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[bookmark: _Toc417051062]INTRODUCCIÓN
Este informe tiene como objetivo proponer una metodología para evaluar la seguridad operativa del Sistema Interconectado Nacional de Nicaragua ante la incorporación de nuevos proyectos de generación conforme al Plan Indicativo de Expansión de Generación haciendo especial énfasis en la incorporación de recursos renovables principalmente plantas eólicas.
La consultoría tiene el siguiente alcance:
a. Definir y establecer la metodología de evaluación de la Seguridad Operativa del SIN ante la incorporación de los proyectos contemplados en el Plan Indicativo de Expansión de la Generación.  La metodología incluye, análisis de: Flujos de Carga en Estado Estable, Corto Circuito, Estabilidad Transitoria y Dinámica, Estabilidad de Voltaje con y sin contingencias, 
b. Identificar los refuerzos de transmisión necesarios para que se cumplan los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempeño (CCSD) establecidos en las reglamentaciones nacional y regional.
.
La integración de importantes capacidades de  Fuente de Energía no Convencionales Renovables (FENCR) dependerá no solo de la disponibilidad del recurso renovable sino principalmente de los siguientes factores:
· Tamaño del sistema de Potencia
· Composición de la canasta para la generación de energía eléctrica
· Variación de la demanda
· Limitaciones de espacio
· Aceptación de las comunidades
· Reglas del mercado
La integración influenciará inevitablemente la confiabilidad, estabilidad y control del sistema de potencia planteando retos importantes en aspectos tales como:
· Operación del sistema
· Requisitos para la conexión
· Infraestructura del Sistema de Transmisión
· Contribución a la firmeza del Sistema
· Ajuste de las reglas del mercado
Las FNCER como alternativas de expansión de generación traen consigo impactos en el largo plazo y en el corto plazo. 
En el largo plazo los impactos están más relacionados con la firmeza del sistema para garantizar la atención de la demanda bajo condiciones extremas de disponibilidad de los recursos primarios y los requerimientos de refuerzos del Sistema de Transmisión para llevar esta energía desde los centros con alto potencial de energías renovables a los Centros de carga.
 En el corto plazo están más relacionados con los factores que determinan la calidad y seguridad de la operación del sistema de potencia. Estos aspectos son:
· Pronósticos de generación intermitente a nivel horario o con menor resolución
· Regulación de tensión y manejo de potencia reactiva
· Desempeño en condiciones de bajos niveles de tensión causados por fallas externas a la planta
· Regulación primaria
· Efectos sobre la reserva rodante
· Efectos sobre la evolución de la frecuencia ante grandes desbalances de generación carga
El Informe está organizado en seis capítulos el primero hace una introducción del trabajo, el segundo capítulo define la metodología para determinar la seguridad operativa, el tercer capítulo describe los planes de expansión de generación y transmisión, el cuarto capítulo desarrolla en detalle el modelaje de las plantas eólicas, el quinto capítulo presenta la metodología para  el cálculo de la reserva,  en el sexto capítulo se muestra un referenciamiento internacional del cálculo de la reserva y en el séptimo capítulo se presentan los análisis de seguridad operativa aplicando la metodología propuesta
.
[bookmark: _Toc417051063]METODOLOGÍA
La metodología propuesta para el análisis de la seguridad operativa se sintetiza en las  etapas  ilustradas en la  Figura 1, etapas que son descritas  en detalle en los numerales 2.1 a 2.8 de este capítulo. Estas etapas son: 
1. Definir los objetivos  de los análisis de seguridad operativa 
2. Determinar los criterios de seguridad y desempeño del sistema Eléctrico de Nicaragua según la normatividad de Nicaragua
3. Determinar los criterios de seguridad y desempeño del Sistema Eléctrico Regional (SER) según el RMER
4. Actualizar los Sistemas de Información para realizar los estudios de seguridad operativa, para lo cual es necesario contar con una base de datos, con la información de generación, transmisión y demandas para todo el período de planificación de largo plazo, con resolución anual  conteniendo cada año períodos estacionales (verano e invierno). Esta base de  datos debe ser compatible con la usada en planeamiento operativo, siendo deseable tener una sola base de datos para garantizar la integralidad y consistencia de la información. La base de datos de planeamiento operativo debe tener resolución diaria, semanal y mensual
5. Definir las variables dominantes para los análisis de seguridad  operativa
6. Construir los escenarios a estudiar de seguridad operativa con base en la definición de las variables dominantes
7. Definir las subvariables de cada escenario
8.  Realizar los estudios desempeño del Sistema Eléctrico de Nicaragua tanto en estado estacionario como transitorio y dinámico para el horizonte de planificación y período de resolución seleccionados   en el punto 1. Estos estudios se realizan considerando Nicaragua aislado y conectado al SER.
9. Determinar con los resultados del punto 8 las estadísticas de cargabilidad de líneas y transformadores, los índices de confiabilidad y formular las alternativas de solución como pueden ser nuevas líneas y transformadores, compensación reactiva, cambios de equipos de interrupción por crecimiento de los niveles de cortocircuito que superen las capacidades instaladas, capacidades de intercambio con el SER y necesidades de obras para llevar su capacidad a 300 MW.
10. Cálculo de la evolución de la reserva operativa determinando el impacto que puedan tener las FNCER
   
[bookmark: _Toc417051064]Objetivos de la seguridad Operativa
Los objetivos de la seguridad operativa son:
· Determinar las medidas a ser adoptadas en la operación del Sistema de Potencia para preservar la calidad, seguridad y confiabilidad, para el horizonte de planificación que se defina: largo, mediano o corto plazo, identificando las restricciones eléctricas esperadas en la operación del Sistema Eléctrico de Nicaragua.
· Determinar la evolución de las necesidades de reserva operativa para garantizar los criterios de desempeño de la frecuencia
· Presentar la evolución esperada de la cargabilidad de los elementos de la red eléctrica y los límites de capacidad para la operación de las instalaciones, así como las violaciones a los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempeño.
· Proveer información y señales sobre las inversiones en generación y transmisión requeridas para mantener la calidad, seguridad y confiabilidad de la operación.
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[bookmark: _Ref414894814][bookmark: _Toc417043197]Figura 1. Metodología de seguridad operativa

[bookmark: _Toc417051065]Criterios de seguridad y desempeño del sistema de Nicaragua
De acuerdo con la Resolución Ministerial No. 001-03-2012 por la cual se da la Aprobación de la Normativa de Operación, en su Anexo Técnico se definen las condiciones de desempeño mínimo del sistema, las cuales deben ser consideradas en el desarrollo de los estudios de seguridad operativa.
[bookmark: _Toc417051066]Criterio de variación de frecuencia
En Condición de Operación Normal, el CNDC deberá tener como objetivo mantener la frecuencia dentro de un rango entre 59.8 y 60.2 Hz.
En condición de emergencia, el parámetro para el CNDC será mantener la frecuencia dentro de un rango 59.4 y 60.6 Hz por tiempo indefinido.
Para propósitos de diseño de equipos y unidades generadoras, los Agentes Productores deberán tener en cuenta que excepcionalmente la frecuencia podría sobrepasar 63.0 Hz y caer por debajo de 57.00 Hz, excepto para motores de mediana velocidad que deberán tener en cuenta en su diseño que podrá sobrepasar 62.5 Hz y caer por debajo de 58.00 Hz. La unidad deberá poder mantener estos valores extremos no menos de 10 segundos.
Las unidades generadoras deberán permanecer sincronizadas al SIN ante la ocurrencia de los eventos de frecuencia descritos en la Tabla 1.
[bookmark: _Ref414895497][bookmark: _Toc417043225]Tabla 1. Variaciones de frecuencia permitidas
	Rango de frecuencia (Hz)
	Tiempo

	59,8 - 60,2
	Por tiempo indefinido

	59 - 61
	Por 90 segundos

	58,5 - 62
	Por 30 segundos

	58 - 62,5
	Por 10 segundos

	59,4 - 60,6
	Condiciones de emergencia



[bookmark: _Toc417051067]Criterio de variaciones de voltaje
En Condición de Operación Normal, el CNDC deberá tener como objetivo mantener el nivel de tensión dentro de un rango del +/- 5% del valor nominal.
En condición de emergencia, el parámetro para el CNDC será mantener el nivel de tensión dentro de un rango entre +/- 10% del valor nominal.
Para propósitos de diseño de equipos y unidades generadoras, los Agentes Productores deberán tener en cuenta que excepcionalmente el voltaje de la red podrá desviarse del valor nominal +/- 20% durante un tiempo de 10 segundos. Deberá poder permanecer durante tres (3) minutos con una variación de la tensión entre el 10% y 20 % del valor nominal.
Las unidades generadoras deberán permanecer sincronizadas al SIN ante la ocurrencia de los eventos de voltaje de la Tabla 2.
[bookmark: _Ref414896143][bookmark: _Toc417043226]Tabla 2. Variaciones de voltaje permitidas
	Criterio
	Rango
	Tiempo

	Condiciones normales de Operación
	± 5%
	Indefinido

	Emergencia
	± 10%
	Indefinido

	Emergencia
	> 10% y < 20%
	3 minutos

	Emergencia
	± 20%
	10 segundos

	Voltaje reducido en barra de alta
	0,3 p.u.
	0,175 segundos

	Voltaje reducido en barra de alta
	0,7 p.u.
	1,5 segundos



[bookmark: _Toc417051068]Criterio de despeje de falla
Cualquier cortocircuito o falla en una línea de transmisión deberá ser liberado despejando solamente la línea afectada en un tiempo no mayor de 6 ciclos (Zona uno). Deberá haber tres niveles de respaldo en caso de fallas del equipo de protección de línea. Los tiempos de liberación de fallas de los niveles de respaldo serán:
a. 30 ciclos para el primer nivel de respaldo (Zona 2);
b. 120 ciclos para el tercer nivel de respaldo (sobrecorriente).
[bookmark: _Toc417051069]Criterio de reserva
Los requerimientos de reserva para condición de operación normal son los siguientes:
a. Reserva rodante: 5% de la demanda momentánea.
b. Reserva bajo AGC: 2.5% de la demanda momentánea. El modo de control del AGC, será determinado en conjunto por el CNDC y el EOR.
c. Error de intercambio: 5 MW.
Los requerimientos de reserva para condición de operación en emergencia son los siguientes:
a. Sin reserva rodante.
b. Error de intercambio: 5 MW
[bookmark: _Toc417051070]Esquema de desconexión por baja frecuencia
El esquema de desconexión por baja frecuencia utilizará relés de baja frecuencia, organizados en un esquema multietapas. Tanto la carga como el valor de frecuencia de cada etapa serán determinados por el CNDC de acuerdo a estudios al efecto. La primera etapa de desconexión y de las interconexiones internacionales será la que se defina a nivel del Mercado Eléctrico Regional y estará coordinada con el resto de los países interconectados.
La carga total inicialmente incluida en el esquema de desconexión por baja frecuencia corresponde al 60.1% de la carga del SIN.
El esquema de desconexión por baja frecuencia inicial consistirá de las ocho (8) etapas de la Tabla 3.
[bookmark: _Ref414896745][bookmark: _Toc417043227]Tabla 3. Etapas esquema de desconexión por baja frecuencia
	Etapa
	Frecuencia

	Etapa I
	59.30 Hz

	Etapa II
	59.10 Hz

	Etapa III
	59.00 Hz (Incluye en 58.90 Hz apertura de interconexiones internacionales)

	Etapa IV
	58.80 Hz

	Etapa V
	58.60 Hz

	Etapa VI
	58.45 Hz

	Etapa VII
	58.20 Hz

	Etapa VIII
	57.90 Hz



[bookmark: _Toc417051071]Criterios de la seguridad operativa del SER
El RMER establece los criterios de seguridad operativa para el SER que se muestran en la Tabla 4.
[bookmark: _Ref414897558][bookmark: _Toc417043228]Tabla 4. Criterios de seguridad operativa del RMER
	Criterio
	Descripción

	Criterios de Calidad
	Voltaje: 0.95 y 1.05 por unidad.
Frecuencia: (60 ± 1.65 σ) Hz donde σ = 0.03 Hz

	Criterios de Seguridad
	Criterio de Operación Normal: En condiciones de operación normal, el sistema debe: (a) permanecer estable, (b) la carga en todos los elementos debe ser igual o inferior a su capacidad operativa, y (c) no debe haber desconexión de carga.
Criterio de Contingencia Simple: (a) permanecer estable, (b) No deben producirse disparos en cascada, (c) el voltaje debe permanecer entre 0.9 y 1.1 por unidad, para cumplir lo anterior no se debe: Desconectar carga en forma automática y/o reducir la transferencia entre áreas.

	Criterios de Desempeño
	Criterio de Desempeño de la Regulación Secundaria: Operar el AGC en modo de frecuencia y control de intercambios.
El Error de Control de Área (ACE) debe ser menor al parámetro determinado a partir de la meta de desviación y del BIAS de respuesta.
Criterio de Desempeño de la Regulación Primaria: Todas las unidades generadoras existentes y futuras deben contribuir con la regulación primaria de frecuencia, por medio de la acción de los reguladores de velocidad.
La Reserva rodante deberá ser como mínimo del 5% de la demanda durante los períodos de demanda máxima, media y mínima



[bookmark: _Toc417051072]Sistema de Información
Se debe contar con un sistema de información actualizado y completo que contenga como mínimo la siguiente información:
· Pronóstico de la generación y la demanda 
· Las curvas típicas de las demandas horarias
· Planes de expansión de generación y transmisión
· Características de las unidades generadoras y equipos asociados 
· Parámetros de los modelos de los generadores, sistemas de excitación y sistema de control de velocidad; incluyendo los resultados de pruebas pertinentes que sustenten dichos parámetros
· Parámetros eléctricos de las líneas de transmisión, transformadores, interruptores, capacitores, reactores y todo elemento que afecte el comportamiento eléctrico de la red de transmisión
· Datos y ajustes de las protecciones
· Esquemas automáticos de desconexión de carga
· Diagramas unifilares de las instalaciones
· Programas de mantenimiento
· Indicadores de calidad: disponibilidad histórica, modos de falla, tasas de falla y reparación, etc.
La base de datos debe cumplir con las características de integralidad, unicidad con las base de datos operativas, flexibilidad y seguridad
[bookmark: _Toc417051073]Definición de variables dominantes
Las variables dominantes en el análisis de seguridad operativa son:
Demanda
Generación
Red de Transmisión
En esta etapa se debe considerar la descomposición temporal de la Figura 2.

[bookmark: _Ref414897800][bookmark: _Toc417043198]Figura 2. Descomposición temporal para el análisis de seguridad operativa

[bookmark: _Toc417051074]Construcción de escenarios
Para realizar el análisis de seguridad operativa se deben definir los escenarios de análisis basados en los pronósticos de demanda y en los planes de expansión de generación y transmisión como se muestra en la Figura 3.

[bookmark: _Ref414898050][bookmark: _Toc417043199]Figura 3. Definición de escenarios de análisis 

[bookmark: _Toc417051075]Definición de subvariables
Para cada una de las variables dominantes definidas se deben definir las subvariables a tener en cuenta como se describen en la Tabla 5.
[bookmark: _Ref414898297][bookmark: _Toc417043229]Tabla 5. Definición de subvariables
	Demanda
	Generación
	Transmisión

	Estacionalidad: 
verano e invierno
	Estacionalidad: 
verano e invierno
	Contingencias

	
	Variabilidad: 
Máxima
Media
Mínima
	

	Variabilidad: 
Máxima
Media
Mínima
	Contingencias
	Mantenimientos

	
	Mantenimientos
	



[bookmark: _Toc417051076]Variables a ser supervisadas
Se debe considerar la supervisión del voltaje en todas las barras de 230 kV y 138 kV, así como el flujo por las líneas de 230 kV y 138 kV; y la frecuencia en algunas barras del SIN.
[bookmark: _Toc417051077]Tipos de análisis
Para determinar condiciones límites de seguridad operativa y definir posibles refuerzos de transmisión  los análisis se harán en forma aislada y considerando las interconexiones con el SER con transferencias de hasta 300 MW en los sentidos de norte a sur y de sur a norte. O con la capacidad máxima de la línea SIEPAC.
La forma más precisa y deseable es modelar en detalle el SER en forma completa, sin embargo dada la dificultad de obtener esta información para el período de planificación de largo plazo y lograr mayor velocidad en los análisis se pueden hacer equivalentes sencillos donde se refleje tanto para la zona Norte como la Sur la demanda y generación total de cada una de las zonas y con el apropiado desbalance generación-demanda de cada zona, con el cual se simule el intercambio con el SER. Para efectos de tener una respuesta adecuada tanto estado estacionario, como en estado  transitorio y dinámico y además considerar las contribuciones de corto circuito de cada una de las zonas, el generador equivalente de cada zona se debe representar por las reactancias subtransitorias y transitorias calculadas con los equivalentes de corto circuito en los nodos frontera y con la inercia equivalente de la generación de cada zona. 
[bookmark: _Toc417051078]Estudios de flujo de carga
El análisis de estado estable permite evaluar las condiciones de seguridad con que opera el SIN, bajo situaciones normales de operación y en contingencia.
Se deben realizan los flujos de carga bajo condiciones normales de operación y ante contingencia para los periodos de demanda máxima, media y mínima, considerando escenarios de invierno y verano con el fin de observar las tensiones en las barras y cargabilidad de los equipos del sistema, además de las pérdidas de potencia en el SIN.
Con el fin de reflejar la operación económica del sistema se deben seleccionar despachos de generación definidos mediante simulaciones con el SDDP para diferentes condiciones de demanda y escenarios hidrológicos, así mismo se deben considerar casos extremos como máxima generación eólica para representar esta condición que se puede presentar en verano y  máxima generación hidráulica en invierno. Así mismo, condiciones de máximos intercambios con el SER
En todos los casos se debe asegurar, tanto en condiciones normales como en contingencia, que las tensiones, límites de potencia activa y reactiva de los generadores y límites de corriente por las líneas y transformadores estén dentro de los límites establecidos en la Normativa de Operación tanto de Nicaragua como del SER.
[bookmark: _Toc417051079]Estudios de análisis de fallas y corto circuito
Se deberán realizar cálculos de cortocircuitos trifásicos, bifásicos con y sin contacto a tierra y monofásicos en todos los nodos de la red en 230 kV, 138 kV y 69 kV con la norma IEC60909.
Se determinarán entonces las corrientes de falla en los elementos de transmisión, las corrientes de secuencia negativa que circularán por los generadores, las corrientes de secuencia cero en neutros de transformadores de potencia conectados a tierra, y los niveles de falla en cada uno de los nodos de la red.
[bookmark: _Toc417051080]Estudios de estabilidad transitoria y dinámica
Estudios de estabilidad dinámica
En los estudios de estabilidad dinámica se evaluará la respuesta del sistema eléctrico frente al impacto de contingencias dinámicas de diferente grado de severidad y verificar el cumplimiento de los criterios de desempeño mínimo definidos para la operación dinámica.
Este estudio permite evaluar la efectividad del Esquema de Desconexión de Carga por Baja Frecuencia y las necesidades de reserva operativa.
Estudios de estabilidad transitoria
Los estudios de estabilidad transitoria se deben realizar para evaluar la estabilidad angular de los generadores del SIN, luego de simular cortocircuitos en la red de transmisión.
El objetivo es analizar la pérdida de sincronismo de las unidades generadoras, para lo cual se debe:
· Determinar los tiempos críticos de despeje de falla de los generadores para fallas trifásicas en la red de transmisión.
· Verificar la compatibilidad de los tiempos de operación de las protecciones del sistema eléctrico en el despeje de fallas, con los requerimientos derivados de la preservación del sincronismo de los generadores.
El tiempo crítico se define como el tiempo máximo de liberación de un cortocircuito sin que ningún generador pierda sincronismo. Este tiempo  se estimará para todas las contingencias por medio de simulaciones, donde la falla se despeja en diferentes instantes de tiempo, en pasos incrementales de 0.050 segundos.
Estudios de Estabilidad de Voltaje
Se deberá hacer un estudio para evaluar los márgenes de potencia reactiva nodales en el Sistema Interconectado Nacional ante fallas en el sistema de transmisión..
Para lo anterior, se construirán las curvas Q – V en los nodos donde sean necesarias de acuerdo con cada contingencia analizada.
[bookmark: _Toc417051081]Estudios de calidad de la potencia y armónicos
Estos estudios se deben realizar con el fin de validar si la conexión de nuevos proyectos puede afectar la red en cuanto al contenido de armónicos, especialmente la conexión de generadores eólicos.
En general hay dos formas en las cuales los generadores eólicos pueden generar armónicos:
•	Saturación de los generadores
•	Inyección de armónicos debido a la presencia de equipos de electrónica de potencia como arrancadores, convertidores de frecuencia etc.
Adicionalmente, las centrales eólicas pueden afectar la calidad de tensión del sistema por Efecto Parpadeo (Flicker), por esta razón deben cumplir la normatividad de factores de severidad establecidos en el estándar establecidos en el estándar IEC 61000-3-7, el cual define que:
Factor de severidad de corta duración debe ser mejor a 0.35 para diez minutos.
Factor de severidad de larga duración debe ser menor a 0.25 para dos horas.
[bookmark: _Toc417051082]Estudio de estabilidad de pequeña señal (análisis modal)
El estudio de la estabilidad de pequeña señal sirve para identificar los modos de oscilación existentes entre los elementos del sistema de potencia. Estos modos de oscilación pueden ser: locales o entre áreas, negativos o pobremente amortiguados con respecto a la estabilidad angular.
Un modo es una frecuencia de resonancia del sistema (frecuencia de oscilación natural del sistema) que es identificada por una combinación de su frecuencia de oscilación, amortiguamiento y diagrama de participaciones. El estudio de estabilidad de pequeña señal se divide en inestabilidad oscilatoria e inestabilidad no oscilatoria[footnoteRef:1]. [1:  ARIAS REYES PABLO DANILO. Análisis de la estabilidad en pequeña señal del Sistema Nacional Interconectado del Ecuador. Universidad de Cuenca, Ecuador, 2013.] 

