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Resumen-- En este articulo se describe el
procedimiento utilizado para la evaluacién del
control automatico de la generacién en el Sistema
Nacional Interconectado (SNI) del Ecuador,
tomando como marco de referencia los criterios
CPS-1 y CPS-2 de la NERC. El articulo esta
dividido en secciones que explican en detalle en
qué consisten los criterios CPS de la NERC, como
se calculan los limites de estos criterios teniendo
en consideracién las condiciones especificas del
sistema eléctrico ecuatoriano (seccion 2), y como
se aplican los criterios en la evaluacion del control
automatico de la generacion en el SNI del Ecuador
teniendo en cuenta la interconexiéon con Colombia
(seccion 3). Ademas se sugiere el valor minimo
de BIAS a fijar en el sistema ecuatoriano para el
cumplimiento del criterio CPS-2.

Palabras Clave-- Criterios CPS, AGC, ACE, BIAS,
Desviacion de la Frecuencia.

1. INTRODUCCION

En los sistemas eléctricos de potencia la carga
varia de manera continua y aleatoria; siendo las
causas de estas variaciones la temperatura, época del
afio, las caracteristicas especificas de la carga, etc.
La posibilidad que tiene la generacion de un sistema
para responder a estas variaciones de la carga esta
limitada por las caracteristicas fisicas y técnicas de
los generadores, dando como resultado un desbalance
entre la generacion y la carga, que a su vez produce
una desviacion de la frecuencia con respecto a su
valor nominal.

La magnitud del error de la frecuencia es un
indicador de la capacidad que tiene la regulacion de un
sistema para controlar las variaciones de la generacion
con respecto al valor planificado. Ante un evento de
salida o entrada brusca de carga, los generadores del
sistema habilitados para hacer el control primario de
la frecuencia, reducen o elevan su nivel de generacion,
amortiguando las desviaciones de la frecuencia y
estabilizando la misma en un nuevo valor, diferente al
de la frecuencia base. La funcién de error de control
de area (ACE por sus siglas en inglés) desplegada por
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el control secundario de la generacion, y desarrollada
automaticamente por el Sistema Automatico para el
Control de la Generacion - AGC, asegura que el error
de la frecuencia esté dentro de limites aceptables, por
medio del ajuste de los gobernadores de velocidad de
las unidades asignadas y la correspondiente variacion
de las salidas de estas unidades [1], [2] y [3].

En cada area de control se miden la frecuencia
del sistema y el intercambio con areas vecinas,
tipicamente, en pasos de tres o cuatro segundos.
Estas mediciones son usadas para la evaluacion de
los errores de la frecuencia e intercambio deseados.
El error en el intercambio deseado se define como la
diferencia entre el intercambio medido y el planificado
en los despachos econdémicos. El error de control
de area es calculado teniendo en consideracion los
errores de intercambio, el error de la frecuencia, y el
factor de afectacion BIAS dado en MW/dHz. E1 ACE
es la base para el envio de sefales de control a las
unidades en AGC [4].

En sistemas interconectados, donde existen dos o
mas areas de control, cada una de estas areas tiene
la responsabilidad de utilizar su AGC para mantener
la magnitud del ACE “suficientemente cercana a
cero”. Para mantener el valor de la frecuencia del
sistema “suficientemente cercano a su valor base” es
necesaria la coordinacion de las acciones de control
de todas las areas [5]. Estos requerimientos exigen
la elaboracion de criterios que permitan regular el
control de la generacion e intercambio de todas las
areas participantes.

Por muchas décadas, el trabajo del AGC ha
sido evaluado teniendo en cuenta los criterios Al
y A2 de la NERC. Estos criterios estan basados
en consideraciones practicas de la ingenieria y no
tienen una base analitica [5]. Estudios realizados
por primera vez en [6] y [7] permiten la adopcion de
criterios mas sofisticados que se basan en estudios
estadisticos y que aseguran un buen rendimiento en
las acciones de control. Estos son los denominados
criterios CPS que requieren para su aplicacion una
considerable base de datos de mediciones tomadas
en el sistema.



