciones en RTDS

En este caso, se implementa la estrategia de control de la Ec. (2.16) dentro de la plataforma de
simulación en tiempo real RTDS. Los fasores de voltaje de los buses requeridos son calculados por
medio de un módulo PMU del RTDS. Para estimar los fasores, se requiere de un ciclo de la señal de
voltaje, es decir, 1/60 s. Este tiempo está contemplado dentro de la simulación, lo que implica que se
tiene un retraso de 16.666 ms dentro de la misma simulación. Los resultados de esta implementación se
muestran en la Figura 4.4c.

Como se observa, la máxima diferencia angular es de 80◦. Respecto a casos anteriores, después de
alcanzar el máximo es que se observa una mejora significativa. Cuando la oscilación va en descenso,
no baja de 30◦, mientras que en los casos anteriores llega a los 0◦ y 12◦, respectivamente. Posterior a
la primera oscilación, las oscilaciones subsecuentes prácticamente se eliminan por completo.

4.2.4. Caso con control de oscilaciones en RTAC

Para el presente caso, se realiza la implementación de la estrategia con equipos físicos de medición
y control como se menciona en la sección anterior. Los resultados de este caso se muestran en la Figura
4.4d.

Se puede observar que la respuesta dinámica de esta implementación esmás pobre que la presentada
en el caso anterior. En este caso se tiene una máxima diferencia angular de 98◦, incluso más pobre que
el caso con el SVC con referencia constante. Posterior a la primera oscilación, se pueden observar dos
oscilaciones de pequeña magnitud. Estas oscilaciones sonmás pequeñas que en el caso de la Figura 4.4b,
pero la implementación tiene un desempeño significativamente más pobre que el caso de la Figura 4.4c.
Esto se debe al retardo originado principalmente por las comunicaciones, que como ya se mencionó es
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Tabla 4.1: TCL para los diferentes controles con el caso de líneas de 700 km. y modelo de carga de impedancia
constante.

Caso Línea 700 km.
Z constante

Sin SVC
(ms) 187

SVC control
local (ms) 255
SVC control
RTDS (ms) 270
SVC control
RTAC (ms) 257

de alrededor de 85 ms. Lo mismo ocurre con la potencia, se pueden observar oscilaciones subsecuentes,
de magnitud similar al caso con el SVC con referencia constante.

4.2.5. Caso con control de oscilaciones en RTAC y compensación de re-

tardos

El retardo tiene un efecto negativo sobre la acción de control. Para mejorar el desempeño de la
estrategia de control, en este caso se añade la estrategia que se presenta en la sección 3.5. Esta estrategia
compensa los retardos de tiempo realizando una estimación hacia adelante de la señal de control. La
Figura 4.4e muestra los resultados de esta implementación.

Se observa que la máxima diferencia angular es de 93◦, muy similar al caso anterior. La mejoría se
observa a partir de la primera oscilación, en este caso cae a un valor mínimo de 20◦. Posterior a ello, se
observa una oscilación suave, similar al caso con el control en el RTDS. Por otro lado, a pesar de que
siguen presentes algunas oscilaciones de potencia, la magnitud de ellas es menor que en el caso anterior.
A partir de los resultados mostrados se puede constatar la mejoría en la dinámica al implementar el
control con la compensación de los retardos.

Para cada caso se determinó por medio de simulaciones el TCL sin SVC, con el control en el RTDS
y con el control en el RTAC. Como es posible observar en la Tabla 4.1 la mejoría en los TCL es apenas
perceptible. Pero esos pocos milisegundos que se ganan tienen un impacto positivo en el sistema.