[bookmark: _Toc417051083]Estudios de confiabilidad del sistema
Los estudios para evaluación de la confiabilidad deben tener en cuenta una gran cantidad de factores tales como:
· Tasas de falla, reparación y mantenimiento de las plantas y de los equipos de generación, transmisión y transformación.
· Incertidumbre en la demanda y en la disponibilidad de los recursos primarios de energía (i.e agua, carbón, gas, fuel-oil, etc.).
· Políticas de operación.
· Esquemas de protección y seguridad en casos de emergencia por ejemplo eyección automática de carga por baja frecuencia.
· Niveles de calidad en el servicio tanto en condiciones normales como de emergencia.
· Definición clara de las situaciones de emergencia.
· Posibilidad de racionamiento por bajo voltaje y por baja frecuencia.
· Niveles permisibles de sobrecarga en situaciones de emergencia.
Metodología para el cálculo de confiabilidad
En general los pasos para evaluar la confiabilidad de un sistema son los siguientes:
a. Definición de modos de falla
Estáticos: Son aquellos que tienen una duración de horas o días y su efecto se analiza desde el punto de vista de comportamiento en estado estacionario. En esta fase es importante definir criterios de contingencias tales como:
· Contingencias de circuito sencillo.
· Contingencias de doble circuito en la misma torre.
· Contingencias simultáneas de generadores y líneas de transmisión.
· Salidas múltiples de generación.
Estos criterios deben ser producto del análisis estadístico de la operación de cada sistema en particular y de la normatividad aplicable, siendo por ende de vital importancia la confiabilidad de la información de la operación real del sistema de Nicaragua.
Dinámicos. Una contingencia cambia el punto de operación del sistema de potencia, el nuevo punto de operación depende de la condición de prefalla, el tipo de falla y la acción de los elementos de control y protección del sistema.  Es necesario determinar la frecuencia, duración, probabilidad de ocurrencia y problemas que originan las distintas fallas.
b. Selección del modelo para cada elemento de generación, transmisión y transformación
c. Modelaje de la demanda
d. Simulación de la operación eléctrica
La simulación de cada uno de los estados estáticos es hecha usando flujos de carga y políticas de operación preestablecidas. Es de gran importancia que los despachos respondan a políticas de operación económica y se tengan en cuenta las limitaciones de energía, potencia activa y reactiva de cada una de las plantas.
En el caso de contingencias dinámicas es necesario usar también programas de estabilidad dinámica que tenga la opción de eyección de carga.
e. Cálculo de los índices de confiabilidad
Índices Determinísticos:
i. Máxima carga no suplida.  Consiste en determinar el máximo racionamiento calculado con las contingencias simuladas.
ii. Máxima energía no suplida.  Es similar a la anterior pero en lugar de expresar el índice en términos de potencia se expresa en términos de energía.
iii. Mínima cargabilidad de la red. Es la cargabilidad de menor valor de todas las contingencias simuladas. La cargabilidad de la red es definida como la máxima demanda que se puede suministrar, sin sobrecargar ninguna línea o transformador del sistema.
iv. Mínima capacidad de intercambio simultáneos.  La capacidad de intercambios simultáneos (CIS) de un sistema de potencia es la máxima potencia que puede importar al mismo tiempo las áreas deficitarias o la máxima potencia que pueden exportar las áreas con excedentes. El CIS es calculado para las diferentes contingencias y el mínimo CIS es tomado como el índice de confiabilidad.
v. Máximo flujo por una línea.  Este índice refleja el impacto de las contingencias sobre una línea en particular.
Índices Probabilísticos: Los parámetros básicos son la probabilidad y la frecuencia de falla en los puntos de carga del sistema, a partir de estos valores se calculan los diferentes índices.
Los más usados son:
· Valor Esperado de Racionamiento en la Barra k (VERP).
· Valor Esperado de Racionamiento de Energía en la Barra k (LOE)
· Tiempo Esperado del Corte de Carga (LOLE)
· Probabilidad de Pérdida de Carga (LOLP)
[bookmark: _Toc417051084]Resultados de los análisis
Cumplimiento de los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempeño
Capacidades Operativas de los principales elementos de la red
Límites de voltaje en los principales nodos de la red
Perfiles esperados del voltaje en las barras del sistema de transmisión, en condiciones normales y en estados de emergencia
Estrategias para el control de voltaje
Curvas Q-V
La estabilidad del sistema ante grandes y pequeñas perturbaciones
Niveles de falla en los nodos de la red
Tiempos críticos de despeje de fallas en la red
Recomendaciones para modificar fechas de entrada de proyectos
Necesidades de compensación reactiva en la red
Esquemas de desconexión de carga por baja frecuencia y bajo voltaje
Reservas para regulación primaria y secundaria de la frecuencia
Generación obligada
Los límites de transferencias de potencia entre las áreas
Restricciones eléctricas y operativas en el sistema
Guías para la operación de instalaciones de la red
Consignas de operación
[bookmark: _Toc417051085]CALCULO DE LA RESERVA
[bookmark: _Toc375302629][bookmark: _Toc417051086]Marco Conceptual
Con el fin de disponer de elementos conceptuales para cumplir con los objetivos de esta consultoría se plantean los conceptos básicos de Regulación de Frecuencia (RF) explicando su función, las clases de regulación y los parámetros básicos de ajuste.
[bookmark: _Toc375302630][bookmark: _Toc417051087] Función de la Regulación de frecuencia
La regulación de frecuencia consiste en el mantenimiento dentro de límites establecidos de las variaciones en la frecuencia del Sistema de Potencia debida a desequilibrio entre la generación y la demanda. Estas variaciones se producen por errores en el pronóstico de la demanda y pronóstico de la generación de fuentes renovables tales como: pequeñas centrales hidroeléctricas, plantas solares, eólicas y de biomasa, intermitencia de las FENCR y por fallas en los componentes del sistema de potencia (generadores, transformadores y líneas de transmisión) (ver Figura 4). 

[bookmark: _Ref372280114][bookmark: _Toc375302722][bookmark: _Toc417043200]Figura 4. Balance de energía en un sistema eléctrico

La regulación de frecuencia tiene como función corregir dicha diferencia y restablecer el correcto valor de frecuencia, la cual se hace por varias funciones coordinadas como son la regulación primaria, la secundaria y la terciaria. Teniendo en cuenta el objetivo de esta consultoría las dos acciones principales que se tratan en este documento son la regulación primaria de frecuencia (RPF) y la secundaria (RSF): (ver Figura 5):
[bookmark: _Toc375302631][bookmark: _Toc417051088]Principales Clases de Regulación
La regulación primaria de frecuencia (RPF). Esta función se realiza a través de la acción automática y autónoma de los reguladores de velocidad de las turbinas de los generadores que están en línea. La RPF tiene la tarea de corregir automáticamente los desequilibrios instantáneos entre la producción y la demanda total de todo el sistema eléctrico. Por su naturaleza es una regulación de tipo proporcional así que nunca puede anular el error entre la frecuencia nominal y la real del sistema, buscando evitar que su desviación esté entre valores que no hagan actuar las protecciones del sistema que produzcan actuación del esquema de desconexión automática de carga (EDAC) afectando a los usuarios.
La regulación secundaria de frecuencia (RSF), Esta función puede actuar de manera automática con un software centralizado instalado en un centro de control comúnmente conocido como (AGC), que le envía pulsos a los generadores habilitados para esta función, con el fin de variar su salida de potencia para llevar la frecuencia al valor objetivo (60 HZ), o puede ser también manual con instrucciones del operador del centro de control a los operadores de las centrales de generación habilitadas para la RSF, quienes, a través de la variación en la carga de las unidades de generación tiene la tarea de anular el error de frecuencia y restablecer la reserva rotante en el sistema a los valores normales.

[bookmark: _Ref372365166][bookmark: _Toc375302723][bookmark: _Toc417043201]Figura 5. Niveles del control de frecuencia
El control de frecuencia debe conseguir que:
· Se mantenga el equilibrio entre generación y demanda
· Se mantenga la frecuencia de referencia en el sistema
· Se cumplan los compromisos de intercambio de energía con las áreas vecinas
· Se mantenga la suficiente energía de reserva
[bookmark: _Toc375302632][bookmark: _Toc417051089]Parámetros de Ajuste
[bookmark: _Toc375302633]Estatismo
El estatismo permanente es la relación, con signo negativo, entre la variación de frecuencia y la correspondiente variación en la potencia producida por efecto del regulador de frecuencia. El valor de estatismo determina cuanto varia la carga del generador por efecto del error de frecuencia.
Para permitir que varios generadores participen en el control primario de frecuencia dentro de un mismo sistema, se aplica en cada uno de ellos una característica frecuencia-potencia en régimen permanente negativa, como se muestra en el diagrama de control de la Figura 6.
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[bookmark: _Ref372366140][bookmark: _Toc375302724][bookmark: _Toc417043202]Figura 6. Diagrama de bloques de un regulador primario con estatismo
Dónde:

La constante R es la que determina la característica del regulador en régimen permanente. La constante R se conoce como estatismo de un generador, y es igual a la relación entre el incremento relativo (por unidad) de velocidad  y el incremento relativo de potencia de salida .

Donde,
 es la frecuencia en régimen permanente sin carga (en vacío)
 es la frecuencia en régimen permanente a plena carga
 es la frecuencia nominal
En la Figura 7, el estatismo es la pendiente de la característica frecuencia/potencia cambiada de signo.
[image: ]
[bookmark: _Ref372366881][bookmark: _Toc375302725][bookmark: _Toc417043203]Figura 7. Característica de un control primario con estatismo
La presencia del estatismo provoca la aparición de un error en la frecuencia en régimen permanente. La Figura 8 representa la respuesta dinámica de un sistema con control primario de frecuencia ante un escalón de carga. Este mecanismo permite la participación simultánea de varias unidades generadoras en el control primario de frecuencia.
[image: ]
[bookmark: _Ref372367895][bookmark: _Toc375302726][bookmark: _Toc417043204]Figura 8. Respuesta dinámica de un generador con estatismo[footnoteRef:2] [2:  P. Kundur Power system stability and control, Electric Power Research Institute, 1994.] 

Ejemplo
Por ejemplo para una unidad con una carga nominal de 100 MW y una frecuencia nominal de 60 Hz, una variación de frecuencia de 1 Hz (1,66%) va a producir las siguientes variaciones:
· 41 MW con estatismo 4%
· 55 MW con estatismo 3%
Normalmente el estatismo de las unidades térmicas tiene un ajuste entre el 2% y el 10%.
Cada unidad que participa en la regulación primaria de frecuencia siempre tiene que declarar el efectivo ajuste del estatismo. Para lo cual es muy importante en los mercados donde se remunera la RF se hagan pruebas con presencia de un tercero independiente que certifique el resultado de las mismas.
[bookmark: _Toc375302634]Tiempo de establecimiento 
Es el tiempo que transcurre desde la ocurrencia de una perturbación hasta que el valor de potencia de generación entra al rango de más o menos cinco por ciento (± 5%) del valor final. Este parámetro determina la velocidad de respuesta del regulador para responder en forma automática y por tanto su efectividad en el aporte de RPF.
[bookmark: _Toc375302635]Banda de participación
Es el valor máximo de la participación en la regulación de frecuencia que la unidad puede garantizar sin que su propio funcionamiento sea afectado por la variación impuesta desde la regulación. Este valor debería ser próximo a la máxima variación de la potencia de salida que la máquina pueda sostener y se puede obtener a través de pruebas rápidas y sencillas (ver Figura 9)
[image: ]
[bookmark: _Ref373577532][bookmark: _Toc375302727][bookmark: _Toc417043205]Figura 9. Gráfico de banda de participación[footnoteRef:3] [3:  CESI. Verificaciones sobre la capacidad de regulación de frecuencia y tensión y sobre los costos variables – Informe final. Contrato de consultoría OC (CESI n. 71/00496). 30 Diciembre 2002.] 

Normalmente la banda de participación tiene un ajuste entre el ±3% y el ±10% de la carga nominal de la unidad.
[bookmark: _Toc375302636]Banda muerta de regulación
Es el valor máximo en la desviación de frecuencia que no es controlado por el regulador de frecuencia. Normalmente este valor debería ser nulo. Sin embargo en el caso que la red tenga características oscilatorias y la unidad de generación sufra por la continua variación de carga se puede aceptar un valor de banda muerta no mayor de 0,1 Hz. Un valor aceptable debe estar entre 10mHZ y 30 mHZ.
Cada unidad que participa en la regulación primaria de frecuencia siempre tiene que declarar el efectivo ajuste de la banda muerta.
[bookmark: _Toc375302637]Carga máxima y carga mínima de la unidad
Son los efectivos valores de la carga en los cuales la unidad de generación puede trabajar por un tiempo indefinido, sin limitaciones en sus normales variaciones de carga, sin cambio en el modo de operación (por ejemplo cambio desde ciclo combinado a ciclo abierto por una turbina de gas) sin afectar el normal funcionamiento de la unidad. La determinación de este valor no debe de tener en cuenta consideraciones de conveniencia económica que se deben evaluar en diferente contexto.
Cada unidad que participa en la regulación primaria de frecuencia tiene que declarar diariamente, y para cualquier cambio que puede ocurrir también en el día, el efectivo ajuste de su carga máxima y mínima.
Esto es necesario para la definición de la efectiva reserva rotante presente en el sistema en cada momento, que se calcula como suma del efectivo margen de regulación primaria (y secundaria) de todas las unidades que participan en la regulación.
Para tener la máxima disponibilidad de reserva rotante (RR), las unidades que participan en la regulación de carga deben ser despachadas (Pd) en un valor de carga entre el máximo (Pmax) menos la banda de participación (Bp) y el mínimo (Pmin) más la banda de participación. Si la máquina acepta niveles de sobrecarga por tiempos cortos este Pmax es mayor que su capacidad nominal, algunos sistemas aprovechan este margen para usarlos como RPF, minimizando la desoptimización del despacho económico como es el caso de Colombia.


Para que una unidad de generación sea efectivamente capaz de contribuir a la regulación primaria de frecuencia tiene que:
· Tener disponible una banda de participación no inferior al ±3% de la potencia nominal;
· Cambiar su carga de la mitad del valor de participación en menos de 15 segundos y toda la banda en menos de 30 segundos.
[bookmark: _Toc375302638][bookmark: _Toc417051090]Distribución de carga entre generadores que realizan la RPF
El estatismo del control primario de frecuencia permite que varios generadores participen simultáneamente en dicho control. Sean dos unidades con estatismo R1 y R2 que responden a una variación de frecuencia Δf. La primera unidad variará su generación una cantidad ΔP1 = −Δf/R1 y la segunda ΔP2 = −Δf/R2. La unidad con menor estatismo (a la izquierda en la Figura 10) contribuye a la regulación primaria con mayor porcentaje de potencia respecto a su potencia nominal, y la que tiene mayor estatismo (a la derecha en la Figura 10) contribuye con menor porcentaje de potencia. Si varias unidades en paralelo tienen el mismo estatismo, todas ellas contribuyen al control primario de manera proporcional a su potencia nominal.
[image: ]
[bookmark: _Ref372578433][bookmark: _Toc375302728][bookmark: _Toc417043206]Figura 10. Reparto de la carga entre dos generadores con distinto estatismo

Ejemplo
Se supone un sistema con una demanda de 200 MW que es alimentada con dos unidades idénticas de 150 MW y de igual costo variable, e igual curva de calor, por tanto el despacho económico resultante es 100 MW para cada unidad. La unidad 1 tiene un estatismo de 3% y la 2 del 6%.
Si se presenta un evento en el cual la frecuencia cae un 1%( 0.6 Hz), la unidad 1 contribuirá con 33.33 MW y la 2 con 16.66 MW. Lo cual se calcula así:




[bookmark: _Toc375302639][bookmark: _Toc417051091]Potencia Regulante o BIAS del Sistema
Se puede definir como la característica compuesta de repuesta del sistema ante cambios de frecuencia, debida a la acción de la regulación primaria y el efecto sobre la demanda, como: 
B=1/R+D [MW⁄Hz]
Dónde:
B: Frequency Bias Setting, o factor de ponderación que pesa el apartamiento de frecuencia para proveer la regulación efectiva de área, expresada en MW/Hz.
R: estatismo equivalente del sistema.
D: Coeficiente de amortiguamiento de la carga con la frecuencia
Para el anterior ejemplo si se considera un D de 1% es decir 2 MW por cada 0.6 Hz, nos da una potencia regulante de 86.66 MW/HZ u 8.66 MW/0.1HZ
En la práctica, B oscila entre 5 y 15 porciento.
Es importante notar que la potencia regulante de la red solo tiene un valor constante alrededor del punto de operación, esto es para pequeñas variaciones de la frecuencia, ´por tanto es más correcto hablar de B en MW⁄(0.1 Hz).
[bookmark: _Toc375302640][bookmark: _Toc417051092]Regulación secundaria
Ante cualquier variación de carga, la acción de control de la regulación primaria permite recuperar el balance entre potencia consumida (incluyendo pérdidas) y potencia demandada, pero no logra resolver dos efectos no deseados:
· La frecuencia queda desviada respecto a la de referencia.
· El reparto del incremento de carga entre los generadores queda determinado por sus estatismos, por lo que en general no se cumplirán los flujos de potencia programados entre áreas.
El objetivo de la regulación secundaria, ejecutada a través de un sistema de control denominado Control Automático de la Generación (AGC, Automatic Generation Control) es corregir estos dos efectos, devolviendo al sistema a la frecuencia de referencia y manteniendo los flujos de potencia programados.[footnoteRef:4] [4:  P. Kundur Power system stability and control, Electric Power Research Institute,1994.] 

[bookmark: _Toc375302641]Control automático de generación
Con el fin de representar un sistema de dos áreas con control automático de generación, se representa cada área mediante un único generador equivalente, que engloba el efecto de todos los generadores del área correspondiente con sus respectivos sistemas de control; y se encuentran unidas por una línea de transmisión.
Entonces, una variación de carga en el área uno se traduce, después de la actuación del control primario, en una variación de la frecuencia del sistema y en una variación del flujo de potencia activa entre las dos áreas. Si el incremento  es positivo, provoca una reducción de la frecuencia y un incremento del flujo de potencia desde el área dos hacia el área uno. Este incremento de potencia representa la contribución del área dos al control primario.
Para eliminar el error de frecuencia y el error de flujo de potencia entre áreas, la regulación secundaria aplica una acción de control de tipo integrador sobre una combinación de ambos errores, tal como indica la Figura 11. La combinación entre ambos errores se realiza a través de una constante B. Estos valores reciben el nombre de Error de Control de Área (ACE, Area Control Error), que se puede escribir:


En general, la regulación secundaria no es realizada por todas las unidades de una misma área, sino únicamente por algunas. El Error de Control de Área representa el cambio requerido en la generación de cada área, y se expresa habitualmente en unidades de MW aunque no tiene ningún significado físico. Su valor numérico depende de la elección de la constante B. Si bien cualquier valor positivo de B conduce en régimen permanente a la anulación de los errores de frecuencia y de intercambio de potencia, la magnitud de B es relevante para la evolución dinámica del sistema.
[image: ]
[bookmark: _Ref372404929][bookmark: _Toc375302729][bookmark: _Toc417043207]Figura 11. Sistema con dos áreas con control secundario[footnoteRef:5] [5:  P. Kundur Power system stability and control, Electric Power Research Institute, 1994.] 