2. MARCO TEORICO DE LOS CRITERIOS
CPS DE LA NERC.

La aleatoriedad de la carga trae como resultado la
aleatoriedad de otras variables del sistema como la
frecuencia y los flujos en las lineas de interconexion
entre areas vecinas.

Los criterios CPS son reglamentaciones que
permiten evaluar el trabajo del AGC en un sistema.
Estos criterios son eclaborados sobre la base de
analisis estadisticos en los que se supone que el
sistema estd en estado estable en cada instante
de tiempo dentro del intervalo [t,, tf]. Bajo esta
suposicion, cualquier disturbio en la carga significa
simplemente la transicion de la potencia del sistema
de su actual estado estable a otro valor de estado
estable [5]. Consecuentemente, todas las variables
aleatorias del sistema son colecciones de variables
aleatorias en estado estable (va’s). Se supone ademas
que la distribucion de probabilidad de cada variable
aleatoria es independiente en el tiempo (proceso
ergddico). Luego, la coleccion de va’s es un conjunto
de variables aleatorias estables, independientes e
idénticamente distribuidas (iid).

Como las variaciones de la carga son mucho
mas rapidas que las respuestas que pueden dar
los generadores del sistema, siempre va a existir
un desbalance entre la generacion planificada y la
generacion medida. Tanto el error en la frecuencia
como el error en el flujo por las lineas de interconexion
(variables que son va’s e iid) son funciones de dicho
desbalance en el tiempo. El objetivo del AGC es
mantener el error de la frecuencia dentro de un rango
limite deseado. Sin embargo, este objetivo puede llevar
a sobre-esfuerzos de los generadores y a un niimero
elevado de acciones de control. En la practica, y sobre
la base de criterios estadisticos, se filtran las mediciones
de las variables va’s, tomando valores promedios en
ventanas de longitud W no solapadas en el intervalo
de tiempo [t,, t]. Los criterios CPS se evaliian teniendo
en consideracion estas variables filtradas. El nimero de
ventanas debe ser lo suficientemente grande para poder
aplicar el Teorema del Limite Central [5]. Recordar
que el Teorema del Limite Central establece que, en
condiciones muy generales, la distribucion de la suma
de variables aleatorias tiende a una distribuciéon normal
(también llamada distribucion gaussiana, curva de
Gauss o campana de Gauss) cuando la cantidad de
variables es muy grande [22].

Teorema del Limite Central: Sea X, X,,..., X una
muestra aleatoria de una distribucién con media p 'y
varianza o°. Entonces, si n es suficientemente grande,
la variable aleatoria

19

X= XX (1)

tiene aproximadamente una distribucion normal con

Ux=uyoi=c’/n.

También se cumple que si

1=%.x )

tiene aproximadamente una distribucion normal con

U,=NU Yy 07.=n0", cuanto mas grande sea el valor
de n, mejor sera la aproximacion.

El Teorema del Limite Central garantiza una
distribucion normal cuando n es suficientemente
grande. Para la convergencia es suficiente que
las variables que se suman sean independientes,
idénticamente distribuidas, con valor esperado y
varianzas finitas [22].

2.1. Criterio CPSI1.
El criterio CPS1 utiliza la correlacién como un

indicador para la evaluacion del comportamiento de
las siguientes variables va’s:

1 K .
Fmi=— Y, f(zk)—f = Valor medio de las
K2 *
desviaciones de la frecuencia en la ventana n

(€)

K
Tmi = LZ 79 (t, )-T: ¢, )= Valor medio de las
K=
desviaciones de la transferencia en la ventana n (4)

Donde:

K =numero de mediciones que puede haber en
una ventana de longitud W.
n=12,...N.