4.3. Caso línea de transmisión de 400 km.

Se presenta un caso alterno con una línea de 400 km, lo cual cambiará de varias formas las condicio-
nes del sistema. La primer consecuencia de acortar las líneas es que la aportación de potencia reactiva
por parte de la línea disminuirá, lo que implica que los voltajes a mitad de la línea sean menores. Por
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Figura 4.5: Diferencia angular para el caso de 400 km: Caso sin SVC (amarillo), caso con control WAC-SVC en
el RTDS (rojo), y caso con control HIL WAC-SVC (azul).

otro lado, al disminuir la impedancia entre las máquinas, la diferencia angular entre ellas será menor y
los TCL crecerán.

El tiempo de falla utilizado en este caso, es el TCL para el caso sin SVC, el cual es de 21 ciclos. De
igual forma, la carga sigue demandando 5000 MVA, pero se modificó el factor de potencia de 1 a 0.9. La
Figura 4.5 muestra el resultado de la implementación para el caso sin SVC, con el control de oscilaciones
en el RTDS y en el RTAC. La compensación de retardos solo se implementa en el RTAC debido a que
en el RTDS no se tienen retardos de comunicación.

En el caso sin SVC se alcanza una diferencia angular en terminales de las máquinas de 102,69◦. Se
aprecia claramente que con el control de oscilaciones en el RTDS y en el RTAC disminuyen los máximos
alcanzados en ambos casos a 84,5◦ y 91,5◦, respectivamente. Posterior a esta primer oscilación ambos
controles funcionan de forma muy similar, aunque el control en el RTDS alcanza el estado estacionario
cerca de 250 ms antes que el control del RTAC. Es evidente la mejora con respecto al caso sin SVC, y
aún se ven algunas áreas de oportunidad para mejorar el desempeño del control en el RTAC respecto al
control en el RTDS. La más evidente es la primer oscilación, donde se nota una diferencia significativa
en los ángulos máximos alcanzados.

Como es posible observar en la Tabla 4.2, debido a la nuevas distancias de las líneas de transmisión
los TCL se incrementan para todos los casos, respecto al escenario anterior. Aunque la mejoría en los
TCL tampoco es tan notable.
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Tabla 4.2: TCL para los diferentes controles en el caso de la línea de 400 km y modelo de carga de impedancia
constante.

Caso Línea 400 km.
Z constante

Sin SVC
(ms) 361

SVC control
local (ms) 386
SVC control
RTDS (ms) 408
SVC control
RTAC (ms) 390

4.3.1. Señales de control

En la Figura 4.6 se muestran las señales de control que resultan del control en el RTDS (rojo), en el
RTAC sin compensar (verde) y en el RTAC con la compensación del retardo (azul).

Como se puede observar, la compensación en el control del RTAC hace que durante y unos instantes
después de la falla aparezcan algunas oscilaciones (al igual que en el caso que se mostró en la sección
donde se presentó la compensación). Un tiempo después de liberar la falla la señal comienza a ser
estimada de forma adecuada. Se puede observar en la segunda comparación cómo es que se realiza la
compensación de la señal en el RTAC. La señal compensada tiene una magnitud mayor y se adelanta
en fase a la señal sin compensar. Al comparar esta señal del RTAC con la señal de control del RTDS
se puede ver que después del transitorio antes mencionado, las señales prácticamente tienen la misma
dinámica y forma de onda. Esto es similar a lo que se apreció en la Figura 4.5.

Para encontrar la razón de la diferencia inicial, se analiza la potencia reactiva del SVC en cada caso.
La Figura 4.7 muestra las potencias reactivas inyectadas por el SVC durante las pruebas realizadas con
el control en el RTDS y en el RTAC. Recordando, la capacidad de potencia del SVC es de -230/180MVAR.

Como se puede apreciar, antes de la falla con la señal de referencia de ambos controles el SVC está
absorbiendo alrededor de 230 MVAR, el máximo de potencia reactiva del SVC. Esto lo hace para cumplir
con el objetivo de control de corriente. Durante la falla, ambos controles le indican al SVC inyectar toda
su capacidad. A pesar de que la capacidad del SVC es de 180 MVAR, durante la falla los voltajes caen y
solo puede inyectar alrededor de 100 MVAR.