REQUERIMIENTOS DE REGULACIÓN SECUNDARIA DE FRECUENCIA EN % DE LA DEMANDA
El margen mínimo de reserva para RSF, se determina en función del porcentaje para RPF asignado a aquellas máquinas con capacidad de regulación primaria de frecuencia, mediante la siguiente expresión:

Dónde:
 porcentaje mínimo de reserva para RSF
 porcentaje de reserva para RPF
 Estatismo equivalente del SENI, expresado en %
 Coeficiente de amortiguamiento de la carga con la frecuencia, en %.
Lo anterior muestra que el margen mínimo de RSF siempre debe ser mayor que el de RPF.
[bookmark: _Toc375302642]Parámetros característicos
Los parámetros característicos para el ajuste de la regulación secundaria de frecuencia de cada unidad son los siguientes:
Banda de participación: es el valor máximo de la participación en la regulación de frecuencia secundaria que la unidad puede garantizar.
Gradiente de participación: es el valor de variación de la carga que la unidad puede garantizar.
[bookmark: _Toc375302643]Requisitos de la regulación secundaria
Para que una unidad de generación sea efectivamente capaz de contribuir a la regulación secundaria de frecuencia tiene que:
· Tener disponible una banda de participación no menor del ±6% de la potencia nominal; la banda de participación secundaria es independiente de la banda de regulación primaria, la banda total de una unidad que participa a las dos regulaciones es por lo tanto la suma de las dos.
· Tener un gradiente de participación no inferior a:
· 8%/min de la carga nominal para unidades con caldera y turbina de vapor con alimentación en gas o Fuel Oil
· 8%/min de la carga nominal para unidades con turbina de gas;
· 2%/min de la carga nominal para unidades con caldera y turbina de vapor con alimentación en carbón;
· 1-5%/seg de la carga nominal para unidades hidroeléctricas;
· 8%/min de la carga nominal para unidades a combustión interna.
[bookmark: _Toc417051093][bookmark: _Toc375302677]Metodología para el cálculo de la Reserva (Regulación de Frecuencia)
La reserva operativa es necesaria para enfrentar los siguientes eventos o condiciones:
· La incertidumbre de los pronósticos de demanda, 
· La incertidumbre en los pronósticos de generación de las fuentes intermitentes ( eólicas, solares, filo de agua y plantas menores)
· Las desviaciones al programa de las unidades despachadas 
· La variabilidad de la generación eólica en tiempos de minutos
· Las salidas de generación y de transmisión que ocasionen pérdida de generación
Con el fin de calcular la Reserva para la Regulación de Frecuencia, se describe a continuación la metodología a aplicar.
[bookmark: _Toc417051094]Información básica
Demanda
Pronóstico de la demanda para diferentes periodos de demanda.
Determinación de la incertidumbre de los pronósticos junto con su valor esperado y los intervalos de confianza, es decir, la distribución de probabilidad de dicha variable.
[image: http://carleos.epv.uniovi.es/~carleos/docencia/teloydisren/descriptiva+probabilidad/l_edyp/lib_edyp_html/img787.png]
[bookmark: _Toc417043208]Figura 12. Ejemplo de distribución de probabilidad de la incertidumbre
En el Largo Plazo se propone definir cinco escalones de demanda para representar la curva de duración de carga.
[image: ]
[bookmark: _Toc417043209]Figura 13. Modelación de la demanda por bloques
En el Corto Plazo se debe contar con el pronóstico de la curva horaria de carga.
[image: ]
[bookmark: _Toc417043210]Figura 14. Curva de carga horaria de un día laboral

Generación
Se deben calcular:
· Los despachos futuros.
[image: ]
[bookmark: _Toc417043211]Figura 15. Despacho futuro para un año

· La incertidumbre del despacho en cada escenario
· La incertidumbre de salida forzada de generación
· La incertidumbre de Corto Plazo de las plantas de fuentes no convencionales de energía renovable (eólicas)
[bookmark: _Toc417051095]Calculo del costo marginal con diferentes niveles de reserva
Con el SDDP se puede calcular el costo marginal para diferentes niveles de reserva, esto es, 0%, 3%, 5%,6%, 7%,8%,9% y 10% de reserva de generación, con el fin de comparar la diferencia en los costos y los despachos de cada escenario.
[bookmark: _Toc417051096]Comportamiento dinámico del sistema
Se debe analizar el comportamiento dinámico del sistema ante diferentes contingencias de generación.
[bookmark: _Toc417051097]Cálculo de la reserva rodante con base en el criterio definido
El criterio se clasifica en determinístico y probabilístico.
Criterio determinístico
La Reserva Rodante debe considerar:





Para efectos de planificación se sugieren los siguientes parámetros, los cuales deben ser actualizados por el equipo planificación  anualmente con base en la información estadística obtenida de la operación y colocando metas de mejora en los parámetros que esto sea factible como son los errores en los pronósticos de la demanda y de la generación de las FENCR.
RR por demanda = 3% la demanda
RR por variación en un minuto de la generación eólica= 5,26% la generación eólica (éste valor fue tomado de información histórica ver Tabla 6).
[bookmark: _Ref416983099][bookmark: _Toc417043230]Tabla 6. Variaciones por minuto de las plantas eólicas
	Planta
	Capacidad (MW)
	Desviación Estándar (MW)
	%

	Amayo I
	23,1
	0,743
	3,21645022

	Amayo II
	39,9
	0,475
	1,19047619

	Blue Power
	39,6
	0,832
	2,1010101

	Eolo
	44
	0,817
	1,85681818

	Alba Rivas
	39,6
	2,04
	5,15151515

	Total
	186,2
	4,907
	2,63533835




RR por error medio del pronóstico eólica = 10% del despacho de las eólicas.
RR unidad más grande de generación = 50 MW Planta de Nicaragua, para el año 2016 a 2019 se toma 36 MW que corresponde a San Jacinto y a partir del 2021 la unidad más grande será Tumarí (110 MW).
10 × Bias × (60 - Frecuencia de la primera etapa del EDAC) = 10 * 5.3 * (60-59,3) = 37.10 MW
En la Tabla 7 se presenta la reserva rodante resultante para el período 2015 - 2024, suponiendo en el verano 100% de generación eólica y en el invierno 50%. Para los casos que la reserva rodante resulte menor a 5% se ajusta a 5%:
En la Tabla 8 se realiza el ejercicio considerando el BIAS del SER pero teniendo en cuenta solamente la regulación que pueda dar el sistema en forma natural para mantener la frecuencia entre 59.8 Hz y 60.2 Hz.


Metodología de evaluación de la seguridad operativa del Sistema Interconectado Nacional de Nicaragua
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[bookmark: _Ref416983394][bookmark: _Toc417043231]Tabla 7. Evolución de la reserva rodante
	Período
	Verano 2015
	Invierno 2015
	Verano 2016
	Invierno 2016
	Verano 2019
	Invierno 2019
	Verano 2021
	Invierno 2021
	Verano 2024
	Invierno 2024

	Demanda máxima
	691,00
	677,18
	720,00
	705,60
	816,00
	799,68
	887,00
	869,26
	1005,26
	985,15

	Generación de eólica
	186,20
	93,10
	249,20
	124,60
	249,20
	124,60
	249,20
	124,60
	249,20
	124,60

	Error pronóstico demanda
	20,73
	20,32
	21,60
	21,17
	24,48
	23,99
	26,61
	26,08
	30,16
	29,55

	Error pronóstico generación eólica
	18,62
	9,31
	24,92
	12,46
	24,92
	12,46
	24,92
	12,46
	24,92
	12,46

	Variación por minuto de la generación eólica
	9,79
	4,90
	13,11
	6,55
	13,11
	6,55
	13,11
	6,55
	13,11
	6,55

	Unidad más grande
	50,00
	50,00
	36,00
	36,00
	36,00
	36,00
	110,00
	110,00
	110,00
	110,00

	Bias  MW/0,1 HZ
	5,30
	5,30
	5,30
	5,30
	5,30
	5,30
	5,30
	5,30
	5,30
	5,30

	Desbalance para que exista EDAC
	37,10
	37,10
	37,10
	37,10
	37,10
	37,10
	37,10
	37,10
	37,10
	37,10

	 Reserva MW
	62,04
	47,42
	58,53
	39,08
	61,41
	41,90
	137,54
	117,99
	141,09
	121,47

	Reserva %
	9%
	7%
	8%
	6%
	8%
	5%
	16%
	14%
	14%
	12%







[bookmark: _Ref417050885]Tabla 8. Evolución de la reserva rodante considerando el BIAS del SER
	Período
	Verano 2015
	Invierno 2015
	Verano 2016
	Invierno 2016
	Verano 2019
	Invierno 2019
	Verano 2021
	Invierno 2021
	Verano 2024
	Invierno 2024

	Demanda máxima
	691,00
	677,18
	720,00
	705,60
	816,00
	799,68
	887,00
	869,26
	1005,26
	985,15

	Generación de eólica
	186,20
	93,10
	249,20
	124,60
	249,20
	124,60
	249,20
	124,60
	249,20
	124,60

	Error pronóstico demanda
	20,73
	20,32
	21,60
	21,17
	24,48
	23,99
	26,61
	26,08
	30,16
	29,55

	Error pronóstico generación eólica
	18,62
	9,31
	24,92
	12,46
	24,92
	12,46
	24,92
	12,46
	24,92
	12,46

	Variación por minuto de la generación eólica
	9,79
	4,90
	13,11
	6,55
	13,11
	6,55
	13,11
	6,55
	13,11
	6,55

	Unidad más grande
	50,00
	50,00
	36,00
	36,00
	36,00
	36,00
	110,00
	110,00
	110,00
	110,00

	Bias  MW/0,1 HZ
	52,00
	52,00
	52,00
	52,00
	52,00
	52,00
	52,00
	52,00
	52,00
	52,00

	Desbalance para que exista EDAC
	104,00
	104,00
	104,00
	104,00
	104,00
	104,00
	104,00
	104,00
	104,00
	104,00

	 Reserva MW
	34,55
	33,86
	36,00
	35,28
	40,80
	39,98
	70,64
	51,09
	74,19
	54,57

	Reserva %
	5%
	5%
	5%
	5%
	5%
	5%
	8%
	6%
	7%
	6%
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Criterio probabilístico
Para cada mes del análisis se puede plantear la siguiente metodología:


Se selecciona el ajuste:



El costo de racionamiento se obtiene calculando primero las cantidades a racionar mediante análisis de estabilidad considerando el esquema de eyección de carga por baja frecuencia, una lista de contingencias de generación con una probabilidad asociada, tal como se indica en la tabla. 
El costo de la reserva se puede obtener con el modelo SDDP, como el incremento del costo marginal para diferentes niveles de reserva multiplicado por la demanda, El valor esperado será el promedio para cada una de las hidrologías
Para cada uno de los niveles de reserva y para los diferentes períodos de carga se obtiene la siguiente tabla y se selecciona la de menor costo siempre y cuando cumpla el criterio regulatorio 5% de RR y las restricciones de errores en los pronósticos de demanda y de la generación de las FENCR y las variaciones por minuto de las eólicas.



	Casos
	Probabilidad ocurrencia del caso
	Valor Esperado Costo de reserva
	Costo de racionamiento
	Valor Esperado

	1
	P1
	CRS1
	CRac1
	CRS1 + CRac1 *P1

	
	Pi
	CRSi
	CRaci
	CRSi + Crac i * Pi

	
	Pn
	CRSn
	CRacn
	 CRSn + CRacn * Pn

	Total
	



[bookmark: _Toc417051098]BENCHMARKING INTERNACIONAL DE LA REGULACIÓN REGIONAL VIGENTE RESPECTO AL SERVICIO DE REGULACIÓN DE FRECUENCIA
A continuación se presenta un resumen de los aspectos relevantes a la regulación de frecuencia según la experiencia internacional de los mercados de electricidad.
[bookmark: _Toc375302678][bookmark: _Toc417051099]Tipos de Reserva
En la mayoría de los sistemas se reconoce el rol de la regulación primaria, secundaria y terciaria. En varios mercados se trata de manera explícita reservas tanto rotantes como no rotantes (frías) con diferentes tiempos de respuesta (sincronización y puesta en marcha). Por ejemplo es usual requerir reservas no rotantes de puesta en operación en 10 minutos.
[bookmark: _Toc375302679][bookmark: _Toc417051100]Requisitos técnicos para la prestación del servicio de RPF o RSF
Lo más común en los mercados es que los requisitos técnicos para la regulación primaria de frecuencia se refieran a:
· Mantener el regulador en modalidad libre.
· Banda muerta.
· Estatismo.
· Tiempo de Establecimiento.
· Disponer de equipamiento para el monitoreo del servicio.
Por su parte lo más común en los mercados es que los requisitos técnicos para la regulación secundaria de frecuencia se refieran a:
· Cumplir los requisitos de RPF.
· Velocidad de toma de carga en MW/minuto.
· Equipamiento para el control manual o para la incorporación al control AGC.
· Disponer de equipamiento para el monitoreo del servicio.
[bookmark: _Toc197529289][bookmark: _Toc205197067][bookmark: _Toc375302680][bookmark: _Toc417051101]Remuneración del servicio de RPF o RSF
La RPF y RSF son, entre otros, parte de los denominados Servicios Auxiliares, que de acuerdo a la evolución de los mercados, los Servicios Auxiliares pueden ser:
· Opcionales.
· Universalmente obligatorios para un grupo de participantes del mercado.
· Obligatorios para un participante en particular.
Es común en los mercados que el servicio de regulación primaria sea una obligación para los generadores, sin remuneración por prestar el servicio (Argentina, Bolivia, Colombia, España), considerando que el mismo hace parte de los costos o del precio de oferta de la energía. En el caso en que un generador deba aportar mayor reserva respecto del margen que debería aportar, se reconoce para el mismo una compensación económica.
Es común en los mercados que el servicio de regulación secundaria sea opcional, con remuneración por la prestación del mismo.
[bookmark: _Toc375302681][bookmark: _Toc417051102]Prestadores del servicio de RPF o RSF
Tradicionalmente el servicio de RPF o RSF ha sido prestado por los generadores, en los mercados más desarrollados la demanda puede participar en la provisión de reserva para regulación mediante desconexión voluntaria de demanda.
[bookmark: _Toc197529287][bookmark: _Toc205197065][bookmark: _Toc375302682][bookmark: _Toc417051103]Costos u ofertas de precio para el servicio de RPF o RSF
En cuanto a la consideración económica de los servicios de RPF o RSF los mercados consideran o los costos o un esquema competitivo de precios para el mismos. Es un esquema de precios para proveer estos servicios es necesario considerar el grado de competencia en el mercado, de no existir la suficiente competencia se podría llegar a abusos de posición dominante lo que encarece el costo de estos servicios de manera injustificada.
Es relevante indicar que el hecho de que el mercado de energía sea un mercado de costos auditados de las unidades generadoras, no implica que para el servicio de RPF o RSF debe igualmente establecerse un mercado de costos.
De otra parte, en los esquemas de oferta de precios para los servicios de RPF o RSF, los precios pueden estar o no relacionados con los precios de energía, es decir, se oferta de manera completamente separada precios para la energía y servicios de regulación, o la oferta de estos servicios se relaciona con las ofertas o costos de la energía.
[bookmark: _Toc375302683][bookmark: _Toc417051104]Determinación del margen de Regulación
Tradicionalmente los márgenes de regulación de frecuencia los determina el operador del sistema mediante consideraciones técnicas y heurísticas basadas en la experiencia operativa. Recientemente se ha incorporado en varios mercados la determinación de dichos márgenes considerando criterios económicos, que balancean el sobrecosto operativo de la reserva versus los menores costos para la demanda por energía no suministrada o por deterioro de la calidad de la frecuencia.
[bookmark: _Toc197529286][bookmark: _Toc205197064][bookmark: _Toc375302684][bookmark: _Toc417051105]Programación del servicio de RPF o RSF
Existen diferentes métodos para efectuar el despacho de la RPF o RSF en los mercados. Los métodos tienen sus ventajas y desventajas asociadas considerando el rigor de la optimización para la operación eficiente del mercado, los resultados prácticos de la operación física y la complejidad de los mecanismos implementados para el efecto.

1. El despacho según una lista de mérito: puede estar basado en criterios técnicos, como desempeño de la respuesta, o considerar los precios o costos de la reserva de los participantes del mercado. 
Este esquema es de fácil entendimiento y fácil implementación, pero no lleva a soluciones óptimas dado el acoplamiento entre reserva y producción de energía.
2. Despacho secuencial: como una extensión de la lista de mérito, reconoce que la energía y las reservas utilizan los mismos recursos, es decir la limitada capacidad de generación que tiene cada unidad generadora del sistema, lo cual marca el acoplamiento existente entre estos dos productos.
En esencia, se define un orden de prioridad para cada uno de los productos. La capacidad de generación es reducida progresivamente mientras que los productos con más alta prioridad son despachados de tal recurso finito.
Si bien el despacho secuencial es un método que mejora el despacho por la lista de mérito, aún necesita mejoras para resolver los problemas de acoplamiento debido a las interdependencias de los productos.
3. El despacho conjunto: El despacho conjunto está basado en la formulación de un problema de optimización con restricciones típicas de un sistema de potencia y un mercado eléctrico. Este método proporciona un despacho conjunto coordinado de la energía y las reservas y llega a un punto óptimo de operación, dentro del marco de las restricciones operativas y de seguridad que considera el proceso.
Esta alternativa se reconoce como la de mayor eficiencia económica, menos costo del despacho, y es la meta que debería implementarse para la provisión reservas operativa para regulación de frecuencia. 
[bookmark: _Toc197529288][bookmark: _Toc205197066][bookmark: _Toc375302685][bookmark: _Toc417051106]Asignación de pagos del servicio de RPF o RSF
En principio, el costo de los servicios de RPF o RSF debe ser asumido por quienes son beneficiarios de los mismos. Los beneficiarios de estos servicios son los usuarios, ya que los mismos reciben el producto (energía eléctrica) de acuerdo con los niveles de calidad y seguridad requeridos, así como los generadores al permitirles operar de manera estable y con los niveles de calidad apropiados para sus equipos que les permite proveer y vender su energía en el mercado.
Es usual en los mercados que los servicios de RPF deben ser asumidos por los generadores, en tanto que los servicios de regulación secundaria sean trasladados a la demanda.
[bookmark: _Toc375302686][bookmark: _Toc417051107]Seguimiento del servicio e incumplimientos del mismo
Es normal en los mercados la necesidad de efectuar un permanente seguimiento a la prestación de los servicios de regulación de frecuencia, que incluye supervisión en tiempo real, ejecución de pruebas, e incluso aplicación de penalidades ante incumplimientos. Las sanciones por incumplimiento pueden incluir desde penalidades económicas hasta inhabilitación para la prestación del servicio, que se hacen progresivas según lo reiterado de los incumplimientos. 
[bookmark: _Toc375302687][bookmark: _Toc417051108]Descripción de las prácticas más usadas según la experiencia internacional para el servicio de RPF y RSF
A continuación se describe la experiencia internacional relevante en relación con la prestación del servicio de regulación de frecuencia.
[bookmark: _Toc197529297][bookmark: _Toc205197075][bookmark: _Toc375302688][bookmark: _Toc417051109]Argentina 
La frecuencia objetivo en Argentina es 50 Hz y se admite una desviación de ± 0.2 Hz.
Adicional a la reserva para regulación de frecuencia, Argentina cuenta con un esquema de Reservas de Corto Plazo que comprende además una reserva operativa de cinco (5) minutos y otra de diez (10) minutos, para garantizar el seguimiento de las fluctuaciones de la demanda, la operatividad del sistema eléctrico, la calidad del servicio y la capacidad de respuesta rápida en caso de contingencias menores. Estas reservas también son ofertadas por los generadores en un esquema similar al utilizado para la reserva para regulación secundaria de frecuencia.
REGULACIÓN PRIMARIA DE FRECUENCIA
· CAMMESA determina un % óptimo de regulación mediante un estudio (los valores se encuentran generalmente en el orden del 3%).
· Se asigna a todas las unidades igual proporción en este aporte.
· Es obligación de los generadores proveer el porcentaje óptimo, sin recibir retribución económica por el mismo.
· Cada generador está obligado a aportar el porcentaje óptimo de su generación despachada, con regulación propia o pagando a los generadores que regulan más que el óptimo.
· Los agentes consumidores pueden requerir un % superior al óptimo pagando a los generadores que lo aportan.
· El despacho de RPF se realiza junto con el predespacho y redespacho diario.