N = numero de ventanas no solapadas dentro
de un intervalo de tiempo [t, t]

f(t,) = frecuencia medida en el instante t, .
f = frecuencia base del sistema. (60 Hz.).
T; (t) = transferencia medida en el instante t, .

T;(t,) = transferencia planificada en el instante

t,.




Para la aplicacion del Teorema del Limite Central,
es necesario que el nimero de ventanas a analizar sea
lo suficientemente grande. Se establece en la norma
[9] que el periodo de analisis debe ser de un afio y
que W sea de un minuto. En [5] se recomienda que
la longitud de W sea de un minuto y que el intervalo
de tiempo a analizar sea de por lo menos un mes. De
esta manera habra un nimero de 43200 ventanas no
solapadas de 1 minuto. Es decir, N = 43200.

Como las mediciones de la frecuencia y de la
transferencia por las lineas de interconexion se toman
en pasos de 3 segundos, existiran 20 mediciones por
ventana. Es decir, K=20.

Para evaluar el ACE se adoptara el punto de vista
formulado en [8] que considera que el ACE de cada
area i depende de las desviaciones de la frecuencia y
de la transferencia reales con respecto a lo planificado.
Es decir:

ACEmi = Tmi - 10.Bi.Fmi
= Valor medio del error de control de area

©)

Donde:
Bi = factor de afectacion BIAS dado en MW/
dHz. Este factor depende, entre otras cosas, del
porcentaje de reserva de generacion destinado al
control secundario.

Se utiliza la correlacion de mediciones para la
evaluacion del control de cada area, una correlacion
positiva indica que dos variables va’s se mueven en
la misma direccion, mientras que una correlacion
negativa indica todo lo contrario. Para el caso se
propone controlar la correlacion de Fmi y ACEmi,
sabiendo que el error medio de la frecuencia Fmi
es una funcion del desbalance entre la generacion
planificada y la medida para el area i, un valor
positivo implica la existencia de sobre-generacion;
es decir, la generacion total excede la carga total
del sistema interconectado. Si el valor del ACEmi
es positivo, el area i tiene realmente mas generacion
que la que estaba planificada y, en consecuencia,
no ayuda a la reduccion de la sobre-generacion y
a restaurar la frecuencia a su valor base. Luego; si
la correlacion entre Fmi y ACEmi es positiva, o lo
que es lo mismo, si E{Fmi-ACEmi}>0, el control
no ayuda a devolver la frecuencia a su valor base.
Por otro lado, si ACEmi es negativo, se tiene que
E{Fmi-ACEmi}<0, situacion que ayuda al control
de la frecuencia. En resumen: un valor positivo
[negativo] de E{Fmi-ACEmi} indica que el control
perjudica [ayuda] a reducir el error de la frecuencia a
cero. Se puede hacer un analisis similar para el caso
en que Fmi tenga valor negativo.
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El criterio CPS-1 de la NERC establece un limite
para la correlacion positiva entre Fmi y ACEmi,
puesto que si estas variables se mueven en la misma
direccion se perjudica el rendimiento del control de la
frecuencia [5] y [9]. Para la correlacion negativa no se
establece limite alguno.

La NERC estable lo siguiente:

E{Fmi - ACEmi} =% Fmi - ACEmi <- 10Bi¢?

(6)

Donde:
° g tolerancia especifica que depende

del sistema eléctrico que se estudie. En
la seccion 2.3 se indicara como escoger el
valor de este parametro para las condiciones

especificas del SNI del Ecuador.

Los promedios de las diferencias de la
frecuencia y de la transferencia se toman en
ventanas de un minuto y en el intervalo de
un afio.