Cuando se libera la falla, el control en el RTDS continúa con la indicación de inyectar toda potencia
reactiva a su máxima capacidad, en este caso, los 180 MVAR ya que los voltajes se han restablecido. Por
otro lado, al liberar la falla, el control en el RTAC, contrario a lo realizado por el control en el RTDS, no
inyecta toda su capacidad de potencia. Esto se debe a que, por el cambio de topología, la estimación de
la señal oscila hasta completar la ventana de estimación con la nueva topología.

Como se mencionó anteriormente, en las oscilaciones subsecuentes ambos controles actúan de for-
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Figura 4.6: Señales de control: Caso con control WAC-SVC en el RTDS (rojo), caso con control HIL WAC-SVC
sin compensar retardos (verde) y caso con control HIL WAC-SVC compensando retardos (azul).
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Figura 4.7: Potencia reactiva que entrega el SVC: Caso con control WAC-SVC en el RTDS (rojo) y caso con
control HIL WAC-SVC (azul).
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Figura 4.8: Comparación de diferencia angular con esquema propuesto: Caso con control WAC-SVC en el
RTDS (rojo), caso con control HIL WAC-SVC sin compensar (azul) y caso con control HIL WAC-SVC compen-
sado (verde).

ma similar y en congruencia con la teoría125. Debido a la falla, la máquina comienza a acelerarse, por
lo que se desea aumentar la capacidad de transferencia de potencia de la línea para tratar de disminuir
el área de aceleración de la máquina, lo cual se logra cuando el SVC inyecta potencia reactiva; por esa
razón el SVC en este punto inyecta toda su potencia, 180 MVAR. Por otro lado, cuando el ángulo co-
mienza a disminuir, la máquina está en el área de desaceleración, la cual se desea disminuir. Esto se
logra disminuyendo la capacidad de transferencia de la máquina al hacer que el SVC absorba potencia
reactiva, lo cual coincide con la acción que realiza el SVC. Esto se repite para cada una de las siguientes
oscilaciones.

Debido a lo anterior, se sabe que después de liberar la falla se debe seguir inyectando toda la potencia
reactiva disponible. Esto no solo aplica para esta topología en particular, en general, durante la falla, los
voltajes se abaten y es necesario darle un soporte de potencia reactiva. Por ello se propone un esquema
adicional donde al liberar la falla, se envíe una señal alterna de control al SVC que le indique que inyecte
toda su potencia por un tiempo definido previamente. Este tiempo además servirá para permitirle a la
señal de control del RTAC comenzar a estimar de forma adecuada. La Figura 4.8 muestra el resultado
de esta implementación comparada con la mostrada en la Figura 4.5.

Se puede apreciar cómo con la adición de la estrategia propuesta, se logra sobreponer la respuesta
del sistema con la que se obtuvo con el control en el RTDS. Esto se logra al mantener inyectando al SVC
(verde) toda su potencia reactiva durante 200 ms. Al final de las oscilaciones nuevamente se aprecia
una pequeña discrepancia como en el caso anterior. Los 200 ms corresponden al ancho de la ventana
de datos utilizados para la compensación del retardo.
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Figura 4.9: Diferencia angular con carga dinámica: Caso sin SVC (amarillo), caso con control WAC-SVC en el
RTDS (rojo), y caso con control HIL WAC-SVC compensado (azul).

4.3.2. Modelo de carga constante

En este experimento se coloca un modelo de carga constante en lugar de una carga de impedancia
constante. El propósito de este experimento es evaluar si el control es capaz de interactuar con la diná-
mica que proporciona una carga de este tipo. La carga es de 5000 MVA con un factor de potencia de 0.9,
similar al caso anterior. En este caso, el TCL para el caso sin SVC fue de 10 ciclos, por lo que de igual
forma se aplica el mismo tiempo de falla al control en el RTDS y en el RTAC. La Figura 4.9 muestra la
respuesta del sistema ante los 3 casos mencionados.