El Organismo Encargado del Despacho – OED – debe presentar a los agentes consumidores, como parte de cada programación estacional, un estudio que vincule el costo de enfrentar desbalances de distinta magnitud con el costo de la energía no suministrada asociada con no contar con la reserva suficiente para enfrentarlos.
El OED utiliza para ello un modelo de confiabilidad probabilística que simula la falla de los componentes del sistema eléctrico. El modelo calcula, en función de la disponibilidad de las máquinas y reserva para regulación, la energía no suministrada de corta duración por fallas aleatorias en los equipos. Cuanto mayor es la reserva rotante sometida a regulación, mayor es la desviación con respecto al despacho óptimo sin reserva y por tanto, mayor el costo de operación, pero menor el costo de falla. Al contrario, cuanto menor sea la reserva, si bien los costos de operación disminuyen, se incrementa el riesgo de falla de corta duración y su costo asociado.
Con base en los resultados obtenidos del modelo, el OED determina la curva Reserva de potencia – costo, calculado con el incremento en el costo de operación más el costo de energía no suministrada. El óptimo es aquel en el cual el costo total (igual a la suma del costo de operación más el costo de la interrupción probable) sea mínimo. 
REGULACIÓN SECUNDARIA DE FRECUENCIA
· El objetivo de la Regulación Secundaria es restablecer la frecuencia del Sistema al rango admisible y recobrar el nivel deseado de Regulación Primaria que haya sido utilizada.
· La provisión de este servicio es voluntaria.
· Los generadores deben ser habilitados por CAMMESA. 
· El despacho de este servicio lo realiza el Operador del Sistema después del despacho de la energía y Regulación Primaria. Su monto también lo determina el Operador, como un porcentaje de la demanda horaria del Mercado Diario y suele representar alrededor de un 1,5% de la reserva de operación calculada para cada período estacional.
· Se define un gradiente mínimo de 30 MW/minuto, y un tiempo mínimo de tres horas para mantener la provisión.
· Los generadores hidráulicos mensualmente ofertan un precio para RSF como un porcentaje del precio spot de la energía.
· Se asigna la reserva según un orden de mérito. 
· 1º - Centrales Hidráulicas: En orden creciente de precios 	ofertados.
· 2º - Centrales Térmicas: En orden creciente de sus Costos Marginales en el Mercado.
· Los agentes consumidores del Mercado Eléctrico pagan por el servicio un monto calculado mensualmente, igual a la sumatoria de la remuneración horaria de todas las horas del mes. En proporción a su demanda máxima.
[bookmark: _Toc150773540][bookmark: _Toc157475524][bookmark: _Toc181691885]PARÁMETROS TÉCNICOS REQUERIDOS
El OED como responsable de autorizar a las unidades para prestar el servicio de regulación de frecuencia, determina los parámetros técnicos requeridos en los equipos de control y de regulación de una máquina y/o central para llevar a cabo la Regulación Primaria o Secundaria.
Como requisito general para participar de la regulación de frecuencia, se exigen los siguientes rangos de frecuencia para la operación de los generadores:
	Operación
	Rango

	Sin desconexión instantánea del generador
	47.5 Hz a 52 Hz

	Para un período mínimo de 10 seg.
	47.5 a 48 Hz y 51.5 a 52 Hz

	Para un periodo mínimo de 20 seg.
	48 a 49 Hz y 51 a 51.5 Hz

	Sin límite de tiempo
	49 a 51 Hz



Todo generador que quiera participar con una de sus máquinas en la RPF debe cumplir con los siguientes requerimientos técnicos:
· Estatismo permanente ajustado entre el 4 y 7%. 
· Banda muerta inferior al 0.1% (±0,025 Hz). 
· Tiempo de establecimiento (necesario para ingresar en la banda de ±10% del valor final) del lazo de regulación de velocidad del orden de 30 segundos como máximo para máquinas térmicas y 60 segundos para máquinas hidráulicas. De ser mayores a estos valores quedará a criterio del Organismo Encargado del Despacho (OED) su aceptación y la aplicación de eventuales condicionamientos para su inclusión en el despacho de RPF. 
· Operar en Regulación Primaria de Frecuencia, sin ningún tipo de limitación, por lo menos dentro de la banda de la frecuencia de referencia en operación normal (50 Hz ±0,2 Hz).
[bookmark: _Toc157475526]REQUISITOS PARA PARTICIPAR EN LA REGULACIÓN SECUNDARIA
Para participar en la RSF una central debe cumplir con los siguientes requisitos.

· Las máquinas de la central con las que participará deben estar habilitadas para la RPF.
· Contar con un enlace en tiempo real con el OED.
· Disponer del equipamiento e instrumental definidos para RSF.
· Un grupo de centrales, pertenecientes a uno o más generadores, que estén habilitadas para RSF podrá participar en forma conjunta en dicha regulación si cuentan con un Control Conjunto Automático de Generación (CCAG) habilitado.
· En el caso de una central que no posea el equipamiento necesario para realizar la RSF en forma centralizada automática, o a través de un Control Conjunto Automático de Generación (CCAG), la Regulación Secundaria se realizará en forma centralizada y manual. 
[bookmark: _Toc157475529]DESPACHO DE LA REGULACIÓN SECUNDARIA DE FRECUENCIA (RSF)
Junto con los datos para la Programación Semanal de la primera semana de un mes, los Generadores deben informar para cada central hidroeléctrica habilitada y disponible para RSF su oferta de precio para dicho servicio durante las semanas consideradas pertenecientes al mes, expresado como un porcentaje del precio spot de la energía en el mercado.
Para toda central habilitada y disponible para RSF que no oferte o que oferte un valor superior al Porcentaje Máximo para Regulación Secundaria, el OED debe considerar como porcentaje requerido el tope dado por el Porcentaje Máximo para Regulación Secundaria.
El OED debe ordenar, según una Lista de Mérito, las centrales habilitadas y disponibles para RSF. 

· Centrales Hidráulicas: Se ubican en el primer lugar de la lista de mérito, ordenadas de menor a mayor de acuerdo al porcentaje del precio spot de la energía requerido como precio de la reserva para RSF. Ante dos centrales de igual porcentaje, se ordenan de mayor a menor de acuerdo a su gradiente de variación de potencia.
· Centrales Térmicas: Se consideran a continuación de las centrales hidroeléctricas. Se ordenan de mayor a menor de acuerdo a su costo marginal en el Mercado, calculado como el promedio ponderado de los costos marginales en el Mercado de las máquinas de la central habilitadas y disponibles resultado de sus Costo Variable de Producción, los combustibles previstos consumir y el factor de nodo asociado a la central.

Para cada hora, el OED debe en primer lugar buscar asignar la RSF a una central hidroeléctrica. Para ello debe tomar la primera central hidroeléctrica, de acuerdo al orden de la lista de mérito, que cuente con oferta de reserva restante disponible para RSF mayor o igual que el Requerimiento de Energía Regulante para RSF.
Si no se cuenta con ninguna central hidroeléctrica con la reserva necesaria, el OED debe buscar asignar a un grupo de centrales hidroeléctricas que cuente con Control Conjunto Automático de Generación (CCAG) habilitado.
Si en el orden de mérito de precio no se encuentra ninguna central hidroeléctrica o grupo de centrales hidroeléctricas con la reserva necesaria, el OED debe buscar asignar la RSF a una central térmica. Para ello debe tomar la primera central térmica, de acuerdo al orden dado por la lista de mérito, que cuente con reserva restante disponible para RSF suficiente para cubrir Requerimiento de Energía Regulante para RSF.
Si ninguna central hidroeléctrica, o conjunto de centrales hidroeléctricas o central térmica tiene la reserva necesaria, el OED debe requerir a cada central hidroeléctrica, o conjunto de centrales hidroeléctricas con CCAG o central térmica, en el orden dado por la lista de mérito, y disminuir su programa de generación para contar con más reserva y poder cumplir con la RSF.
Si ninguna central acepta el requerimiento, el OED debe establecer un valor de reserva menor y asignar la RSF a la central hidroeléctrica o conjunto de centrales hidroeléctricas con CCAG con mayor reserva restante disponible. En este caso, surgirá un déficit de regulación secundaria.
RESPONSABILIDAD POR EL SUMINISTRO
Cada generador asume como compromiso un aporte horario a la reserva para RPF dado por el Requerimiento Óptimo para Regulación Primaria (RORP) del área de despacho en que se ubica.
Este compromiso lo debe cumplir cada máquina hora por hora, ya sea suministrando por sí misma la reserva regulante correspondiente a dicho requerimiento óptimo o pagando por la reserva requerida que no aporta. Una máquina debe pagar la reserva que no aporta a la RPF si su reserva regulante es menor que la necesaria para cubrir el Requerimiento Optimo para Regulación Primaria de su área de despacho. Una máquina vende el excedente que aporta a su área de despacho si su reserva regulante despachada para el área es mayor que el Requerimiento Optimo para Regulación Primaria de dicha área.
Si el Porcentaje Estacional para Regulación Primaria resulta mayor que el correspondiente al Porcentaje Óptimo para Regulación Primaria, el costo de la reserva regulante adicional requerida es pagado por los agentes Distribuidores y Grandes Usuarios.
La participación en la regulación secundaria es voluntaria, pudiendo un generador habilitado decidir no participar. La reglamentación no establece un mínimo tiempo de respuesta, pero se considera que éste debe estar entre 10 y 15 minutos. Así mismo, no se determina cuánto tiempo debe continuar el servicio, una vez requerido. Se establece como mínimo gradiente de cambio de carga 30 MW/min.
Por sus características, en cada hora la RSF se asigna a una sola central o en forma conjunta a un grupo de centrales si las mismas cuentan con un CCAG habilitado. El servicio es remunerado por los agentes Distribuidores y Grandes Usuarios a través del cargo por Servicios Asociados a la Potencia.
[bookmark: _Toc150773543][bookmark: _Toc157475533][bookmark: _Toc181691888]MODOS DE CONTROL PARA LA REGULACIÓN SECUNDARIA
Los esquemas de control utilizados para la regulación secundaria de frecuencia son los siguientes:
· Centralizado, a través de control manual, cuando la central no cuenta con el equipo de Control Automático de Generación o el grupo de centrales no cuenten con un Control Conjunto Automático de Generación, que permita la habilitación del esquema centralizado automático. Se establecen las siguientes pautas para operar de este modo:
· El operador que efectúa la RSF deberá disponer de un registrador de frecuencia, de lectura directa y que en el mismo se hallen señalados los niveles de los Límites de Ajuste Inferior y Límite de Ajuste Superior, límites máximos en los cuales debe comenzar a actuar, y los niveles de Límite Inferior y Límite Superior que conforman la banda de variación de la Frecuencia.
· El operador que efectúa la RSF deberá disponer de un indicador o registrador en el que se visualice el valor total de la potencia generada y la disponible del grupo de unidades generadoras bajo su control y deberá estar informado de todos los eventos que pudieran ocurrir en los equipos que él comanda y que le limiten la posibilidad de cumplir eficazmente su cometido.
· Centralizado automático, cuando se cuenta con el equipo de Control Automático de Generación o con un Control Conjunto Automático de Generación para un grupo de centrales.
[bookmark: _Toc150773545][bookmark: _Toc157475534][bookmark: _Toc181691889]PRECIO DE LA RESERVA PARA REGULACIÓN PRIMARIA 
El precio de la RPF queda definido horariamente en el despacho de reserva regulante. Cada hora, en un área de despacho el precio de la RPF refleja la relación entre la demanda, dada por el Requerimiento Optimo para Regulación Primaria (ROR), y la oferta dada por la reserva regulante disponible para el área, a través de reserva regulante en máquinas térmicas y centrales hidroeléctricas del área y reserva regulante en capacidad libre de Transporte. Cuando surge un Déficit de Regulación Primaria Optima, se incrementa el riesgo de cortes por encima del óptimo económico por falta de reserva regulante para cubrir desvíos y se considera que la reserva óptima faltante la aporta la máquina falla.
Para un área de despacho en una hora, el Precio de la Energía para Regulación Primaria está dado por el precio spot de la energía en el área de despacho, o sea el Precio de Mercado o el Precio Local que corresponda, resultante de la generación y condiciones previstas en el despacho de reserva regulante.
Si surge déficit de Regulación Primaria Optima, el Precio de la Energía para Regulación Primaria está dado por el promedio entre el precio spot de la energía en el área de despacho, ponderado por la reserva regulante asignada, y el precio de la primera máquina falla, o sea el costo asignado al primer escalón de falla, ponderado con la reserva regulante faltante y un factor de impacto.
[bookmark: _Toc157475535][bookmark: _Toc181691890]PRECIO DE LA RESERVA PARA REGULACIÓN SECUNDARIA
Se define el Porcentaje Máximo para Regulación Secundaria como el valor máximo, referido como un porcentaje del Precio de Mercado, asignable para determinar el precio de la RSF. 
Este Porcentaje Máximo lo define la SECRETARIA DE OBRAS Y SERVICIOS PÚBLICOS con base en las condiciones de competencia que existen en el mercado para brindar el servicio de RSF, teniendo en cuenta la cantidad de centrales habilitadas y las restricciones de transporte existentes que puedan limitar su capacidad de aportar a esta regulación.
Para una hora, el Precio de la Energía para Regulación Secundaria está dado por un porcentaje del precio spot de la energía en el mercado que resulta en la operación diaria.
En las horas en que la RSF se asigna a una central hidroeléctrica sin necesidad de recurrir a reducir su despacho, el porcentaje está dado por el requerido por dicha central para realizar la RSF. En todos los otros casos, el porcentaje está dado por el Porcentaje Máximo para Regulación Secundaria.
[bookmark: _Toc150773546][bookmark: _Toc157475536][bookmark: _Toc181691891]REMUNERACIÓN Y PAGO DEL SERVICIO
Tal como se estableció anteriormente, la Regulación Primaria es una obligación de todos los generadores del mercado sin remuneración; sin embargo, no todas las centrales de generación pueden prestar físicamente el servicio y por tanto, aquellas que no lo suministren reconocen a aquellas que lo prestan la remuneración respectiva, la cual se ve reflejada en el precio de la energía. Si el Porcentaje Estacional para Regulación Primaria es mayor que el correspondiente al Porcentaje Optimo para Regulación Primaria, el costo de la reserva primaria adicional requerida es pagado por los agentes Distribuidores y Grandes Usuarios.
El servicio de Regulación Secundaria es remunerado por los agentes Distribuidores y Grandes Usuarios a través del cargo por Servicios Asociados a la Potencia.
[bookmark: _Toc197529296][bookmark: _Toc205197074][bookmark: _Toc375302689][bookmark: _Toc417051110]Chile
La frecuencia objetivo de cada sistema interconectado es 50 Hz, aceptándose en régimen permanente para el estado normal y de alerta, variaciones de ± 0.4%; es decir, un valor mínimo de 49.80 Hz y un valor máximo de 50.20 Hz, durante el 99% del tiempo de cualquier período de control o de medición semanal. En Estado de Emergencia, se aceptan desviaciones de la frecuencia de ± 1.0%; es decir, un valor mínimo de 49.50 Hz y máximo de 50.50 Hz durante el 99% del tiempo de cualquier período de control.
La normativa establece los estudios que deben ser realizados para la programación de la seguridad y calidad de servicio. Están determinadas las obligaciones para efectuar el Estudio de Control de Frecuencia y Determinación de Reservas, la cual establece que el Estudio de Control de Frecuencia y Determinación de Reservas debe tener una periodicidad al menos anual, tiene por objeto efectuar una verificación del cumplimiento de los estándares Seguridad y Calidad de Servicio (SyCS) a través de:
· La definición de los requerimientos de las reservas para el Control Primario y Secundario de Frecuencia, necesarias para cumplir con los estándares de SyCS de la norma.
· La correcta asignación de las reservas entre las diferentes unidades generadoras participantes de la regulación primaria y secundaria.
· La evaluación de la calidad y cantidad de recursos para el Control de Frecuencia.
· Las correcciones y ajustes necesarios a las políticas de seguridad operativa, toda vez que existan riesgos de incumplimiento de los estándares de SyCS.
Las unidades generadoras deben continuar operando sus unidades bajo la acción de su controlador de velocidad, para variaciones de frecuencia que estén dentro de los límites de operación en sobre y subfrecuencia, como se indica a continuación:
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DETERMINACIÓN DEL MARGEN DE RESERVA PRIMARIA
En cuanto a la determinación del margen de reserva para regulación primaria la norma define: “El nivel de reserva requerido para el Control Primario de Frecuencia con el Sistema Interconectado operando en Estado Normal, que permite cumplir con los estándares de SyCS establecidos en la presente Norma Técnica, será aquel que resulte consistente con la reserva óptima en sentido económico, entendiéndose por tal, aquella que surge de una solución que considere los mayores costos de producción derivados de la operación de las unidades generadoras fuera del óptimo económico, para mantener suficiente reserva para el Control Primario de Frecuencia, y los costos evitados de ENS de corta duración, en los que se incurriría de no contar con esa reserva”.

El estudio incluye las siguientes consideraciones:

· Uso de un modelo probabilístico que simula fallas y las variaciones intempestivas de la demanda. En función de la disponibilidad de las unidades generadoras y para un nivel de reserva dado, se calcula la energía no suministrada de corta duración causada por fallas aleatorias en las unidades generadoras.
· Se calcula el Costo de Falla de Corta Duración y el costo de operación correspondiente al nivel de reserva considerado.
· Se repite el cálculo para diferentes niveles de reserva, calculando en cada caso el Costo de Falla de Corta Duración y el costo de operación correspondiente. Cuanto mayor sea la reserva, mayor será la desviación del despacho óptimo sin reserva y mayor el costo de operación resultante, pero menor el Costo de Falla de Corta Duración.
· Con los resultados obtenidos se construye la curva que relaciona los distintos niveles de reserva para CPF, con el incremento en el costo de operación más el Costo de Falla de Corta Duración.
· El nivel óptimo de reserva para CPF, expresado como porcentaje de la capacidad de las unidades generadoras, será aquel para el cual el costo total sea mínimo, es decir, que minimice la suma del costo de operación más el Costo de Falla de Corta Duración.
DETERMINACIÓN DEL MARGEN DE RESERVA SECUNDARIA
Se define además el Control Secundario de Frecuencia (CSF) como la acción manual o automática destinada a compensar el error final de frecuencia resultante de la acción del CPF, que ejercen los controladores de velocidad de las unidades generadoras dispuestas para tal fin. El tiempo de respuesta de esta acción es del orden de varios minutos, no pudiendo exceder los 15 minutos, y a su vez debe ser sostenible durante 30 minutos. Es función del CSF restablecer la frecuencia del sistema a su valor nominal, permitiendo a las unidades generadoras participantes del CPF restablecer su producción de acuerdo al orden económico del despacho.
La reserva para el Control Secundario de Frecuencia (CSF) la establece la Dirección de Operación del CDEC en función del mayor error estadístico en la previsión de la demanda y de la mayor contingencia severa probable.
REQUISITOS PARA PARTICIPAR EN LA REGULACIÓN PRIMARIA
Todo generador que participe en el CPF debe cumplir con los siguientes requerimientos técnicos, los cuales serán tenidos en cuenta por la Dirección de Operación para autorizar su habilitación para RPF:
· Estatismo permanente ajustado entre el 4 y 10%, ajustable durante la operación de la unidad con carga, con excepción de las unidades a vapor, las cuales podrán requerir la máquina primaria para modificar el valor del estatismo.
· Banda muerta inferior al 0.1% (±0.025 Hz). 
· Tiempo máximo de establecimiento de 30 segundos para máquinas térmicas y 120 segundos para máquinas hidráulicas.
[bookmark: _Toc157475483]REQUISITOS PARA PARTICIPAR EN LA REGULACIÓN SECUNDARIA
· Únicamente se admite Control Secundario de Frecuencia manual cuando por razones técnicas, debidamente aprobadas por la Dirección de Operación, éste sea ejercido por una única unidad generadora del sistema. Cuando el CSF es realizado por varias unidades generadoras, debe hacerse a través de un AGC.
· Cuando un grupo de unidades generadoras o centrales eléctricas pertenecientes a un mismo propietario estén habilitadas para participar en el CSF, éstas podrán ejercer el CSF de manera conjunta, siempre y cuando dispongan de un controlador centralizado de generación que esté habilitado por la DO para ejercer esa función.
[bookmark: _Toc150773513][bookmark: _Toc157475484][bookmark: _Toc181691860]DESPACHO DE LA RESERVA DE FRECUENCIA
Para la programación semestral y para la elaboración del Estudio de Control de Frecuencia y Determinación de Reservas, los generadores deben declarar al CDEC el costo de prestar los servicios complementarios, dentro de los cuales se encuentran la Regulación Primaria y Secundaria de Frecuencia. Estos costos son tenidos en cuenta para la determinación de la programación de los recursos, tanto semestralmente como semanal y diariamente.
La asignación de la reserva primaria y secundaria se hace conforme al Estudio de Control de Frecuencia y Determinación de Reservas, realizado por la Dirección Operación del CDEC respectivo. La Dirección Operación debe determinar si asigna la reserva de manera uniforme a todas las unidades que participen del CPF o distribuirlo en un subconjunto de unidades generadoras.
Tal como se indicó anteriormente, la Dirección Operación debe determinar si asigna la reserva de manera uniforme a todas las unidades que participen del CPF o distribuirlo en un subconjunto de unidades generadoras. Sin embargo, todas las unidades generadoras son responsables por suministrar el CPF, compromiso que pueden cumplir con recursos propios o a través de otras unidades generadoras, siempre y cuando ésta sustitución sea posible, según lo establecido en el Estudio de Control de Frecuencia y Determinación de Reservas. 
La participación en la regulación secundaria es voluntaria, de acuerdo con la habilitación para ello dada por el CDEC. Para la programación semestral y para la elaboración del Estudio de Control de Frecuencia y Determinación de Reservas, los generadores deben declarar al CDEC el costo de prestar el servicio de Regulación Secundaria de Frecuencia.
[bookmark: _Toc150773515][bookmark: _Toc157475488][bookmark: _Toc181691862]MODOS DE CONTROL PARA LA REGULACIÓN SECUNDARIA
En el caso de que más de una unidad generadora participe o aporte al CSF, o se trate de una única central compuesta de varias unidades generadoras, cada una de éstas deberá estar integrada a un control centralizado de generación habilitado para cumplir con el CSF.
[bookmark: _Toc157475489]El Control Centralizado de Generación debe comprender:
· El Control Secundario de Frecuencia, que actúa en forma conjunta sobre la consigna de potencia de todas las unidades que están en operación y participando del CSF.
· El controlador es de acción integral o proporcional-integral.
· El gradiente de toma de carga por acción conjunta no deberá ser menor a 4 MW/min.