2.2. Criterio CPS-2.

Otra de las consideraciones que se tienen en cuenta
a la hora de evaluar el control de la generacion, es
el de controlar que las excursiones del valor del
ACE con respecto a cero, estén dentro de un rango
especificado. El criterio que evalta lo anterior es
el denominado CPS-2 y utiliza la probabilidad y
criterios estadisticos para evaluar si los valores del
ACE de un area de control estan dentro de los limites
especificados. Dada una tolerancia especifica y, para
un area i, se define como € al evento en el que el
valor absoluto de ACEmi es menor o igual que v. Es
decir, el nivel de confianza de que el valor medio del
ACE filtrado esté dentro de los limites especificados
es [10]:

P{ACEmi <7} (7
La NERC establece que [9]:
Vi=1.65¢10 1081 (-10B)  ®)

Donde:
* B, eslasuma de los BIAS de todas las areas

de control del sistema interconectado.

€, es un valor de tolerancia que depende
de cada sistema eléctrico. En la seccion
2.3 se explicara como escogerlo para las
condiciones especificas del SNI del Ecuador.

Ahora, la mayor probabilidad de que el evento €
ocurra se da cuando el nivel de confianza es igual a
1. Por lo tanto, si a la expresion 7 se le impone un
limite lo suficientemente cercano a 1, se garantizara



su cumplimiento. Segun [5], un valor mayor o igual
que 0,9 es correcto. Es decir:
P{ACEmi <yi} > 0,9 C)
Como el criterio CPS-2 fue formulado recordando
el viejo criterio A-2 de la NERC, a los valores de
ACEmi medidos en ventanas de un minuto (43200
valores), se los promedia en intervalos de 10 minutos
hasta completar el intervalo de tiempo [7, tf]. Luego, la
expresion (9) varia a la siguiente forma:
P{ACEmi , <Yi} >0,9 (10)
Finalmente, con los valores de ACE promediados
cada 10 minutos que cumplan con la condicion
mostrada en (10), se conforma un arreglo 4, cuyo
promedio debe tener un nivel de confianza mayor o
igual que 0,9. Es decir:
E{Ait >0,9 (11)
Seguin [5], si se cumple la expresion 2.2.5, se
cumple el criterio CPS-2.

2.3. Procedimiento para escoger los valores de ¢,
Y&,

Las referencias [5] y [9] presentan una Tabla en la
que se exponen diversos valores para las tolerancias
€,y &,, correspondientes a cuatro sistemas eléctricos
distintos:

Tabla 1: Valores de ¢,y €, para diferentes Sistemas Eléctricos
(Tomada de la referencia [5])

DATA FOR THE NUMERICAL STUDIES

Eastern

Parameter WscC ERCOT Hydro Quebec

21,2

Interconnection
18,0

£ 2238 20,0

mHz

5.7 73 73 12,5

€10
mHz

Si se considera la relacion que tiene que existir
entre 6, 'y o, relacion propia de variables aleatorias
que cumplen con la ley normal, se tiene:

o1n= O/ [s0 (12)
Giom= C15 /f600 (13)
Glm/Glom = \600/60 ~ 3,162 (14)

Donde:
* o, Y ©,, representa las desviaciones

estandar de las variables medidas en ventanas
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de 1 minuto y de 10 minutos.
o, representa la variable medida en pasos de
1 segundo.

Se puede observar en la Tabla 1, que la expresion
(14) se cumple para las primeras dos interconexiones
con bastante exactitud pues: 18/5,7 = 3,167 'y
22,8/7,3=3,13.

Por otra parte, en la referencia [11] se plantea
que el valor de ¢, se calcula a partir de la raiz media
cuadratica de las variaciones de frecuencia del
sistema eléctrico de potencia, medidas en ventanas de
un minuto en un periodo de un afio. En la Tabla 2,
se puede apreciar valores de €, calculados con este
método para diferentes sistemas.