Se observa que en este caso en particular, la primer oscilación no es el problema principal, sino que
es un problema de segunda oscilación. La dinámica introducida por la nueva carga es lo que ocasiona
este problema. Para el caso sin SVC, se observa que en la primera y segunda oscilación alcanzan un
máximo de 58,1◦ y 70,5◦, respectivamente. Nuevamente el control en el RTDS y en el RTAC tienen
un desempeño muy similar. Ambos logran disminuir la magnitud de la primer oscilación a 51,3◦ y
51,7◦, respectivamente. La segunda oscilación tiene un poco menos de 51◦ en ambos casos. Posterior
a la segunda, las oscilaciones se amortiguan rápidamente, se puede decir que en menos de 2 segundos
alcanza un estado estable. La Figura 4.10 presenta la potencia que sale del bus 2 al bus 4 a través de la
línea de transmisión.

De forma similar a la diferencia angular, las oscilaciones de potencia se ven amortiguadas mucho
más rápido que sin SVC. Las oscilaciones desaparecen cerca de dos segundos antes que en el caso sin
SVC. Mientras que la magnitud de las oscilaciones se reduce significativamente a partir de la segunda
oscilación.
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Figura 4.10: Oscilaciones de potencia activa en la línea 2-4: Caso sin SVC (amarillo), caso con control WAC-
SVC en el RTDS (rojo), y caso con control HIL WAC-SVC compensado (azul).

Tabla 4.3: TCL para los diferentes controles en caso de líneas de 400 km y modelo de carga de potencia cons-
tante.

Caso Línea 400 km
PQ constante

Sin SVC
(ms) 180

SVC control
local (ms) 186
SVC control
RTDS (ms) 225
SVC control
RTAC (ms) 218
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Figura 4.11: Ángulo de la máquina A ante una falla de 10.9 ciclos: Caso sin SVC (amarillo), caso de SVC con
control local (verde), caso con control WAC-SVC en el RTDS (rojo), y caso con control HIL WAC-SVC compen-
sado (azul).

En la Tabla 4.3 se muestran los TCL para el último escenario analizado. Utilizando el control proues-
to en el RTAC se observan incrementos respecto al caso sin SVC de hasta 37 % para el caso de línea larga
con una carga de impedancia constante. Mientras que comparado con el control local es más notorio
el incremento del TCL (12.9 %) que en los dos escenarios anteriores. La razón del incremento entre los
casos, es que en el último, la inestabilidad no se da en la primer oscilación, debido al tipo de carga.
Esto permite al control actuar sobre las oscilaciones posteriores a la primera y amortiguar de forma
significativa la segunda oscilación.

Por otro lado, para el caso de línea corta con carga dinámica, la Figura 4.11 muestra la respuesta del
ángulo de la máquina A contra un tiempo mayor al TCL. El tiempo de falla utilizado para esta prueba es
de 181.67 ms, el cual es utilizado para los diferentes casos para probar el control WAC-SVC propuesto.
En el caso sin SVC, como es de esperarse, la máquina A pierde sincronía con la máquina B después
de tres oscilaciones. En el caso con el SVC con control local, la máquina aún es capaz de mantener
el sincronismo pero con un amortiguamiento pobre, después de seis oscilaciones el sistema aún sigue
oscilando. Finalmente, el control WAC-SVC en el RTDS y el control WAC-SVC compensado para la
implementación HIL alcanzan el estado estable después de solo dos oscilaciones.