Únicamente se admite Control Secundario de Frecuencia manual cuando por razones técnicas, éste sea ejercido por una única unidad generadora del sistema. Cuando el CSF es realizado por varias unidades generadoras, debe hacerse a través de un AGC.
Cuando un grupo de unidades generadoras o centrales eléctricas pertenecientes a un mismo propietario estén habilitadas para participar en el CSF, éstas podrán ejercer el CSF de manera conjunta siempre y cuando dispongan de un controlador centralizado de generación.
REMUNERACIÓN Y PAGO DEL SERVICIO
La Regulación Primaria es una obligación de todos los generadores del Mercado sin remuneración; sin embargo, no todas las centrales de generación pueden prestar físicamente el servicio y por tanto, aquellas que no lo suministren reconocen a aquellas que lo prestan la remuneración respectiva, la cual se ve reflejada en los costos marginales y los precios de nudo del sistema.
La Regulación Secundaria es voluntaria; sin embargo, la remuneración asociada a la prestación de este servicio se ve reflejada en los precios de nudo y los costos marginales.
De acuerdo con lo anterior, los generadores obtienen la remuneración por los servicios complementarios, entre ellos la regulación de frecuencia, de los consumidores, a través de los contratos firmados con éstos, los distribuidores a través de los Precios de Nudo para la energía destinada a los usuarios regulados y a través de los contratos suscritos con éstos, para la energía destinada a los grandes consumidores y en el mercado spot, al costo marginal horario.
[bookmark: _Toc375302690][bookmark: _Toc417051111]España 
Por encontrarse el sistema eléctrico peninsular conectado al sistema europeo, los márgenes de variación de la frecuencia vendrán dados por las consignas emitidas por la UCTE para el mantenimiento de la frecuencia.
La frecuencia nominal del sistema español es de 50 Hz. Se consideran variaciones normales de la frecuencia aquellas comprendidas entre 49.85 y 50.15 Hz. En caso de funcionamiento en isla de una parte del sistema español y, por tanto, no conectado al sistema europeo, se procurará mantener la frecuencia dentro de esta banda. 
RESERVA DE REGULACIÓN PRIMARIA
La regulación primaria es un servicio complementario de carácter obligatorio y no retribuido aportado por los generadores acoplados, y tiene por objeto corregir automáticamente los desequilibrios instantáneos entre producción y consumo. Se aporta mediante la variación de potencia de los generadores de forma inmediata y autónoma por actuación de los reguladores de velocidad de las turbinas como respuesta a las variaciones de la frecuencia. La regulación primaria deberá mantenerse durante un tiempo de 15 minutos hasta que la actuación de la regulación secundaria recupere las consignas iniciales y restablezca la primaria utilizada. 
La reserva de regulación primaria deberá completar su actuación antes de 15 segundos desde el instante del desequilibrio generación-demanda si éste es de valor menor o igual a 1500 MW. En caso de valor superior a 1500 MW, la actuación del 50% de la reserva de regulación primaria deberá producirse antes de 15 segundos desde el momento del incidente y alcanzar linealmente el 100% de actuación antes de 30 segundos.
Para el conjunto del sistema europeo interconectado, la reserva mínima de regulación primaria establecida, RPT, debe ser activada en su totalidad ante desvíos cuasi-estacionarios de frecuencia iguales o superiores a 200 mHz.
La reserva de regulación primaria deberá soportar un desequilibrio instantáneo entre generación y demanda, por pérdida súbita de generación, de demanda o interrupción de intercambios internacionales, en el sistema UCTE equivalente al incidente de referencia establecido por la UCTE. 
Tras la actuación de la regulación primaria ante un desequilibrio de valor menor o igual al incidente de referencia, el desvío cuasi-estacionario de frecuencia no excederá en valor absoluto de 180 mHz, considerando un efecto autorregulador de la carga de 1%/Hz (reducción del 1% de la demanda por cada Hz de reducción del valor de la frecuencia). 
Antes del 31 de diciembre de cada año, el Operador del Sistema comunica a todos los agentes generadores y a los responsables de las zonas de regulación secundaria, los requerimientos de reserva de regulación primaria asignados por la Unión para la Coordinación del Transporte de Electricidad –UCTE- al sistema eléctrico peninsular español para el año siguiente. 
Cada uno de los sistemas interconectados debe colaborar con la reserva de regulación primaria establecida para el conjunto, en función de un coeficiente de participación, que se establece anualmente para cada uno de dichos sistemas. De este modo, para cada una de las áreas de control establecidas en el sistema europeo interconectado de la UCTE, la reserva de regulación primaria exigida (RP), en un año concreto, viene determinada por la siguiente expresión:
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Siendo:
E = Energía producida el año anterior por el correspondiente sistema nacional (incluidas las exportaciones y la energía producida en programa por los grupos participados). 
ET = Energía total producida el año anterior en el conjunto de los sistemas que componen el sistema síncrono interconectado europeo. 
RPT = Reserva mínima de regulación primaria establecida para el conjunto del sistema europeo interconectado. 
[bookmark: _Toc157475545]RESERVA DE REGULACIÓN SECUNDARIA
Es un servicio del sistema de carácter voluntario gestionado por mecanismos de mercado y prestado por una agrupación de unidades de producción habilitadas por el operador del sistema, que en conjunto, tienen capacidad de regular en respuesta a las órdenes del Operador del Sistema por medio de un sistema de control automático de generación (AGC) cumpliendo con los requisitos establecidos y permitiendo su evaluación desde un sistema de control de energía en tiempo real.
El comienzo de la actuación de la regulación secundaria no deberá demorarse más allá de 30 segundos y deberá tener la capacidad de mantenerse durante un tiempo de 15 minutos hasta que su uso neto sea sustituido por la regulación terciaria. 
Los objetivos de este servicio son anular los desvíos en cada instante respecto a los programas de intercambio y el mantenimiento de la frecuencia del sistema en su valor de referencia.
La regulación secundaria es realizada por zonas llamadas Zonas de Regulación, que son agrupaciones de unidades de producción que, en conjunto, tienen la capacidad de regular en respuesta a las órdenes de un sistema de Control Automático de Generación (AGC). Estas zonas deben ser autorizadas para su constitución o modificación por el Operador del Sistema. Cada recurso de generación debe pertenecer a una única zona de regulación.
La reserva que debe mantenerse en regulación secundaria es determinada por el Operador del Sistema para cada periodo de programación del día siguiente, en función de la evolución temporal previsible de la demanda y de la probabilidad esperada de falla, según la potencia y los equipos generadores acoplados.
Para el establecimiento de los niveles de reserva de regulación secundaria, el Operador del Sistema tiene en consideración los criterios y recomendaciones que sean publicados por la UCTE. La recomendación de la UCTE para determinar el requerimiento mínimo de reserva de regulación secundaria hace uso de la siguiente fórmula: 
[image: ]
Lmax es el nivel de demanda previsto en el área de control correspondiente al sistema peninsular español. Los parámetros a y b que figuran en la anterior expresión toman los siguientes valores empíricos: a = 10 MW, b = 150 MW.
La reserva secundaria a bajar se establece atendiendo a la evolución creciente o decreciente de la curva de demanda, entre el 40 y el 100% de la reserva total.
Las reglas de la UCTE establecen que, en caso de que el valor de la reserva de regulación secundaria no sea suficiente para cubrir la pérdida máxima de generación asociada a un fallo simple, debe preverse la existencia en el sistema de reserva de regulación terciaria suficiente para asegurar una respuesta rápida del sistema frente a este fallo.
Además de las recomendaciones de la UCTE, el Operador del Sistema debe tener en cuenta otras consideraciones a la hora de calcular los requerimientos de reserva secundaria a subir y a bajar: 
· Carácter peninsular del sistema que hace necesario minimizar los desvíos en el intercambio con el resto de la UCTE, para garantizar la seguridad del sistema.
· Variación de la demanda debido a los diferentes periodos tarifarios a lo largo del día.
· Se debe programar un mayor volumen de reserva en las horas que presentan puntos de inflexión de la curva de demanda peninsular. Así, se tiene en cuenta la posibilidad de desplazamiento en el tiempo de estos puntos de inflexión, respecto a las previsiones del Operador del Sistema. 
· Se dotará mayor banda secundaria en aquellas horas en las que se presenten cambios de programa en los intercambios internacionales. 
· El Operador del Sistema, ante situaciones especiales, como eventos de interés público, condiciones climatológicas adversas, paros generales, huelgas sectoriales, etc, toma las medidas necesarias para garantizar la disponibilidad de la reserva necesaria, aplicando, si lo considera necesario, criterios más estrictos que los descritos en los puntos anteriores. 
· Si la reserva de regulación secundaria se redujera por debajo de los niveles deseables por razones de seguridad, el Operador del Sistema requerirá la utilización de reserva de regulación terciaria para regenerar la reserva secundaria.
[bookmark: _Toc157475546]RESERVA DE REGULACIÓN TERCIARIA
Es un servicio complementario de carácter voluntario, gestionado y retribuido por mecanismos de mercado. Tiene por objeto la restitución de la reserva de regulación secundaria que haya sido utilizada, mediante la adaptación de los programas de funcionamiento de las unidades de programación correspondientes a las instalaciones de producción y a instalaciones de consumo de bombeo.
De otro lado, la reserva de regulación terciaria que puede aportar una unidad se define como la variación de la máxima potencia a subir o a bajar que puede efectuar una unidad de producción o de consumo de bombeo en un tiempo máximo de 15 minutos, y que puede ser mantenida al menos durante dos horas consecutivas.
La reserva mínima necesaria de regulación terciaria a subir en cada período de programación debe ser, como referencia, igual a la pérdida máxima de producción provocada de forma directa por el fallo simple de un elemento del sistema eléctrico, incrementada en un 2% del valor de la demanda prevista en cada periodo de programación.
La reserva terciaria a bajar se establece en función de las condiciones de operación, entre el 40 y el 100% de la reserva a subir.
[bookmark: _Toc153615171][bookmark: _Toc157475551][bookmark: _Toc181691899]PARÁMETROS TÉCNICOS REQUERIDOS
La regulación primaria de los grupos generadores deberá permitir establecer un estatismo en su regulador de manera que puedan variar su carga en 1.5% de la potencia nominal. La variación de potencia resultante deberá realizarse en 15 segundos ante perturbaciones que provoquen desvíos de frecuencia inferiores a 100 mHz y linealmente entre 15 y 30 segundos para desvíos de frecuencia entre 100 y 200 mHz. La insensibilidad de los reguladores de los grupos debe ser lo más reducida posible, y en todo caso inferior a ± 10 mHz, y la banda muerta voluntaria nula. Adicionalmente, el generador deberá indicar para cada unidad las características del mecanismo local que suministra la consigna al regulador, las características de estatismo permanente y la banda muerta voluntaria del generador, las características del regulador, las características de las compensaciones dinámicas.
En caso de que un recurso de generación no se encuentre habilitado para prestar el servicio de regulación primaria, se debe acreditar la prestación de este servicio por otra unidad generadora.
Las unidades de producción que deseen participar en la prestación del servicio de regulación secundaria de frecuencia dentro de una zona, deben suministrar al Operador del Sistema toda la información técnica disponible sobre su sistema de regulación de frecuencia – potencia, la cual debe describir el regulador primario de frecuencia, el bucle secundario de regulación frecuencia-potencia y su conexión con el AGC, componentes de la central que intervienen en la regulación (turbinas, calderas, etc.) y las protecciones y automatismos que afectan el sistema de regulación, entre los que se encuentra:
· Información de la conexión del sistema de regulación con el AGC: características de la señal de consigna, procesamiento de la señal, límites, etc.
· Potencia activa máxima y mínima de regulación para distintos puntos de funcionamiento estable.
· Limitaciones en la subida y bajada de carga en MW/minuto.
Para participar en la asignación del servicio de regulación terciaria de frecuencia, las unidades de generación deberán estar habilitadas por el Operador del Sistema, para lo que deberán disponer de instalaciones físicas que acrediten su capacidad técnica y operativa para prestar el servicio.
Para obtener esta aprobación, se debe reportar para cada unidad de generación la siguiente información técnica: Tiempo mínimo de arranque de programación, desde sincronización hasta mínimo técnico, desde sincronización hasta plena carga, de parada de programación desde plena carga hasta desconexión, máxima rampa de ascendente y descendente de regulación terciaria (MW en 15 minutos).
[bookmark: _Toc153615172][bookmark: _Toc157475555][bookmark: _Toc181691900]DESPACHO DE LA RESERVA DE FRECUENCIA
Los integrantes de las zonas de regulación pueden presentar para las unidades de producción habilitadas para la prestación del servicio, ofertas de banda de potencia de regulación secundaria para cada periodo de programación del día siguiente.
El operador del sistema asigna la prestación del servicio de regulación secundaria de frecuencia a aquellos recursos que representen un menor costo para el sistema, considerando que la suma total de las bandas de potencia asignadas debe estar comprendida entre ±10% en torno a la banda de regulación total requerida.
Las unidades de generación correspondientes a instalaciones de producción o a instalaciones de consumo de bombeo disponibles para atender el requerimiento de reserva de regulación terciaria están obligadas a presentar una oferta de toda su reserva disponible, tanto para subir como para bajar, para cada período del día siguiente.
El Operador del Sistema establece el valor de reserva de regulación terciaria mínima necesaria en el sistema para cada periodo del día siguiente y asigna la prestación del servicio con criterios de mínimo costo, teniendo en cuenta que la asignación de una oferta de regulación terciaria no origine una restricción técnica en el sistema.
[bookmark: _Toc153615173][bookmark: _Toc157475556][bookmark: _Toc181691901]RESPONSABILIDAD POR EL SUMINISTRO
Todas las unidades de producción deberán disponer de regulación primaria. En el caso en que técnicamente no sea posible contar con el equipamiento adecuado, este servicio debe ser contratado directamente por los titulares de las instalaciones obligadas a su prestación a otros agentes que puedan prestarlo. 
Los proveedores del servicio de regulación secundaria son las zonas de regulación.
Para la prestación del servicio de regulación terciaria, participan las unidades de generación habilitadas por el Operador del Sistema, previa acreditación de la capacidad técnica y operativa para la prestación del servicio.
[bookmark: _Toc153615177][bookmark: _Toc157475559][bookmark: _Toc181691904]REMUNERACIÓN Y PAGO DEL SERVICIO
La Regulación Primaria es una obligación de todas las generadoras del Mercado no remunerada y aquellas que no pueden prestar técnica u operativamente el servicio deberán disponer de contratos para cumplir con esta responsabilidad los cuales se liquidan y facturan entre las partes contratantes.
El costo de la banda de regulación secundaria es sufragado por los agentes representantes del consumo de energía eléctrica, en proporción a los consumos medios, exceptuando los consumos de las unidades de bombeo, el suministro de servicios auxiliares de las unidades de producción y el suministro de energía eléctrica fuera del sistema eléctrico español.
[bookmark: _Toc375302691][bookmark: _Toc417051112]Alberta Canadá
La frecuencia objetivo en el sistema de Alberta Canadá es 60 Hz y se admite una desviación de ± 0.2 Hz.
El operador del sistema debe asegurar que existan las suficientes reservas operativas para la operación confiable del sistema, basado en las ofertas de los generadores en el mercado de servicios complementarios.
Para el sistema de Alberta, las reservas operativas consisten de reserva regulante y reserva de contingencia.
La primera de ellas es la cantidad de reserva rodante que responde al Control Automático de Generación, suficiente para proveer el margen normal de regulación. La reserva de contingencia es aquella necesaria para restablecer el Error de Control de Área. Esta última se efectúa a través de reserva rodante y de reserva suplementaria, prestada por generadores que pueden estar sincronizados al sistema antes de 10 minutos de ocurrida una contingencia o por carga que se desconecta en el mismo lapso de tiempo.
En la determinación de la reserva se deben considerar los siguientes criterios:

· Se establece que es necesario definir suficiente reserva para reducir el Error de Control de Área a cero (0) o a su nivel previo al disturbio dentro de los 15 minutos siguientes a la contingencia.
· Al menos el 50% de la reserva de contingencia debe corresponder a reserva rodante.