Tabla 2: Valores de ¢, en funcién de la raiz media cuadritica
de las desviaciones de la frecuencia (referencia [11])

Control Areas East West ERCOT
Bound ¢

(mHz) 18,0 22,8 20,0
Measured RMS(Af) 85 6.5 12.0
(mHZ) 9 9 9

En la Tabla 3, se tabulan las razones &/ RMS (Af)
(denominadas factores de afectacion) para cada uno
de los sistemas, apreciandose que el sistema Oeste
de los Estados Unidos de Norteamérica, posee el
mayor factor de afectacion de todos los expuestos
y, asi mismo, la menor raiz media cuadratica de las
desviaciones de la frecuencia. Todo lo contrario
ocurre con el sistema ERCOT de Texas.

Tabla 3: Relacién entre la raiz media cuadratica de las
desviaciones de la frecuencia y los factores de afectacion

Areas de Control Oeste Este ERCOT
RMS (Af) (mHz.) 6,5 8,5 12,0
Factor de Afectacion 3,51 2,12 1,67

De acuerdo con lo visto hasta el momento, para
determinar el valor de ¢ correspondiente al sistema
eléctrico del Ecuador, se debe analizar, en primer
lugar, la raiz media cuadratica de las desviaciones
de la frecuencia del sistema. Utilizando el software
AVC_CPS [21] se determind la raiz media cuadratica
de las desviaciones de la frecuencia, tomando como
data los valores correspondientes a los 6 primeros
meses del afio 2008. Segun los resultados obtenidos
del AVC CPS, la raiz media cuadratica de las
desviaciones de la frecuencia en el sistema eléctrico
ecuatoriano resulta ser igual a 21,46 mHz. La Fig. 1,
ayuda a comprender visualmente estos resultados.
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Figura 4: Valores RMS de las desviaciones de la frecuencia en
el sistema eléctrico del Ecuador.

Mes RMS(Af) (mHz)
enero 22,718
febrero 22,628
marzo 21,566
abril 21,249
mayo 20,035
junio 20,073
total 21,460

Tabla 2.3.5: Valores de ¢,y ¢, obtenidos para el sistema
eléctrico del Ecuador

mibn 1 (v ]
s 1824005 || 0.2051
A G004 | 0, 000606
madian | Se+004 | 0.0001891
e 1] Z.501e-005
std S.1968+004 |[ | 0.0009354
range 1.8 4005 | 0.2051

Figura 1: Valores de las desviaciones de la frecuencia elevados
al cuadrado.

Si se calcula la raiz cuadrada del promedio de
los valores mostrados en la Fig. 1, se obtiene la raiz
media cuadratica de las desviaciones de la frecuencia
en el sistema eléctrico ecuatoriano. Con una raiz
media cuadratica igual a 21,46 mHz. Dado que a
menor raiz media cuadratica de las desviaciones de la
frecuencia es mayor el factor de afectacion segun se
aprecia para los ejemplos planteados y con el objetivo
de estimar un valor de ¢ adecuado para el sistema
eléctrico ecuatoriano, en el presente articulo se
propone considerar un factor de afectacion cuya valor
esté entre 1.4 y 1.67. De esta manera ¢ estara entre 30
mHz y 36 mHz. En la Fig. 4, se muestran los valores
de la raiz cuadratica media de las desviaciones de
la frecuencia en el sistema ecuatoriano, medidas
con ventanas de un minuto cada mes, desde enero a
junio de 2008. La estabilidad en el valor confirma la
suposicion de considerar el evento como ergodico,
razon por la que la relacion entre ¢, y ¢,, cumple
con la ley de distribucion normal. Por lo tanto; y de
acuerdo con la expresion (14), para los valores de ¢,
calculados arriba, los valores de ¢, estaran entre 9.5
mHz y 11.5 mHz. En la Tabla 2.3.5 se resumen los
resultados obtenidos.
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Factor de Afectacion g mHz € mHz
1,4 30 9,5
1,67 36 11,5