Las Figuras 4.12 y 4.13 muestran las curvas P-δ de la Figura 4.11. La Figura 4.12 compara las respues-
tas de los casos sin SVC (en naranja) y el control WAC-SVC compensado implementado en el RTAC (en
azul). El Punto A indica el estado estable del sistema antes de que la falla se aplique. La falla es liberada
abriendo la línea fallada en el Punto B. Observe que la respuesta del Punto A al B es similar en ambos
casos; sin embargo, el control WAC-SVC reduce ligeramente el área de aceleración comparado con el
caso sin SVC. Los puntos C1 y C2 indican el ángulo máximo de la primer oscilación para los casos
sin SVC y con el WAC-SVC, respectivamente. Estos puntos (C1 y C2) muestran que la transferencia
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Figura 4.12: Gráfica P-δ: Caso sin SVC en naranja, y caso con control HIL WAC-SVC en azul.

de potencia con el control WAC-SVC es mayor durante el área de desaceleración dentro de la primer
oscilación. Observe que el control WAC-SVC reduce el área de aceleración mediante la inyección de
potencia reactiva cuando el ángulo de la máquina crece. Por otro lado, el área de desaceleración se in-
crementa mediante la absorción de potencia reactiva cuando el ángulo de la máquina se reduce. Este
proceso se repite hasta que las oscilaciones de potencia se amortiguan por completo. Este fenómeno es
resaltado en las zonas Z1 y Z2 de la Figura 4.12.

La Figura 4.13 compara las respuestas del SVC con control local (verde) y del control WAC-SVC HIL
con compensación del retardo (azul). Estos casos tienen un comportamiento similar del PuntoA al Punto
C. Después del Punto C, la mejora del control propuesto puede ser visto en las zonas Z1 y Z2. De acuerdo
a la Z1, el control WAC-SVC reduce el área de aceleración más que el control local. Esto se logra cuando
el primero absorbe potencia reactiva mientras que el segundo continua inyectando potencia reactiva.
Por otro lado, en la zona Z2, el WAC-SVC incrementa el área de desaceleración inyectando potencia
reactiva. El control local también inyecta potencia reactiva en esta parte, pero no es suficiente para
amortiguar las oscilaciones rápidamente. Con esto se valida la operación efectiva del control propuesto
ante los diferentes escenarios presentados.
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Figura 4.13: Gráfica P-δ: Caso de SVC con control en verde, y caso con control HIL WAC-SVC compensado en
azul.
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Conclusiones

El control de área amplia propuesto muestra resultados satisfactorios respecto a los objetivos plan-
teados. Por un lado, en estado estacionario, la estrategia de control incrementa la cargabilidad al mi-
nimizar la máxima corriente que circula a través de la línea de transmisión. Esto a su vez ayuda a
incrementar los TCL. Y el control propuesto comparado con el control local incrementa hasta 12.9 % en
el caso de línea corta con carga constante.

Por otro lado, también se logra amortiguar las oscilaciones de potencia. Se observa que el control
propuesto se complementa de forma positiva con los controles de la máquina, en especial en el PSS.
Las oscilaciones se amortiguan aproximadamente de 20-35 % más rápido con la estrategia propuesta.
Dependiendo de la capacidad del SVC, se puede mejorar el desempeño. Aunque encontrar el tamaño
adecuado es tema de un trabajo futuro.

Una de las principales ventajas de la estrategia propuesta es que en su implementación no depende
de un modelo. Aunque en muchas aplicaciones, un modelo ayuda a darle una mayor precisión al con-
trol, en otras como en el caso de sistemas eléctricos de potencia, podría complicar su implementación
en dispositivos de control utilizados en la práctica. El modelo sólo se utiliza en la simulación de estu-
dios previos, para determinar el parámetro k y el tiempo de compensación de retardos (td). El RTAC
automáticamente podría determinar el valor de los retardos ya que las mediciones cuentan con estampa
de tiempo, y ajustar la compensación de acuerdo al retardo. Como se mencionó, la compensación de la
señal de control tiene límites prácticos, y cuando el retardo es mayor a 200 ms, se sugiere utilizar otro
método para compensar los retardos, aunque esto implique también un incremento de la complejidad
del método y de la implementación.