Como requisito general, para los generadores se exigen los rangos de frecuencia de operación que aparecen en la siguiente tabla:

	Límite de baja frecuencia [Hz]
	Límite de sobre frecuencia [Hz]
	Tiempo mínimo

	
	
	

	> 59.4
	60 < f < 60.6
	Rango de operación continua

	 59.4
	 60.6
	3 minutos

	 58.4
	 61.6
	30 segundos

	 57.8
	
	7.5 segundos

	 57.3
	
	45 ciclos

	 57.0
	> 61.7
	Disparo instantáneo



[bookmark: _Toc150773526][bookmark: _Toc153615151][bookmark: _Toc157475500][bookmark: _Toc181691872]REQUERIMIENTOS PARA PRESENTAR OFERTAS DE RESERVA RODANTE
Un agente que ofrezca un recurso para reserva rodante al AESO tiene que satisfacer los siguientes requerimientos:
· Los recursos para reserva operativa deben estar equipados con gobernadores de velocidad operativos, con un estatismo establecido por la Western Electricity Coordinating Council (WECC).
· El oferente debe remitir al AESO una copia del protocolo de pruebas para generadores síncronos y la validación del modelo para la reserva operativa ofrecida.
· El recurso tiene que estar capacitado para proveer un mínimo de diez (10) MW de reserva rodante.
· La cantidad máxima ofrecida para reserva rodante debe estar dentro del rango de capacidad máximo y mínimo declarado.
· Una vez recibido del operador del sistema un despacho para activar una cantidad de reserva rodante, ésta debe estar lista dentro de los 15 minutos siguientes para suplir el despacho requerido.
· En el evento de que el oferente reciba un despacho de energía después de que ha posicionado el recurso para proveer reserva rodante, continuará siendo responsable por suministrar el volumen despachado de reserva rodante desde el nuevo nivel de despacho.
· Una vez recibida una orden del operador del sistema para ajustar a un volumen de reserva rodante, el oferente debe proveer el volumen de potencia requerido antes de 10 minutos. La cantidad de cambio de potencia real dentro de los 10 minutos de recibida la orden será de 100 a 110% de la cantidad recibida en la orden.
· Un recurso de reserva rodante debe ser capaz de entregar en potencia continua el volumen ordenado por el operador del sistema, hasta 60 minutos siguiendo la orden del operador del sistema.
· Los recursos deben contar con telemetría para la supervisión en tiempo real por parte del operador del sistema.
· Con respecto a la respuesta a las desviaciones de frecuencia:
· La potencia real del recurso debe responder a desviaciones de frecuencia sin asistencia del operador de la unidad generadora. La potencia debe incrementarse automáticamente cuando la frecuencia decrece por debajo de los 60 Hz y viceversa.
· La banda muerta del gobernador no puede ser mayor que 0.036 Hz.
· El recurso no puede ser operado con un limitador de carga del gobernador que impida la entrega de la reserva total contratada.
· El recurso no puede ser operado con un limitador de carga del gobernador que impida la respuesta en potencia ante desviaciones de la frecuencia del sistema.
[bookmark: _Toc153615153][bookmark: _Toc157475502]REQUERIMIENTOS PARA PRESENTAR OFERTAS DE RESERVA REGULANTE
Un agente que ofrezca un recurso para reserva regulante al AESO tiene que satisfacer los siguientes requerimientos:
· Los recursos para reserva regulante deben estar equipados con gobernadores de velocidad operativos, con un estatismo establecido por la Western Electricity Coordinating Council (WECC).
· El oferente debe remitir al AESO una copia del protocolo de pruebas para generadores síncronos para la reserva ofrecida.
· El recurso debe ser capaz de entregar un mínimo de 15 MW de reserva regulante.
· El recurso debe tener como mínimo una rampa de toma de carga (MW/minuto) de 0.1 veces el rango máximo de regulación del recurso.
· El rango de regulación ofrecido tiene que estar dentro del rango de capacidad máximo y mínimo declarado.
· Una vez recibido del operador del sistema un despacho para proveer reserva regulante, ésta debe, dentro de los 15 minutos siguientes, posicionar el recurso dentro del rango de regulación ofrecido y ser capaz de aceptar señales de control del control maestro de AGC.
· La reserva regulante debe ser automática, sin intervención del operador de la planta.
· Un recurso de reserva regulante debe ser capaz de operar continuamente entre el límite superior e inferior del rango de regulación, por 60 minutos, mientras provee el servicio de reserva regulante.
· El recurso debe ser capaz de seguir las señales emanadas del control maestro del AGC, con un retardo de tiempo no mayor que 28 segundos.
· La tasa de cambio de respuesta mínima aceptable para reserva regulante es una tasa continua del 10% del rango ofrecido por minuto.
· El recurso debe ser estable a cualquier nivel de despacho dentro del rango de regulación cuando no recibe señales de control. Es decir, tiene que ser capaz de mantener el nivel de potencia entregada ajustada por la última señal de control más o menos una banda muerta de  5% del rango máximo de regulación o de  1 MW (el mayor de los dos).
· Los recursos deben contar con telemetría para la supervisión en tiempo real por parte del operador del sistema.
· Con respecto a la respuesta a las desviaciones de frecuencia:
· La potencia real del recurso debe responder a desviaciones de frecuencia sin asistencia del operador de la unidad generadora y señales de AGC. La potencia debe incrementarse automáticamente cuando la frecuencia decrece por debajo de los 60 Hz y viceversa.
· La banda muerta del gobernador no puede ser mayor que 0.036 Hz.
· El recurso tiene que ser capaz de responder con cambios en la potencia entregada respondiendo al AGC, durante eventos de desviaciones de frecuencia entre 61 y 58.9 Hz.
· La acción de control del gobernador y la acción del AGC no debe oponerse.
· El recurso no puede ser operado con un limitador de carga del gobernador que impida la entrega de la reserva total contratada.
· El recurso no puede ser operado con un limitador de carga del gobernador que impida la respuesta en potencia ante desviaciones de la frecuencia del sistema.
[bookmark: _Toc157475503]REQUERIMIENTOS PARA PRESENTAR OFERTAS DE RESERVA SUPLEMENTARIA
Un generador que ofrezca un recurso para reserva suplementaria al AESO tiene que satisfacer los siguientes requerimientos:
· El valor mínimo de reserva suplementaria a ofrecer es de 5 MW.
· El volumen máximo de reserva suplementaria debe estar comprendido entre la capacidad máxima del recurso y su mínimo técnico.
· Una vez recibido del operador del sistema un despacho para activar una cantidad de reserva rodante, ésta debe estar lista dentro de los 15 minutos siguientes para suplir el despacho requerido.
· Una vez recibida una orden del operador del sistema, el generador debe proveer la potencia de la reserva suplementaria dentro de los 10 minutos siguientes, en un rango de 100 a 110% de la potencia requerida.
· El generador debe ser capaz de mantener el nivel de reserva solicitado hasta por 60 minutos.
· En los primeros 10 minutos, el generador debe ser capaz de mantener la potencia entregada según la orden recibida del operador del sistema con un volumen correspondiente al mayor valor entre el 95% de la cantidad solicitada o con una tolerancia de 1 MW de la potencia solicitada.
· Los recursos deben contar con telemetría para la supervisión en tiempo real por parte del operador del sistema.
· Cuando la demanda ofrece recursos para reserva suplementaria al AESO tiene que satisfacer los siguientes requerimientos:
· El valor mínimo de reserva suplementaria a ofrecer es de 5 MW.
· Una vez recibido del operador del sistema un despacho para activar una cantidad de reserva rodante, ésta debe estar lista dentro de los 15 minutos siguientes para suplir el despacho requerido.
· Una vez recibida una orden del operador del sistema para desconectar el volumen de reserva suplementaria, ésta debe proveerse dentro de los 10 minutos siguientes, en un rango de 100 a 110% de la potencia requerida.
· El nivel de reserva solicitado debe poderse mantener hasta por 60 minutos.
· En los primeros 10 minutos, debe mantenerse la carga deslastrada según la orden recibida del operador del sistema con un volumen correspondiente al mayor valor entre el 95% de la cantidad solicitada o con una tolerancia de 1 MW de la carga solicitada para desconexión.
· Los recursos deben contar con telemetría para la supervisión en tiempo real por parte del operador del sistema.
[bookmark: _Toc150773527][bookmark: _Toc157475507][bookmark: _Toc181691873]DESPACHO DE LA RESERVA DE FRECUENCIA
En el mercado de corto plazo, cualquier participante del mercado puede enviar una oferta de compra o de venta de servicios complementarios. Adicionalmente, existe un mercado de contratos de largo plazo para la prestación de servicios complementarios.
Los proveedores de los servicios complementarios declaran al operador del sistema sus ofertas, así como una proyección de su capacidad para prestar tales servicios y las características de sus activos.
El operador del sistema cuenta con varios portafolios en el mercado de servicios complementarios:
· El propósito del portafolio activo es suministrar los requerimientos de servicios complementarios bajo condiciones normales de operación. Los generadores en este portafolio son generalmente despachados.
· Existe además un portafolio en espera de recursos para cada servicio complementario. Su propósito es proveer recursos adicionales para uso cuando los recursos del portafolio activo son insuficientes. Son despachados después de aquellos generadores pertenecientes al portafolio activo.
· Por último, el portafolio de respaldo, el cual es usado cuando los portafolios anteriores son insuficientes. Son despachados después de aquellos generadores pertenecientes a los dos anteriores portafolios.
[bookmark: _Toc150773528][bookmark: _Toc157475508][bookmark: _Toc181691874]RESPONSABILIDAD POR EL SUMINISTRO
La responsabilidad por el suministro del servicio de regulación de frecuencia en el sistema de Alberta descansa en los generadores y consumidores, los cuales presentan sus ofertas en el mercado de servicios complementarios. También pueden participar del mercado de servicios complementarios, generadores y consumidores en otras áreas diferentes al sistema de Alberta, que posean interconexiones con ella.
[bookmark: _Toc150773529][bookmark: _Toc157475509][bookmark: _Toc181691875]MODOS DE CONTROL PARA LA REGULACIÓN SECUNDARIA
Los generadores que proveen Reserva para regulación de frecuencia son controlados mediante un Control Automático de Generación (AGC) que ajusta la potencia entregada por el generador dentro de un rango establecido para compensar los cambios en carga y generación y seguir la curva de carga. Esta compensación provee un balance entre la generación y la carga dentro del sistema de Alberta mientras que mantiene los intercambios en las interconexiones y la frecuencia objetivo de 60 Hz.
De esta forma, el AGC opera en modo de control de frecuencia e intercambios (TLB - Tie Line Bias) a menos que tal operación no sea confiable. Cuando el sistema interconectado de Alberta está aislado, el AGC es operado en el modo de control de frecuencia.
[bookmark: _Toc150773531][bookmark: _Toc157475510][bookmark: _Toc181691876]PRECIO DE LA RESERVA
Este servicio puede ser prestado por los generadores o por la demanda a través de carga desconectable.
En el mercado de corto plazo, el precio de la reserva es aquel resultante del costo marginal de la última oferta válida para prestación del servicio, de acuerdo con las necesidades de reserva identificadas por el operador del sistema. En el mercado de contratos, éste es el precio pactado en el respectivo contrato.
[bookmark: _Toc150773532][bookmark: _Toc157475511][bookmark: _Toc181691877]REMUNERACIÓN Y PAGO DEL SERVICIO
El operador del sistema (AESO) administra y recauda el costo de la prestación de los servicios complementarios de los participantes del mercado de corto plazo que adquirieron obligaciones para la prestación del servicio de regulación de frecuencia.
Así mismo, en el mercado de contratos administrado por Alberta Watt Exchange Limited, los participantes que hayan suscrito contratos de largo plazo para la prestación del servicio de regulación de frecuencia pagan y reciben de sus contrapartes el costo del servicio. Es de anotar que pueden existir contratos de largo plazo por fuera de este mercado.
[bookmark: _Toc375302692][bookmark: _Toc417051113]Colombia
La frecuencia objetivo del Sistema Interconectado Nacional – SIN – es 60 Hz y se admite una desviación de ± 0.2 Hz.
El servicio de regulación primaria de frecuencia es obligatorio y no remunerado, en tanto que el servicio de regulación secundaria es voluntario, mediante ofertas de disponibilidad considerando el mismo precio ofertado en la Bolsa.
[bookmark: _Toc153615203][bookmark: _Toc157475588][bookmark: _Toc181691923]DETERMINACIÓN DE LA RESERVA
La Reserva de Regulación Primaria es del 3% de la demanda. La Reserva de Regulación Secundaria es determinada por el CND con resolución horaria, considerando los criterios de calidad de la frecuencia y los requerimientos del AGC.
[bookmark: _Toc153615204][bookmark: _Toc157475589][bookmark: _Toc181691924]TIPOS DE RESERVA
En el sistema colombiano se consideran para regulación de frecuencia la Regulación Primaria y la Regulación Secundaria, las cuales se encuentran definidas así:
· [bookmark: _Toc157475590]Regulación Primaria de Frecuencia: servicio en línea que corresponde a la variación automática, mediante el gobernador de velocidad, de la potencia entregada por una unidad de generación como respuesta a cambios de frecuencia en el sistema. Los tiempos característicos de respuesta están entre 0 y 10 segundos. La variación de carga del generador debe ser sostenible al menos durante los siguientes 30 segundos.
· [bookmark: _Toc157475591]Regulación Secundaria de Frecuencia: es aquella Reserva Rodante en las plantas que responden a la variación de generación y que debe estar disponible a los 30 segundos a partir del momento en que ocurra un evento. Debe poder sostenerse al menos durante los siguientes 30 minutos, de tal forma que tome la variación de las generaciones de las plantas que participaron en la regulación primaria.
En Colombia, la Regulación Secundaria de Frecuencia se realiza en modo centralizado desde el Centro Nacional de Despacho –CND-. El modo utilizado para ello es el TLB (Tie Line BIAS), dado la operación sincronizada con Ecuador.
[bookmark: _Toc153615205][bookmark: _Toc157475592][bookmark: _Toc181691925]PARÁMETROS TÉCNICOS REQUERIDOS
Cualquier planta o unidad, para participar en la Regulación Primaria de Frecuencia, debe cumplir con los siguientes requisitos:
· Todas las plantas y/o unidades de generación despachadas centralmente, deben estar en capacidad de prestar el servicio de Regulación Primaria de Frecuencia, equivalente al 3% de su generación horaria programada. Para dar cumplimiento a lo anterior, las plantas y/o unidades de generación deben estar habilitadas para incrementar o decrementar su generación, incluso cuando son despachadas con la disponibilidad máxima declarada o en su mínimo técnico. Se exceptúa el decremento cuando las plantas y/o unidades operan en su mínimo técnico.
· Se exige una Banda Muerta menor o igual a 30 mHz, valor que puede ser revaluado por el CND cuando lo considere conveniente.
· El Estatismo de las unidades generadoras despachadas centralmente debe ser un valor entre el 4% y el 6%.