3. VERIFICACION DEL CUMPLIMIENTO DE
LOS CRITERIOS CPS-1Y CPS-2.

Aunque gran parte de la literatura especializada
recomienda que para garantizar el cumplimiento del
Teorema del Limite Central se debe tomar un periodo de
analisis de un afio, en [5] se plantea que para la evaluacion
de los criterios CPS de la NERC se requiere de una base
de datos de mediciones tomadas en el sistema durante
al menos un mes. En el caso que se analiza se dispone
de una base de datos proporcionada por el CENACE,
correspondiente a los 6 primeros meses del afio 2008. No
toda la base de datos sirve para el analisis, desechandose
los dias en los que no existia una certeza de que la data
sea correcta. También se desecharon los dias en los que
los disparos de generacion fueron superiores al 80%
del valor de generacion del mayor generador del area,
de acuerdo a lo que dice la norma en [5] y [9]. La Fig.
3.1 muestra la data utilizada, la Fig. 2(a) se aprecia que
las desviaciones de la frecuencia oscilan alrededor de
cero, que es exactamente lo que se espera de un sistema
automatico que controla la generacion correctamente.
Como se puede observar en la Fig. 2(b), algo similar
ocurre con la diferencia de la transferencia por las lineas
de interconexion internacional. Es importante notar que
los valores de la diferencia de la transferencia oscilan
alrededor de un valor muy cercano a cero. Finalmente,
en la Fig. 2(c) se observa que el control trata de
mantener a la transferencia oscilando alrededor del valor
planificado.
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Figura 2(a): Desviaciones de la Frecuencia
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Figura 2(c): Transferencia Mediada Vs. Transferencia
Planificada

3.1. Verificacion del Criterio CPS-1

En la Fig. 3(a) y 3 (b) se muestra la verificacion del
criterio CPS-1 de la NERC.

~Corelacién entre Frecuencia y ACE-Limite CPS1

Media
—— Limita CPS1

T

~Corrlacion entre Frecuencia y ACE-Limite CPS1
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Figura 3 (a): Verificacién CPS-1 con g=36mHz.

~Cartelacian entre Frecuencia y ACE-Limite CPS1
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~Carrelacin entre Frecuencia y ACE-Limite CPS1

Figura 3 (b): Verificacion CPS-1 con g£1=30mHz.

Para cumplir el criterio CPS-1 es necesario que
el limite establecido por la norma (en rojo) esté por
encima del valor medio de la correlacion ACE Vs. Af
(en verde), a lo largo de todo el periodo de analisis.
Como se observa en la Fig. 3 el valor medio de la
correlacion ACE Vs. Af a lo largo de todo el periodo
de analisis es igual a 12 MW-dHz. Asi mismo se
observa que el limite establecido por la norma varia
a lo largo del periodo de analisis puesto que esta en
funcioén de los valores del factor BIAS fijados en el
sistema. De lo anterior se puede llegar a los resultados
que se exponen en la Tabla 6.




Tabla 6: Analisis del cumplimiento del criterio CPS-1

Cumple
Caso | ¢ mHz. CPS-1
A 36 Si
B 30 No

Como se puede observar en la Tabla 6, el sistema
eléctrico del Ecuador cumple con el criterio CPS-1 si
se toma la tolerancia de ¢, igual a 36 mHz. Aunque el
criterio CPS-1 esté influenciado tanto por el control
primario como por el control secundario, este criterio
tiene una relacién mas fuerte con el primer tipo de
control. De hecho, en [12] y [13] se establece que
el criterio CPS-1 es un buen indicador del estado
del control primario de la frecuencia. Si se toma la
tolerancia de ¢, igual a 36 mHz, se llega a la conclusion
de que el sistema ecuatoriano tiene un buen control
primario de la frecuencia, lo cual es logico si se
considera que el estatismo del sistema interconectado
Ecuador-Colombia es fuerte [20]. En el caso de tomar
la tolerancia ¢, igual a 30 mHz., la hipotesis de que se
cuenta con un buen control primario se mantiene de
todas formas, y la causa del incumplimiento estaria
mas bien relacionada con el control secundario. Esta
hipétesis se desarrollara mas adelante, cuando se
estudie el control secundario y los valores del BIAS
del sistema eléctrico del Ecuador.