Otra aportación importante es que el control se implementó con dispositivos de medición y control
que realmente se utilizan en la práctica. La prueba en sistemasHIL, es lomás cercano que los dispositivos
y la estrategia de control pueden estar antes de una implementación en un sistema real. Conociendo la
dificultad de probar su implementación en un sistema real se vuelve importante la realización de este
tipo de pruebas.

Una contribución no menos importante es el control de desconexión de la máquina cuando está
sujeta a perder sincronismo. Este control no actúa de forma inmediata ante la falla, y permite al control
de oscilaciones trabajar para intentar estabilizar el sistema; cuando no se puede evitar que la máquina
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pierda sincronismo, la desconecta para no exponerla innecesariamente a un posible daño.
Con estos puntos se cumple el objetivo general de la tesis que contempla la implementación de un

control de área amplia por medio de señales sincrofasoriales y FACTS (SVC). Así como su implementa-
ción y evaluación con dispositivos utilizados en la industria por medio de pruebas HIL.

Trabajo futuro

El presente trabajo deja diferentes líneas de trabajo futuro abiertas, entre los cuales se puede men-
cionar:

Comparar el desempeño del SVC contra el STATCOM y otro dispositivos FACTS. Inicialmente, el
STATCOM parece ser una mejor alternativa, ya que tiene una mayor capacidad de inyectar po-
tencia. Esto se debe a que su inyección de potencia reactiva no depende directamente del voltaje
en el bus al que se encuentra conectado. Esta característica le permite que durante los transitorios
tenga mayor capacidad de inyectar potencia. Aunque una comparación válida debería de tomar
en cuenta los costos de cada dispositivo, y el STATCOM es más caro.

Determinar el tamaño adecuado del SVC o el dispositivo FACTS a utilizar. Como se pudo observar
en los resultados, la capacidad del SVC está directamente ligado a la capacidad de regular y
amortiguar las oscilaciones. Además del costo asociado a cada capacidad, se pudo observar que
hay un punto donde aunque se incremente la capacidad del SVC, esto no representa un cambio
significativo en el control del sistema.

Validar el control propuesto en un sistema de pruebas más grande y más complejo. Se espera
que ante un sistema eléctrico más grande y con una topología similar el control siga teniendo un
funcionamiento adecuado. Por otra parte, se desconoce si seguirá teniendo el mismo impacto en
amortiguar oscilaciones y minimizar las corrientes máximas.

Coordinar la acción del SVC con otros dispositivos FACTS del sistema y/o los controles de la
máquina. Como parte del punto anterior, en un sistema más grande se podría validar la imple-
mentación de un control general que se encargue de coordinar diferentes actuadores distribuidos
a lo largo del sistema de potencia.
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Detalle de ecuaciones del control de
corriente.

Este apéndice muestra las ecuaciones completas para ℜ(I(x)) y ℑ(I(x)) y la obtención de la ecua-
ción de mínima corriente. Recordando que,

|I(x)|=
√

ℜ(I(x))2 + ℑ(I(x))2, (4.1)

donde ℜ(I(x)) y ℑ(I(x)) son:

ℜ(I(x)) = R1 +R2 +R3 +R4

R5
, (4.2)

donde

R1 = ((Vsr − Vre
−lα cos(lβ))exα cos(xβ)

− (Vsi + Vre
−lα sen(lβ))exα sen(xβ))(elα cos(lβ)− e−lα cos(lβ))

R2 = ((Vsi + Vre
−lα sen(lβ))exα cos(xβ)

+ (Vsr − Vre(−lα) cos(lβ))exα sen(xβ))(elα sen(lβ) + e−lα sen(lβ))

R3 = ((−Vrelα cos(lβ) + Vsr)e
−xα cos(xβ)

+ (−Vrelα sen(lβ) + Vsi)e
−xα sen(xβ))(elα cos(lβ)− e−lα cos(lβ))

R4 = ((−Vrelα sen(lβ) + Vsi)e
−xα cos(xβ)