Cualquier planta y/o unidad, para participar en la Regulación Secundaria de Frecuencia, debe cumplir con los siguientes requisitos:
· Ser telecomandada desde el Centro Nacional de Despacho (CND).
· Realizar pruebas de integración a la función AGC del CND.
· Realizar pruebas de estatismo y velocidad sostenida de toma de carga.
· Realizar pruebas de integración al control jerárquico del CND.
· Las unidades que presten el Servicio de Regulación Secundaria de Frecuencia, deben tener una velocidad de toma de carga mayor a la máxima velocidad de variación de demanda y cambio de generación esperado en el sistema para condiciones normales.
· Se establecen como condiciones normales para este servicio las variaciones que se presentan en el rango de  500 mHz.
· Con el fin de garantizar los parámetros de calidad del SIN, se requiere un número mínimo de unidades participando en el AGC. 
· El CND establece la cantidad de potencia a nivel horario, requerida para garantizar el Servicio de Regulación Secundaria de Frecuencia. 
· Los valores de los parámetros para las diferentes condiciones de operación del sistema y períodos horarios, son determinados periódicamente por el CND y son aprobados por el Consejo Nacional de Operación.
[bookmark: _Toc153615206][bookmark: _Toc157475595][bookmark: _Toc181691926]DESPACHO DE LA RESERVA SECUNDARIA
El Centro Nacional de Despacho -CND– distribuye los requerimientos de reserva secundaria entre las plantas y/o unidades elegibles teniendo en cuenta los siguientes criterios:
· El precio horario a considerar para asignar la regulación entre las plantas y/o unidades elegibles, es el mismo precio de oferta de energía que hayan efectuado los agentes para dichas plantas o unidades en la Bolsa.
· La asignación de la reserva necesaria se hace por estricto orden de mérito de precios de oferta de menor a mayor, hasta cubrir las necesidades del SIN en el período horario.
· En caso de oferta insuficiente para cubrir los requerimientos de reserva de regulación requerida, el CND designa a la o las plantas o unidades elegibles hasta llenar los requerimientos de reserva, siguiendo el orden de mérito de precios.
· Si la utilización de una planta o unidad no permite cumplir con los criterios de seguridad y calidad establecidos para la regulación de frecuencia, en condiciones de oferta suficiente, se tomará el siguiente recurso por orden de mérito y se le asignará el mínimo técnico de regulación, reasignándose los requerimientos de la reserva rodante restante, entre los primeros en orden de mérito. Este proceso se realiza en forma iterativa hasta cubrir los requerimientos técnicos y de reserva.
· En caso de ocurrir igualdad de precios de oferta, se dará preferencia a aquella planta y/o unidad que presente la menor generación mínima. Si el empate persiste, se preferirá la planta y/o unidad que mayor Disponibilidad para regulación haya ofertado.
[bookmark: _Toc153615207][bookmark: _Toc157475596][bookmark: _Toc181691927]RESPONSABILIDAD POR EL SUMINISTRO
Todas las plantas o unidades de generación despachadas centralmente están en la obligación de prestar el Servicio de Regulación Primaria de Frecuencia, sin remuneración.
El CND, con base en la información obtenida de la operación real de las plantas o unidades, determina la prestación efectiva del Servicio de Regulación Primaria de Frecuencia. De ocurrir incumplimientos, los generadores incumplidos son sujetos de penalización económica por la no prestación del Servicio de Regulación Primaria de Frecuencia, por cada día de incumplimiento.
Todo generador despachado centralmente es responsable comercialmente de contribuir con la Regulación Secundaria de Frecuencia; responsabilidad que es proporcional a la potencia despachada en cada hora. Teniendo en cuenta lo anterior, los generadores cuyas plantas o unidades no estén en capacidad de efectuar la Regulación Secundaria de Frecuencia pueden realizar contratos bilaterales de traspaso de tal responsabilidad con aquellos que generadores que son elegibles.
[bookmark: _Toc153615210][bookmark: _Toc157475600][bookmark: _Toc181691929]PRECIO DE LA RESERVA
Los generadores que prestan el servicio de regulación de frecuencia primaria no reciben remuneración por el mismo.
En cuanto a la Regulación Secundaria de Frecuencia, se remunera el margen de reserva asignada, considerando la parte de energía que fue generada en dicho margen. El precio del servicio se determina a partir de los precios horarios de la Bolsa de energía.
[bookmark: _Toc153615211][bookmark: _Toc157475601][bookmark: _Toc181691930]REMUNERACIÓN Y PAGO DEL SERVICIO
La Regulación Primaria es una obligación de todos los generadores despachados centralmente y sin remuneración adicional por ello. Sin embargo, se establece una penalización económica a los generadores cuando se presenta incumplimiento en la prestación del servicio.
La remuneración de la Reserva de Regulación Secundaria se asigna inicialmente entre todos los generadores despachados, en proporción a la potencia programada. Estos costos son posteriormente incorporados en las ofertas de precio de los generadores, por lo que finalmente el servicio es pagado por la demanda.
[bookmark: _Toc197529294][bookmark: _Toc205197072][bookmark: _Toc375302693][bookmark: _Toc417051114]California
El Operador del Sistema de California es el California Independent System Operador (CAISO).
La capacidad de Regulación necesaria para cada período del Mercado Diario y del Mercado horario se determina como un porcentaje de la demanda pronosticada por el CAISO para el correspondiente período. 
El CAISO puede requerir regulación adicional en la operación en tiempo real si es necesario. Esta capacidad es provista por las unidades de arranque forzado por confiabilidad (Must Run Units).
El control de la Regulación se hace a través del cálculo del denominado Error del Área de Control o ACE (Area Control Error). El ACE es calculado por equipos del CAISO, y en base a su valor se envían señales a los generadores para que regulen.
La frecuencia objetivo en el sistema operado por CAISO es 60 Hz y se admite una desviación de ± 0.2 Hz. 
[bookmark: _Toc153615186][bookmark: _Toc157475566][bookmark: _Toc181691910]TIPOS DE RESERVA
· [bookmark: _Toc157475567]Reserva Regulante: capacidad disponible de recursos de generación que se encuentran sincronizados y que pueden responder inmediatamente al control automático de generación.
· [bookmark: _Toc157475568]Reserva Rodante: capacidad disponible de recursos de generación que se encuentran sincronizados a la red y pueden ser cargados en 10 minutos y son capaces de mantener esta carga por al menos 2 horas.
· [bookmark: _Toc157475569][bookmark: _Toc157475570]Reserva No Rodante: generación que se encuentra fuera de línea y que es capaz de arrancar, sincronizada a la red en 10 minutos o carga que es capaz de ser interrumpida en 10 minutos y se puede mantener operando (o interrumpida) por al menos 2 horas.
· Reserva de Reemplazo: capacidad de generación que no se encuentra operando y que es capaz de arrancar, sincronizada a la red y suministrar determinado valor de generación, en un periodo de 60 minutos y que puede mantener esta generación operando continuamente por un periodo de dos horas.
[bookmark: _Toc153615187][bookmark: _Toc157475571][bookmark: _Toc181691911]DETERMINACIÓN DE LA RESERVA
Para cada servicio complementario, el CAISO determina la cantidad y ubicación que es requerida para cada región, dependiendo de la demanda de cada área, las limitaciones de transmisión regional, la capacidad de transmisión disponible, la ubicación de la generación, la generación histórica y la disponibilidad histórica de la transmisión.
El CAISO debe procurar que la reserva regulante, la reserva rodante, la reserva no rodante y la reserva de reemplazo cumplan con los criterios mínimos de operación confiable establecidos por la Western System Coordinating Council –WECC- y la North American Electric Reliability Council –NERC-, con criterios de razonabilidad y eficiencia en costos. El ISO puede ajustar los estándares de reserva temporalmente, con el fin de considerar, entre otras cosas, variaciones en las condiciones del sistema, restricciones del despacho en tiempo real y condiciones especiales de voltaje y estabilidad dinámica del sistema.
Para la reserva rodante, el CAISO debe mantener suficientes unidades de generación que respondan inmediatamente al AGC con el fin de proveer suficiente servicio de regulación y permitir el control de área del CAISO ajustado a los criterios de la WECC y la NERC para mantener el balance entre generación y demanda y manteniendo los intercambios programados. La cantidad de reserva regulante a subir y a bajar es calculada por el CAISO como un porcentaje de demanda pronosticada.
El CAISO requiere, como mínimo una reserva operativa, compuesta de reserva rodante y no rodante y los requerimientos de ésta son iguales a:
· El 5% de la demanda pronosticada, en reservas suministradas por unidades hidráulicas, más el 7% de la demanda pronosticada, en reservas provenientes de otros recursos de generación.
· De acuerdo con la mayor contingencia sencilla, si este valor es mayor que el anterior.
· Otro criterio más exigente considerado por el ISO.
El componente de reserva rodante no debe ser menor que la mitad de las reservas operativas totales. Por su parte, la reserva de reemplazo puede ser suministrada, en su totalidad, por recursos que se encuentren fuera del área de control del CAISO y en caso de que las reservas de reemplazo sean importadas de recursos externos, deben ser limitadas a la disponibilidad de transmisión disponible y esta reserva se determina con base en:
· Análisis de modelos considerando salidas de unidades de generación no planeadas.
· Análisis de modelos considerando salidas inesperadas de transmisión.
· Análisis de variaciones estaciónales que puedan requerir reservas de reemplazo adicionales.
· Otros factores que afecten la capacidad de la red, aplicando criterios de confiabilidad.
[bookmark: _Toc153615188][bookmark: _Toc157475572][bookmark: _Toc181691912]CONSIDERACIONES TÉCNICAS
· La frecuencia en la red debe ser mantenida a 60 Hz (Nominal).
· Las siguientes son las operaciones que se realizan ante condiciones de baja frecuencia del sistema:
· A los 59.75 Hz, se desconectan los clientes interrumpibles.
· A los 59.1 Hz, se empieza a desconectar la carga del sistema. Dos bloques, cada uno de 5% de la carga son desconectados a esta frecuencia y a 0.2 Hz por debajo, se desconectan hasta 10 bloques de 5% de la carga.
· A los 58.2 Hz se abre la línea de interconexión entre el norte y el sur, a 500 kV.
· Las plantas térmicas son equipadas con tres puntos de control de baja frecuencia, para evitar daños en las máquinas: 58 Hz con 3 minutos de tiempo de retraso, 57 Hz con 1 minuto de tiempo de retraso y 55 Hz con 0.5 segundos de tiempo de retraso.
· Los generadores hidráulicos se desconectan a 54.0 Hz con un tiempo de retraso de 1 minuto.
REQUERIMIENTOS PARA PRESENTAR OFERTAS DE RESERVA REGULANTE
Cada generador o carga que desee proveer servicios de reserva debe ser certificado y probado por el CAISO, usando procedimientos definidos por éste para la verificación del cumplimiento de los requerimientos técnicos. El CAISO tiene el derecho a inspeccionar en cualquier instante los generadores y las cargas que prestan el servicio de reserva, con el fin de verificar el cumplimiento de los requerimientos técnicos y en caso de no cumplirlos, puede retirar la unidad de las elegibles para prestar el servicio.
Adicional a lo anterior, para un agente ser certificado para prestar el servicio de regulación debe cumplir las siguientes características operativas y requerimientos técnicos:
· Características Operativas:
· La unidad de generación debe ser mayor a 1 MW a menos que se realice una agregación de varias unidades aprobadas por el ISO.
· El máximo valor de regulación ofertada debe ser entregado en un periodo entre 10 y 30 minutos, el cual debe ser coordinado con el ISO.
· Requerimientos técnicos:
· Los generadores con capacidad mayor o igual a 10 MW deben estar equipados con gobernadores para responder a los cambios de frecuencia, a menos que la regulación exceptúe el cumplimiento de este requisito para un recurso específico.
· Tener capacidad para recibir una señal de control directa, digital, no filtrada, generada por el ISO, con base en los estándares establecidos por el CAISO.
· La respuesta de potencia de salida (en MW) a una señal de control debe cumplir los estándares del ISO y la unidad generadora debe responder inmediatamente, sin intervención manual de un operador, a las señales de control y debe mantener la rampa especificada (MW/minuto).
· Los generadores deben responder a desviaciones de frecuencia que excedan ± 0.036 Hz.
· Las unidades de generación deben tener sistemas de comunicación y control directo, principal y de respaldo, para intercambiar señales con el ISO.
· Cada generador debe asegurar que el Control del CAISO y el SCADA relacionado opera durante el tiempo de operación de la planta.
REQUERIMIENTOS PARA PRESENTAR OFERTAS DE RESERVA RODANTE
Un recurso que presente ofertas para reserva rodante al CAISO tiene que satisfacer los siguientes requerimientos:
1. La unidad de generación debe ser mayor a 1 MW a menos que se realice una agregación de varias unidades aprobadas por el ISO.
2. Las prestaciones mínimas del gobernador del generador deben ser las siguientes:
a) 5% de estatismo.
b) Banda muerta menor o igual a 0.036 Hz.
c) La potencia de salida debe cambiar en un segundo ante cualquier variación de frecuencia por fuera de la banda muerta.
3. El operador de la unidad de generación debe poder recibir instrucciones para incrementar su potencia de salida (MW) dentro de un minuto después de que el Centro de Control del ISO dé la orden de despacho de Reserva Rodante.
4. La unidad de generación debe poder incrementar la potencia de salida (MW) por el máximo de Reserva Rodante ofertada, en un tiempo que no supere 10 minutos.
5. Debe disponer de sistemas de comunicación de voz, principal y de respaldo, entre el Centro de Control del ISO y el generador.
6. Cada generador debe asegurar que el Control del CAISO y el SCADA relacionado opera durante el tiempo de operación de la planta.
[bookmark: _Toc157475575]REQUERIMIENTOS PARA PRESENTAR OFERTAS DE RESERVA NO RODANTE
Una unidad de generación o un recurso del sistema que presente ofertas para reserva no rodante al CAISO tiene que satisfacer los siguientes requerimientos:
1. La unidad de generación debe ser mayor a 1 MW a menos que se realice una agregación de varias unidades aprobadas por el ISO.
2. La unidad de generación debe estar habilitada para incrementar su potencia de salida al valor despachado, tan pronto como sea posible, alcanzando este valor máximo en 10 minutos después de dada la instrucción y manteniéndolo al menos por dos horas.
3. La demanda desconectable puede suministrar el servicio de Reserva no Rodante, para lo cual debe cumplir los siguientes requerimientos:
4. La demanda requerida debe poderse desconectar dentro de los 10 minutos siguientes a que el ISO dé la instrucción.
5. La carga desconectable debe ser de por lo menos 1MW.
6. La carga debe estar en capacidad de ser desconectada al menos por 2 horas.
Adicionalmente se deben cumplir con los siguientes requisitos:
1. El operador de la unidad de generación, del recurso del sistema o del usuario con demanda desconectable debe poder recibir instrucciones para incrementar o decrementar su potencia de salida (MW) o para reducir su demanda, según el caso, dentro de un minuto después de que el Centro de Control del ISO dé la orden de despacho de Reserva no Rodante.
2. El sistema de control y el sistema de comunicación entre el Centro de Control del ISO y la unidad de generación, el recurso del sistema o la demanda desconectable, debe cumplir con los requerimientos establecidos para Reserva no Rodante.
3. Cada unidad de generación o recurso del sistema debe asegurar que el Control del CAISO y el SCADA relacionado, opera durante el tiempo de prestación del servicio de Reserva no Rodante. El ISO debe disponer de la información de consumo del usuario con demanda desconectable.
[bookmark: _Toc157475576]REQUERIMIENTOS PARA PRESENTAR OFERTAS DE RESERVA DE REEMPLAZO
Una unidad de generación o un recurso del sistema que presente ofertas para reserva de reemplazo al CAISO tiene que satisfacer los siguientes requerimientos:
1. La unidad de generación debe ser mayor a 1 MW a menos que se realice una agregación de varias unidades aprobadas por el ISO.
2. La unidad de generación debe estar habilitada para incrementar su potencia de salida al valor despachado, tan pronto como sea posible, alcanzando este valor máximo en 60 minutos después de dada la instrucción y manteniéndolo al menos por dos horas.
3. La demanda desconectable puede suministrar el servicio de Reserva de Reemplazo, para lo cual debe cumplir los siguientes requerimientos:
4. La demanda requerida debe poderse desconectar dentro de los 60 minutos siguientes a que el ISO dé la instrucción.
5. La carga desconectable debe ser de por lo menos 1 MW.
6. La carga debe estar en capacidad de ser desconectada al menos por 2 horas.
Adicionalmente se deben cumplir con los siguientes requisitos:
1. El operador de la unidad de generación, del recurso del sistema o del usuario con demanda desconectable debe poder recibir instrucciones para incrementar o decrementar su potencia de salida (MW) o para reducir su demanda, según el caso, dentro de un minuto después de que el Centro de Control del ISO dé la orden de despacho de Reserva de Reemplazo.
2. El sistema de control y el sistema de comunicación entre el Centro de Control del ISO y la unidad de generación, el recurso del sistema o la demanda desconectable, debe cumplir con los requerimientos establecidos para Reserva no Rodante.
3. Cada unidad de generación o recurso del sistema debe asegurar que el Control del CAISO y el SCADA relacionado, opera durante el tiempo de prestación del servicio de Reserva no Rodante. El ISO debe disponer de la información de consumo del usuario con demanda desconectable.
[bookmark: _Toc153615189][bookmark: _Toc157475577][bookmark: _Toc181691913]DESPACHO DE LA RESERVA DE FRECUENCIA
Los proveedores de servicios complementarios declaran al CAISO una proyección de su capacidad disponible para prestar tales servicios y las características de sus activos para proveerlos.
Adicionalmente, el CAISO puede suscribir contratos con un agente que pueda prestar servicios de reserva, para que el ISO pueda llamar al agente a suministrar energía o servicios auxiliares que se requiera para asegurar la confiabilidad del sistema.
EL CAISO realiza periódicamente pruebas y valida el cumplimiento de los compromisos de regulación de cada agente y en caso de presentarse incumplimiento, los agentes responsables reciben penalizaciones.
Los servicios de regulación de frecuencia en California se asignan con base en subastas competitivas, conducidas por el CAISO. Las unidades de generación, unidades del sistema, los recursos del sistema y la demanda desconectable que prestará el servicio de reserva, son despachadas de acuerdo con la energía y el límite máximo y mínimo de regulación, presentados en la oferta para la subasta se servicios complementarios.
El despacho de unidades de generación, recursos del sistema y cantidad de demanda a desconectar se realiza por orden de mérito, optimizado conjuntamente con base en las ofertas de energía y las ofertas de servicios complementarios de regulación.
[bookmark: _Toc153615190][bookmark: _Toc157475578][bookmark: _Toc181691914]RESPONSABILIDAD POR EL SUMINISTRO
El servicio de regulación lo pueden prestar las unidades de generación, las unidades del sistema o los recursos del sistema con AGC. Los recursos del sistema deben además disponer de capacidad de intercambio dinámica para el suministro de la regulación.
La reserva rodante puede ser suministrada por las unidades de generación, recursos del sistema de importaciones externas o unidades del sistema.
La reserva no rodante y la reserva de reemplazo puede ser suministrada por demanda que puede ser reducida, exportaciones interrumpibles, unidades de generación, recursos del sistema de importaciones externas o unidades del sistema.
[bookmark: _Toc153615191][bookmark: _Toc157475579][bookmark: _Toc181691915]MODOS DE CONTROL PARA LA REGULACIÓN DE FRECUENCIA
La frecuencia de interconexión debe ser programada a 60 Hz y controlada en este valor, excepto para los periodos en que las desviaciones de frecuencia sean programadas para corregir el error de tiempo. Los límites operativos para las desviaciones de frecuencia y el error de tiempo deben establecerse con el criterio de confiabilidad en la interconexión como primera prioridad.
El control de la regulación se realiza a través del error de control de área – ACE-, calculado por el ISO, quien envía las señales correspondientes a los recursos que prestan el servicio, cada vez que el ACE exceda los límites establecidos.
Cada área de control operará en modo control de frecuencia e intercambios (tie line frequency BIAS) a menos que la confiabilidad del sistema esté comprometida. En este modo el AGC responde a desviaciones en el intercambio y en la frecuencia contra los valores correspondientes programados.
Si el AGC se encuentra inoperante, el ajuste de la generación para mantener el intercambio programado se realiza en control manual.
[bookmark: _Toc153615193][bookmark: _Toc157475580][bookmark: _Toc181691916]PRECIO DE LA RESERVA
Los agentes participan en el mercado para prestar el servicio de reserva para regulación de frecuencia. 
En el mercado de corto plazo, el precio de la reserva es aquel resultante de la subasta de asignación del servicio, para cada zona en la que se encuentra dividido el sistema, de acuerdo con las necesidades de reserva identificadas por el operador del sistema. En el mercado de contratos, éstos se liquidan al precio pactado en el respectivo contrato.
[bookmark: _Toc153615194][bookmark: _Toc157475581][bookmark: _Toc181691917]REMUNERACIÓN Y PAGO DEL SERVICIO
El operador del sistema (CAISO) administra y recauda el costo de la prestación de los servicios complementarios de los participantes del mercado de corto plazo que adquirieron obligaciones derivadas de la prestación del servicio de regulación de frecuencia.
Así mismo, en el mercado de contratos los participantes que hayan suscrito contratos para la prestación del servicio de regulación de frecuencia pagan y reciben de sus contrapartes el costo del servicio.
[bookmark: _Toc197529295][bookmark: _Toc205197073][bookmark: _Toc375302694][bookmark: _Toc417051115]República Checa
REGULACIÓN PRIMARIA
El Código de Red define la RPF como el conjunto de medios automáticos que aseguran un cambio rápido en la potencia de un bloque de generación en reacción a un cambio en la frecuencia (en el orden de segundos).
El Servicio Complementario de Regulación Primaria de Frecuencia (Primary Control – PC -) significa la reserva y uso de un valor acordado de potencia para RPF. 
Dentro de los requerimientos técnicos exigidos se encuentran los siguientes:
· Estatismo permanente entre 4% y 10%
· Banda muerta < 0.03 Hz
· Tiempo de establecimiento < 30 seg.

CEPS (subsidiaria del Operador) convoca un proceso competitivo para la provisión del servicio. Se oferta un volumen de potencia (MW) y un precio por cada MW y por cada hora en la cual se provea el servicio.
La potencia de regulación contratada es en ambos sentidos, alrededor del punto de operación. (Aumento o disminución de la potencia de generación).
Ante incumplimientos el generador debe pagar por la potencia de reemplazo y una penalidad de acuerdo al contrato.
La penalidad no es aplicable en casos en que se demuestre que la no provisión del servicio se debió a una falla en el equipamiento del proveedor o fallas en el sistema de transmisión o distribución donde el mismo está conectado.
Las ofertas son ordenadas por precio ($/MW) en orden ascendente con relación al monto de la potencia ofrecida.
Se acepta la primera oferta. 
· Si la potencia de esta oferta es mayor que la requerida, solamente el volumen requerido es aceptado, con un mínimo de 3 MW.
· Si la potencia ofrecida es menor que la requerida se acepta toda.
· El proceso continua hasta cubrir el volumen de potencia requerido o hasta a agotar las ofertas.
REGULACIÓN SECUNDARIA DE FRECUENCIA
El Código lo define como el proceso de cambio del valor de potencia de una central de acuerdo a lo requerido por el Sistema Automático de Control de Frecuencia y Potencia Activa. La regulación puede ser provista por un conjunto de centrales que poseen medios para coordinar el control entre las mismas.
El Servicio Auxiliar de control secundario de frecuencia significa la reserva y uso de un valor acordado de potencia para control secundario.
El proceso competitivo es igual al seguido para la RPF. El precio ofertado tiene un solo componente y es el precio por disponer potencia para regulación y su uso por parte del controlador automático de centro de despacho.
El proceso de selección de ofertas es similar al de RPF, excepto que la potencia mínima que puede ser contratada es de 10 MW (3 MW en el caso de RPF). El incumplimiento es sancionado de la misma forma que en el caso de RPF. 
La regulación secundaria puede operar de las siguientes formas:
· El controlador envía el requerimiento de potencia directamente a cada central que regula.
· El controlador envía el requerimiento de potencia al grupo de centrales con control conjunto y este monto es distribuido entre las diferentes centrales del grupo.
[bookmark: _Toc197529293][bookmark: _Toc205197071][bookmark: _Toc375302695][bookmark: _Toc417051116]Australia
En Australia, una parte de los Servicios Auxiliares se presta en forma obligatoria como consecuencia de las obligaciones a los generadores.
Existe un requerimiento general para todos los generadores: 
· Estatismo para cada unidad de entre 2% y 5%, con un tiempo de respuesta de 60 segundos.
· La provisión debe mantenerse al menos durante 90 segundos, después de una desviación de la frecuencia fuera del rango permitido, el cual corresponde a 50 +/- 0,1 Hz.
Fuera del requerimiento mínimo exigido obligatoriamente por el Código de Electricidad de Australia, el Operador y Administrador del Sistema The National Electricity Market Management Company Limited (NEMMCO) puede contratar montos adicionales del servicio. Para ello se han implementado cuatro tipos de servicios:
· Elevación de generación en 6 segundos
· Reducción de generación en 6 segundos
· Elevación de generación en 60 segundos
· Reducción de generación en 60 segundos
Estos servicios auxiliares, no sólo pueden ser contratados por NEMMCO, sino que, también pueden ser contratados en forma independiente. Sin embargo, los mismos son necesariamente gestionados por NEMMCO, mediante contratos bilaterales anuales, con los generadores que cumplan con los requisitos exigidos.
Los requisitos exigidos para poder participar de este servicio los generadores son los siguientes:
· Tener equipos que registren los cambios en el nivel de generación de tal forma que NEMMCO pueda distinguir las respuestas de los generadores de 6 y de 60 segundos.
· Producir al menos 5 MW de cambio de generación después de un desvío de frecuencia de 0,2 Hz 
· Tener equipos de monitoreo remoto, para que NEMMCO pueda verificar su nivel de generación.
A los prestadores del servicio, se les exige un tiempo de respuesta de 5 minutos para la provisión total del monto ofrecido de potencia, con el objeto de lograr que la frecuencia retorne al rango entre 49,9 y 50,1 Hz, en el intervalo de tiempo de respuesta. 
El despacho de los Servicios Auxiliares es realizado por el Operador y Administrador del sistema NEMMCO, para proveer el servicio de forma permanente, tomando en cuenta los precios contratados y las restricciones en la operación del sistema.
[bookmark: _Toc197529298][bookmark: _Toc205197076][bookmark: _Toc375302696][bookmark: _Toc417051117]Uruguay
La Reserva Operativa incluye la reserva para regulación de frecuencia y reserva rotante adicional para la operación del sistema con calidad. 
El Servicio Auxiliar de Reserva Operativa se asigna en el despacho, a la generación, en función a su reserva rotante y a su capacidad de variar la energía que está generando.
Toda unidad asignada a la Regulación Primaria de Frecuencia debe operar limitada solamente por sus límites de operación, y tiene obligación de aportar a este servicio.
REMUNERACIÓN
Cada Participante Productor vende en una hora al Servicio Auxiliar de Reserva Operativa la potencia asignada por el Despacho Nacional de Carga (DNC). 
Al finalizar cada mes, el DNC calcula para cada Participante Productor la potencia media mensual vendida al Servicio Auxiliar de Reserva Operativa. Luego le corresponde un cargo igual a valorizar dicha potencia media al precio del Servicio Mensual de Garantía de Suministro.
COMPENSACIÓN
En caso de que un generador térmico viese reducida su potencia despachada en una hora dada por causa de su aporte al Servicio Auxiliar de Reserva Operativa, con respecto a la que le habría correspondido si no hubiese aportado potencia a dicho servicio, le corresponderá además una remuneración resultante de valorizar dicha reducción en potencia, a la diferencia entre el Precio Spot de esa hora y su costo variable para el despacho.
[bookmark: _Toc197529299][bookmark: _Toc205197077][bookmark: _Toc375302697][bookmark: _Toc417051118]Bolivia
La Reserva Rodante Operativa incluye la reserva para regulación de frecuencia y reserva rotante adicional para la operación del sistema manteniendo los niveles de confiabilidad y Reservas Totales del sistema definidos en las Condiciones Mínimas de Desempeño. 
No existe una asignación de Servicios Auxiliares explícitos en la regulación y los mismos constituyen una obligación legal el brindarlos, en el entendido de que el costos de los mismos es recuperado a través de los costos declarados por los generadores.
Para el caso de la Reserva Rodante, la misma tiene porcentajes definidos resultantes de un estudio y aprobadas por el regulador. Los valores de la Reserva Rodante son introducidos a los programas de optimización global del sistema y asignados a cada unidad proporcionalmente a su capacidad.
Todas las unidades tienen la obligación de prestar el servicio de Regulación Primaria de Frecuencia, la cual puede además ser concentrada en algunas unidades, siempre y cuando el Operador del Sistema (el Comité Nacional de Despacho de Carga CNDC), a través de un análisis técnico determine la viabilidad de esta concentración.
La Regulación Secundaria de Frecuencia es asignada a las centrales hidroeléctricas de Corani (región central) de forma casi permanente y en época lluviosa ante las posibilidades de vertimiento, esta función es asignada de forma rotatoria entre las centrales hidroeléctricas del centro y del norte del país.
REMUNERACIÓN
No existe remuneración por la regulación Primaria de Frecuencia, la misma que es remunerada a través de los costos marginales más elevados resultantes de considerar a cada unidad generadora con una capacidad disminuida por efecto de descontar el porcentaje de la Reserva Rodante Operativa. 
No es remunerado explícitamente el Servicio Auxiliar de Regulación Secundaria de Frecuencia.
[bookmark: _Toc197529300][bookmark: _Toc205197078][bookmark: _Toc375302698][bookmark: _Toc417051119]Guatemala
Se define como reserva rodante regulante a la fracción de la capacidad de una unidad generadora que está sincronizada al sistema de potencia pero que no está asignada a la producción de energía y que tiene como finalidad que la unidad generadora participe efectivamente en la Regulación Primaria de la Frecuencia. 
La magnitud de esta reserva es del 3% de la generación en cada hora. 
REMUNERACIÓN
Cada generador deberá comprar los saldos negativos y vender los positivos de su reserva rodante regulante valorizando el saldo de reserva rodante correspondiente al precio nodal en esa hora en cada punto de conexión. 
Si la reserva regulante total resulta mayor que la requerida en la programación, se distribuye el importe excedente entre los generadores que la aporten, en forma proporcional a la reserva provista por cada uno. 
Si la reserva regulante total no alcanza el valor mínimo requerido en la programación, con la consiguiente disminución de la calidad del servicio, se utiliza el importe total a cobrar a los generadores con saldos negativos para pagar a los generadores con saldos positivos, distribuyendo el resto entre los Participantes Consumidores en forma proporcional a la energía consumida. 
Toda unidad generadora deberá operar obligatoriamente con el margen de reserva para regulación primaria de frecuencia que establezca el AMM. El precio de la energía tiene en cuenta la reserva adoptada para regulación de frecuencia y, por lo tanto, en la remuneración total horaria de la energía a los generadores ya está incluida una remuneración adicional debido a la reserva regulante con que opera el MM.
El AMM decide las unidades que estarán en condiciones de ser habilitadas por él para brindar el servicio de regulación secundaria de frecuencia. Este control se efectuará por medio de un control automático de generación (AGC) en las unidades habilitadas para el efecto. La reserva correspondiente formará parte de la reserva rodante operativa y será remunerada con ésta. El AMM liquida por cada unidad generadora que forme parte de la lista de mérito de Reserva Rápida, un importe equivalente a valorizar la potencia ofrecida al precio de la oferta, que no podrá superar el precio de referencia de la potencia (PREFP).
[bookmark: _Toc417051120]PLAN DE EXPANSIÓN DE GENERACIÓN Y TRANSMISIÓN
En la Tabla 8 se presenta el plan de expansión de generación vigente entregado por ENATREL, el cual será considerado en los análisis realizados.
[bookmark: _Ref415243914][bookmark: _Toc417043232]Tabla 9. Plan de expansión de generación
	Proyectos
	Fuente
	Conexión
	Capacidad
	Año de entrada