3.2. Verificacion del Criterio CPS-2
En la Tabla 7 se muestra la verificacion del criterio
CPS-2 de la NERC para los dos casos de tolerancia

que se vienen analizando.

Tabla 7: Analisis del cumplimiento del criterio CPS-2 para
distintos valores de tolerancia

% de Limite
cumplimiento B}
Caso 810 de la tolerancia. OCPS. Zen Cumple
mHz. (nivel de % (nivel de CPS-2
confianza) confianza )
A 11,5 75,41 90 No
B 9,5 67,38 90 No

Como se puede observar, no se cumple el criterio
CPS-2 de la NERC para ninguno de los dos casos,
pues atn con tolerancias menos exigentes el nivel de
confianza esta un 14.6 % por debajo de la norma.

La Fig. 4 ayuda a visualizar este resultado.
Recordar que para que se cumpla el criterio CPS-2,
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el valor absoluto de los promedios del ACE tomados
en ventanas de 10 minutos (azul) debe de estar por
debajo de la tolerancia establecida por la norma
(rojo), al menos, en un 90 % de los casos.

-Walor absoluto de ACE en ventanas de 10 minutos-Tolerancia CPS2
80 T T T

— ACE-10m H H H
Talerancia

70f--

60

____________________________________________________

Figura 4: Verificacion CPS-2 para ¢, = 11.5 mHz.

En [12] y [13] se plantea que el criterio [CPS-2] de
la NERC es un buen indicador del comportamiento
del control secundario de frecuencia de un sistema.
Esto ratifica la hipotesis de que el incumplimiento
del criterio CPS-2 de la NERC en el sistema eléctrico
del Ecuador se solucionaria mejorando el control
secundario. Para lograr lo anterior es necesario
incrementar el valor del BIAS minimo de trabajo del
sistema ecuatoriano.

En la referencia [3] se plantea que una buena forma
de fijar el BIAS de un sistema es haciendo que este
factor sea igual al estatismo del area; es decir:

BIAS =3 1/3+D (3.2.1)

En la misma referencia se establece que en sistemas
de dos areas, cuando cada una de ellas fija el valor del
BIAS igual al valor de su estatismo, solamente el area
donde ocurre el desbalance de generacion actia para
llevar el ACE a cero. En caso de que las dos areas
fijen valores de BIAS por encima de su estatismo, el
control de la frecuencia sera mas rapido pero a costa de
un numero mayor de acciones de control. Si el BIAS
fijado es muy alto puede afectarse la estabilidad del
sistema. Por otro lado, si el BIAS fijado es menor que
el estatismo del sistema, puede haber una degradacion
del control de la generacion.

En las referencias [14 a 19] se plantea que la mejor
solucion para el problema de fijar el BIAS del sistema
es asignandole un valor cercano al de su estatismo. En
[18] se establece que fijar un valor para el BIAS igual



a la mitad del estatismo del sistema es inaceptable
porque perjudica el control. En [19] se muestra un
estudio de optimizacion en donde se establece que
el BIAS de un sistema debe ser igual al valor de su
estatismo. Tomando en cuenta todas estas referencias,
los autores de este estudio buscaron un valor minimo
de BIAS con el que se cumpla el criterio CPS-2 de la
NERC. La Tabla 8 muestra los resultados.