− (−Vrelα cos(lβ) + Vsr)e
−xα sen(xβ))(elα sen(lβ) + e−lα sen(lβ))

R5 = Zc((e
lα cos(lβ)− e−lα cos(lβ))2 + (elα sen(lβ) + e−lα sen(lβ))2)

y
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ℑ(I(x)) = Im1 + Im2 + Im3 + Im4

Im5
, (4.3)

donde,

Im1 = ((Vsi + Vre
−lα sen(lβ))exα cos(xβ)

+ (Vsr − Vre
−lα cos(lβ))exα sen(xβ))(elα cos(lβ)− e−lα cos(lβ))

Im2 = −((Vsr − Vre
−lα cos(lβ))exα cos(xβ)

− (Vsi + Vre
−lα sen(lβ))exα sen(xβ))(elα sen(lβ) + e−lα sen(lβ))

Im3 = ((−Vrelα sen(lβ) + Vsi)e
−xα cos(xβ)

− (−Vrelα cos(lβ) + Vsr)e
−xα sen(xβ))(elα cos(lβ)− e−lα cos(lβ))

Im4 = ((−Vrelα cos(lβ) + Vsr)e
−xα cos(xβ)

+ (−Vrelα sen(lβ) + Vsi)e
−xα sen(xβ))(elα sen(lβ) + e−lα sen(lβ))

Im5 = Zc((e
lα cos(lβ)− e−lα cos(lβ))2 + (elα sen(lβ) + e−lα sen(lβ))2)

Resolviendo para x

d|I(x)|
dx

= 0 (4.4)

es posible encontrar la posición de la línea de transmisión donde la corriente alcanza su máximo valor
RMS xImax. Este punto es:

xImax =
1

β
arctan(

Xmn1 −
√
Xmn2 +Xmn3 +Xmn4 +Xmn5 +Xmn6

2 sen(lβ)Vr(sen(lβ)2Vr + cos(lβ)2Vsr − Vr)
), (4.5)

donde

Xmn1 = 2 cos(lβ)3V 2
r − 2 cos(lβ)2VrVsr − cos(lβ)V 2

r + cos(lβ)V 2
si + cos(lβ)V 2

sr,

Xmn2 = 4 cos(lβ)6V 4
r + 4 sen(lβ)6V 4

r − 8 cos(lβ)5V 3
r Vsr + 4 sen(lβ)2V 4

r

Xmn3 = 8 cos(lβ) sen(lβ)4V 3
r Vsr − 8 sen(lβ)4V 4

r + 4 cos(lβ)3V 3
r Vsr,

Xmn4 = 4 cos(lβ)4V 2
r V

2
si + 8 cos(lβ)4V 2

r V
2
sr + 4 cos(lβ)2 sen(lβ)2V 2

r V
2
sr − 4 cos(lβ)4V 4

r ,

Xmn5 = −4 cos(lβ)3VrVsiV
2
sr − 4 cos(lβ)3VrV

3
sr − 8 cos(lβ) sen(lβ)2V 3

r Vsr − 2 cos(lβ)2V 2
r V

2
si,

Xmn6 = cos(lβ)2V 4
r − 2 cos(lβ)2V 2

r V
2
sr + cos(lβ)2V 4

si + 2 cos(lβ)2V 2
siV

2
sr + cos(lβ)2V 4

sr.

Sustituyendo xImax en la Ec. (4.1), el punto demáxima corriente RMS es encontrada, es decir, |Imax|.
Ya que se tiene un SVC conectado en el lado de recepción de la línea, la magnitud del voltaje en este
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nodo puede ser regulado para minimizar Imax. Por lo tanto, resolviendo para |VR|,

d|Imax|
d|VR|

= 0 (4.6)

se obtiene el voltaje de referencia que minimiza la máxima corriente a lo largo de la línea.Produciendo
el siguiente resultado:

|VR|=
cos(ℓβ)|VS |2

ℜ{VS}
. (4.7)
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