Tabla 8: Analisis del cumplimiento del criterio CPS-2 para
distintos valores minimos de BIAS asignados

BIAS
valor Nivel Limite Cumpl
minimo e, mHz. de CPS-2 (;]PSI—);
MW/Hz Confi.
100
CENACE 11,5 75,41 90 No
160 .
Estudio 11,5 92,21 90 Si
100
CENACE 9,5 67,38 90 No
160
Estudio 9,5 85,66 90 No

Como puede observarse en la Tabla 8, aumentando
el valor minimo del BIAS asignado en el sistema
ecuatoriano, de sus originales 100 MW/Hz a 160 MW/
Hz, se mejora ostensiblemente el control secundario
de la frecuencia. De hecho, si se toma la tolerancia
de ¢, igual a 11,5 dHz se cumple el criterio CPS-2.
Incluso con una tolerancia mas exigente, solo se esta
un 4,44% por debajo de la norma.

La Fig. 5 muestra como mejora el rendimiento
del control secundario aumentando el valor minimo
del BIAS asignado en el sistema eléctrico del
Ecuador. Es importante destacar el hecho de que
existe una mayor cantidad de valores del ACE
promediado en ventanas de 10 minutos (azul)
que cumplen con la norma (estar por debajo de la
tolerancia establecida), cuando se aumenta el valor
minimo del BIAS fijado en el sistema ecuatoriano
(valor original en verde y valor nuevo en rojo).
Adicionalmente se aprecia que el nivel de confianza
se acerca mucho al valor estipulado (0,9) cuando se
aumenta el BIAS

4. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES.
El valor de la raiz media cuadratica de las

desviaciones de la frecuencia en el sistema
eléctrico ecuatoriano es igual a 21,46 mHz.
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Figura 5: rendimiento del control secundario aumentando el
valor minimo del BIAS asignado en el sistema eléctrico del
Ecuador.

El valor de ¢, tolerancia necesaria para la
comprobacion del criterio CPS - 1, se estima
que debe estar entre 30 mHz y 36 mHz para el
sistema eléctrico del Ecuador.

Para el sistema eléctrico del Ecuador, el valor de
€,,» tolerancia necesaria para la comprobacion
del criterio CPS -2, se estima que debe estar
entre 9,5mHz y 11,5 mHz.

El criterio CPS-1 se cumple en el sistema
eléctrico del Ecuador, cuando la tolerancia g, es
igual a 36 mHz, lo cual refleja la existencia de
un aceptable control primario de la frecuencia
en el sistema eléctrico ecuatoriano.

En el sistema eléctrico ecuatoriano no se
cumple el criterio CPS-2 de la NERC pues
aun con la tolerancia menos exigente, el nivel
de confianza esta un 14.6 % por debajo de la
norma. Por lo tanto, en el sistema eléctrico del
Ecuador no se cuenta con un correcto control
secundario de la frecuencia en los periodos en
que se fijan valores del BIAS por debajo de
160 MW/Hz.

Para mejorar el control secundario es necesario




incrementar el valor del BIAS del sistema
ecuatoriano, para lo cual se requiere contar con
mas maquinas bajo el control del AGC.

*  Sisetoma la tolerancia ¢ jigual a 11,5 Hz y se
aumenta el BIAS minimo a 160 MW/Hz, se
cumpliria el criterio CPS-2.

 La herramienta AVC CPS constituye una
aplicacion que permite la verificacion del
cumplimiento de los criterios CPS de la NERC.

*  Para la verificacion de los criterios CPS de la
NERC, se recomienda tomar un intervalo de
analisis de un afio.

*  En este estudio se presentd un valor minimo
de BIAS para cumplir el criterio CPS-2. Se
recomienda realizar un estudio acerca del valor
optimo del BIAS para el sistema Ecuatoriano,
sobre la base de la simulacion de su sistema
AGC.

* Para la simulacion del sistema AGC del
CENACE se recomienda el trabajo en paralelo
de varios procesadores. Computadoras
personales resultan inadecuadas para la corrida
de la herramienta actualmente desarrollada
en el Centro de Investigaciones y Pruebas
Electro-energéticas CIPEL (La Habana, Cuba),
necesaria para este fin.
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