	Montelimar 
	BIOMASA
	Se conecta A SUB. San Rafael del Sur SRS-138 
	30
	2015

	Larreynaga
	HIDROELÉCTRICO FILO DE AGUA
	Se conecta a la línea Sebaco - Planta Centroamperica 138 kV (SEB-PCA) 
	17
	2015

	El Diamante
	HIDROELÉCTRICO FILO DE AGUA
	Se conecta a subestación el Jobo en 24.9 kV
	5
	2015

	MMV
	TÉRMICO (MOTORES-MMV) BUNKER-C
	Se conecta a línea Los Brasiles - Ticuantepe 230 kV
	140
	2016

	El velero
	SOLAR
	Se conecta a sub. Planta Nicaragua (PNI-13.8 KV) TRAFO NUEVO 
	12
	2016

	Alba Rivas 2
	EOLICO
	Se Conecta a AlbaRIvas 230 kV
	63
	2017

	Cassur
	BIOMASA
	Se conecta a Subestación Rivas 138 kV (RIV-138) 
	24
	2018

	Casitas
	GEOTERMICO
	Se conecta a línea León I - Prados 230 kV
	35
	2019

	Tumarín
	HIDROELÉCTRICO FILO DE AGUA
	Se conecta a la Subestación el Mulukuku 230 kV
	253
	2020

	Boboké
	HIDROELÉCTRICO DE EMBALSE 
	Se conecta a la Subestación el Mulukuku 230 kV
	70
	2021

	El Carmen
	HIDROELÉCTRICO DE EMBALSE 
	Se Conecta a la línea Mulukukú - La Gateada 230 kV 
	100
	2021

	Nicaragua 1
	TÉRMICO
	Retiro
	-50
	2016

	Nicaragua 2
	TÉRMICO
	Retiro
	-50
	2016

	Tipitapa PPA
	TÉRMICO
	Retiro
	-50,9
	2020

	Corinto PPA
	TÉRMICO
	Retiro
	-68,5
	2020

	Censa PPA  (1)
	TÉRMICO
	Retiro
	-57
	2020



En la Tabla 9 se presenta el resumen de los proyectos del plan de expansión de transmisión entregado por ENATREL y el cual fue considerado en los análisis realizados.
[bookmark: _Ref415244358][bookmark: _Toc417043233]Tabla 10. Plan de expansión de la transmisión
	Nombre del Proyecto
	Descripción
	Fecha

	Conversión Subestación Mulukuku a 138 Kv
	Construcción de una subestación en 138 kV, dotada de 2 bahías de línea y una bahía de transformación con un transformador de potencia de 15/20 MVA, 138/24.9 Kv.
	2015

	Conversión Subestación Siuna a 138 Kv
	Construcción de una subestación en 138 kV, dotada de 1 bahía de línea y una bahía de transformación con un transformador de potencia de 15/20 MVA, 138/24.9 kV. 
	2015

	Construcción de Nueva S/E Las Colinas
	Nueva subestación 138KV con 2 bahías de líneas 138kV y Suministro y Montaje de un transformador de potencia de 30/40 MVA, 138 -13.8 kV.
	2015

	Refuerzos para la conexión de proyectos geotérmicos
	Modernización de la SE Malpaisillo, Construcción de 32 km de línea en 138 e instalación de 2 autotransformador 120 MVA 230/138 kV.
	2015

	Celdas de distribución en 9 Subestaciones Eléctricas: Matagalpa, Matiguás, Las Colinas, Chinandega, Chichigalpa, Mulukuku, Siuna, Rosita y Bilwi
	Suministro, obras civiles e instalación de 46 celdas de distribución, de los cuales 38 serán celdas tipo Metalclad en 13.8 kV y 24.9 kV; y 8 celdas tipo Interperie en 24.9 kV
	2015

	Nueva Subestación El Jobo y obras conexas
	Construcción de 12 km de línea en 138 kV y de nueva subestación equipada con transformador de 15 MVA 
	2015

	Nueva Subestación Terrabona y obras conexas
	Construcción de 16 km de línea en 138 kV doble circuito y  nueva subestación equipada con transformador de 15 MVA
	2016

	Nueva Subestación Yalí y Obras Conexas
	Construcción de 85 km de línea en 138 kV y  de nueva subestación equipada con transformador de 15 MVA
	2016

	Línea de Transmisión Eléctrica en 138 Kv Siuna-Rosita-Bilwi y Obras Conexas.
	Construcción de las SE Rosita y Bilwi y construcción de 208 km de línea en 138kV
	2016

	Ampliación de Capacidad  Subestación San Ramón
	Cambio de Trafo de 6.5 MVA por uno de 15 MVA 138 - 24.9 kV y bahía de transformación
	2017

	Nueva Subestación Ocotal y obras conexas
	Construcción de 20 km de línea en 138 kV y  de nueva subestación equipada con transformador de 15 MVA
	2017

	Nueva Subestación El Sauce y obras asociadas
	Construcción de 24 km de línea en 138 kV doble circuito y  nueva subestación equipada con transformador de 15 MVA
	2017

	Refuerzos para la conexión de proyectos eólicos
	Construcción de la Nueva SE La Virgen 230/138kV 116 km de línea de 138kV y en 230kV.
	2017

	Modernización y Ampliación de Subestación Estelí
	Instalación de una bahía de transformación 138/24.9 equipada con un transformador de 15/20 MVA. 1 bahía de línea 138 kV 
	2017

	Subestación El Aeropuerto
	Construcción de Nueva SE Aeropuerto y construcción de 2.5 km de línea en 138kV, doble terna.
	2017

	Subestación San Juan del Sur
	Construcción de Nueva SE San Juan del Sur y Construcción de 15 km de línea en 138kV
	2017

	Construcción de Subestación Villa El Carmen, Línea de Transmisión Villa El Carmen - Nagarote 2 y Obras Conexas
	Nueva SE Villa El Carmen 138/13.8kV y construcción de 23 km de línea en 138kV, simple terna, con conductor 556.5kcmil.
	2017

	Instalación de Fibra Óptica en la línea Sebaco-Matagalpa y Matiguas-Bilwi
	Instalación de 387km de cable OPGW de 48 hilos en las líneas de transmisión en las líneas existentes Sebaco-Matagalpa y Matiguas-Bilwi 
	2017

	Ampliación de la capacidad operativa del Centro Nacional Despacho de Carga
	El proyecto consiste en la Modernización del Sistema SCADA-EMS y Modernización del Sistema de Comunicaciones.
	2017

	Construcción Subestación La Dalia 138KV y Obras Conexas
	Construcción de una nueva subestación equipada de un transformador de 20/25 MVA para sustituir la actual subestación El Tuma de 69kV
	2018

	Refuerzos para la conexión de proyectos Hidroeléctricos - FASE I
	Ampliación de las Subestaciones Terrabona, Boaco y San Benito; construcción de 75.08 km de línea en 230 kV entre San Benito y Terrabona, construcción 42.17 km de línea en 230 kV entre San Benito – Boaco.
	2018

	Construcción de Línea de Transmisión 230 kV San Benito – Los   Brasiles (Obras Complementarias Anillo 230 kV)
	Tendido de 43 km de línea en 230 kV utilizando el brazo disponible de las torres de 230 kV y ii. Construcción de 14 km de línea simple terna 230 KV
	2018

	Construcción Subestación Waslala 138KV y Obras Conexas
	Construcción de Nueva SE Waslala y construcción de 48.3 km de línea en 138kV, simple circuito.
	2019

	Construcción Subestación Santa Clara y Línea Ocotal-Santa Clara 138KV.
	Construcción de Nueva SE Santa Clara en 138kV y construcción de 47.3 km de línea en 138kV, simple circuito.
	2019

	Refuerzos para la conexión de proyectos Hidroeléctricos - FASE II 
	Ampliación de las subestaciones Mulukuku y terrabona en 230 kV; y Construcción de 283 km de Línea en 230kV
	2019

	Refuerzos para la conexión de proyectos Hidroeléctricos - FASE III
	Ampliación de las Terrabona y Malpaisillo en 230 kV; y Construcción de 121 km de Línea en 230kV
	2020

	Construcción Subestación Carlos Fonseca, Líneas de Transmisión 138 kV Villa el Carmen-Carlos Fonseca, Villa el Carmen– San Rafael del Sur, Carlos Fonseca - Las Colinas y Obras Conexas.
	Construcción de Nueva subestación Carlos Fonseca 138kV para sustituir la actual subestación Monte fresco 69kV
	2020

	Construcción Línea de Transmisión 230kV Masaya-La Virgen
	Construcción de 105km de línea en torres de doble terna con tendido de un solo circuito desde la subestación Masaya a la Subestación La Virgen
	2020

	Construcción de Subestación Jinotega 138KV y Construcción de la Línea en Doble Circuito  Jinotega-Intersección Línea Planta Centroamérica-Sebaco en 138 KV
	Construcción de Nueva SE Santa Clara en 138kV y construcción de 47.3 km de línea en 138kV, simple circuito.
	2020

	Construcción de Subestación Corinto  en 138KV y Construcción de la Línea en Doble Circuito 1.20 km
	Construcción de Nueva SE Santa Clara en 138kV y construcción de 47.3 km de línea en 138kV, simple circuito.
	2020

	Ampliación de la capacidad de transmisión en subestaciones del Sistema Nacional de Transmisión
	El proyecto consiste en el diseño, suministro, montaje electromecánico, obras civiles y puesta en operación de 11 transformadores de potencia en las  subestaciones de El Viejo, Batahola, La Virgen, León I, Managua,  Acahualinca, Ticuantepe II, Amerrisque, Nandaime, Los Brasiles y San Benito
	2020

	Aumento de la capacidad de la línea Los Brasiles – Acahualinca –Managua
	Se aumentará la capacidad de la línea de 138kV desde la subestación Los Brasiles hasta la subestación Managua cambiando el conductor existente por Dove ACSS/TW HTLS
	2020

	Construcción de la Línea de Transmisión 138kV León I - León II - La Paz Centro - Nagarote
	Construcción de las nuevas subestaciones León II, Nagarote y La Paz Centro en 138kV que sustituiran las actuales subestaciones de 69kV
	2020

	Ampliación de capacidad de transmisión de las subestaciones La Esperanza y La Gateada, y de la Línea de Transmisión La Gateada – La Esperanza a 138 kV
	Construcción de Nueva SE La Esperanza en 138kV que sustituirá la actual de 69kV. Además se reubicara la subestación La Gateada de 138kV
	2021

	Ampliación Subestación Sébaco
	Construcción de una barra paralela a la barra existente y bahía de acople en 138kV
	2021

	Aumento de la Capacidad de Transmisión en Línea 230kV
	Se ampliara la capacidad de la línea de transmisión de 230kV existente para asegurar las transferencias de hasta 300 MW por el Sistema de Nicaragua
	2021

	Construcción  de Subestación Central y Obras Conexas
	Construcción de Nueva subestación en 138kV y construcción de 5 km de línea en 138kV, doble circuito.
	2021

	Cambio de Conductor Tipitapa-Masaya
	El proyecto consiste en cambiar 19.5 kms de conductor 336.4 kcmil existente por conductor ACSS de alta temperatura
	2021

	Construcción de Subestación EL Tortuguero 138KV, Construcción de Línea La Esperanza-El Tortuguero en 138 KV y Ampliación de la Subestación La Esperanza
	Construcción de Nueva subestación en 138kV y construcción de 80 km de línea en 138kV, simple circuito.
	2021

	Construcción de Subestación EL Ayote 138KV, Construcción de Subestación de Switcheo La Libertad y Construcción de Línea La Libertad-El Ayote en 138 KV 
	Construcción de Nueva subestación EL Ayote en 138kV, nueva subestación de suicheo y construcción de 60 km de línea en 138kV, simple circuito.
	2021

	Construcción de Subestación KuKraHill 138KV, Construcción de Línea La Esperanza- KuKraHill en 138 KV y Ampliación de la Subestación La Esperanza
	Nueva subestación Kukrahill en138/24.9 kV con 15MVA y 55 km de línea en 138 kV desde la subestación La Esperanza hacia nueva subestación Kukrahill
	2021

	Adquisición de 2 Subestaciones Móviles 
	Adquisición de 2 Subestaciones Móviles 
	2021

	Construcción de Línea de transmisión  de 138 kV el Sauce – Villanueva y obras conexas
	Modernización de la subestación Villa Nueva de 69kV a 138kV
	2022

	Construcción de Subestación Bluefields 138KV, Construcción de Línea La Esperanza-Bluefields en 138 KV y Ampliación de la Subestación La Esperanza
	Construcción de Nueva subestación Bluefields en 138kV la cual sustituirá la actual de 69kV
	2022

	Construcción de Subestación San Miguelito 138KV, Construcción de Línea Acoyapa-San Miguelito en 138 KV y Ampliación de la Subestación Acoyapa
	Construcción de Nueva subestación San Miguelito en 138kV la cual sustituirá la actual de 69kV
	2022

	Construcción de Subestación Compacta ASOSOSCA y Obras Conexas 
	Construcción de Nueva subestación Asososca en 138kV la cual sustituirá la actual de 69kV
	2022

	Construcción de Subestación Santa Victoria y Obras Conexas
	Nueva Subestación Santa Victoria en 138/24.9kV, Conversión de Boaco a doble barra y 72km de línea en 138kV desde la subestación de Boaco a Santa Victoria
	2022

	Construcción Línea de Transmisión 230 kV de la SE Boaco a la SE La Gateada
	152 kilómetros de línea en 230 kV, en torres para doble circuito y tendido de un solo circuito, entre las subestaciones Boaco y La Gateada; y Reubicación de la Subestación La Gateada
	2022

	Construcción de Subestación AwasTingni 138KV y Construcción de la Línea Awastigni-Intersección Línea Siuna-Bilwi en 138 KV 
	Construcción de Nueva subestación en 138kV y construcción de 38 km de línea en 138kV, simple circuito.
	2022

	Construcción de Subestación Waspan 138KV, Construcción de Línea AwasTingni-Waspan en 138 KV y Ampliación de la Subestación Awas Tingni
	Nueva subestación Waspán de 138/24.9 kV con 15MVA y 47 km de línea en 138 kV desde la subestación Awas Tingni hacia la subestación Waspán
	2023

	Construcción de Subestación San Carlos 138KV, Construcción de Línea San Miguelito-San Carlos en 138 KV y Ampliación de la Subestación San Miguelito
	Nueva Subestación San Carlos de 138kV y construcción 39.5km de línea desde San Miguelito a San Carlos
	2023

	Construcción de Subestación Corocito 138KV, Construcción de Línea La Gateada-Corocito en 138 KV y Ampliación de la Subestación La Gateada
	Modernización de la Subestación Corocito de 69kV a 138kV y construcción de nueva línea en 138kV entre las subestaciones de La Gateada a Corocito
	2024

	Construcción de Subestación Malacatoya y Obras Conexas
	Nueva subestación Malacatoya en 138 kV y construcción de 65km entre las subestaciones Granada-Malacatoya y Boaco para formar un anillo en 138kV
	2024

	Construcción de Subestación Metropolitana y Obras Conexas
	Nueva Subestación Compacta en 138kV y 7 km de línea 138kV soterrada entre las subestaciones La Central-Metropolitana y Metropolitana hasta interceptar la línea Managua-Acahualinca
	2024

	Construcción de Subestación Sabana Grande y Obras Conexas
	Nueva subestación Sabana Grande con nivel de tensión de 138 kV y 15 km de línea en 138 kV doble circuito desde la Subestación Sabana Grande hasta interceptar la línea Tipitapa-Masaya
	2025

	Construcción de Subestación Jiquilillo y Obras Conexas
	Nueva subestación Jiquilillo con nivel de tensión de 138 kV, Ampliación subestación El Viejo y construcción de 45 km de línea en 138 kV entre las subestaciones El Viejo-Jiquilillo
	2025

	Construcción Subestación Cusmapa y Obras Conexas
	Nueva subestación Cusmapa con nivel de tensión de 138 kV y 35 km de línea doble circuito desde la nueva Subestación Cusmapa hasta interceptar la Línea Yalaguina-Estelí
	2025

	Ampliación Subestación Benjamín Zeledón
	Rehabilitación de la Subestación Benjamín Zeledón ya que varios equipos de esta subestación se encuentran deteriorados 
	2025

	Línea de Transmisión Waslala-Mulukuku en 138kV
	Línea de transmisión 138kV doble terna, con tendido de un solo conductor, entre las subestaciones Mulukukú y Waslala. Se incluye Bahía de línea en las subestaciones Waslala y Mulukuku
	2025

	Línea de Transmisión El Viejo-El Sauce-Estelí en 138kV
	Línea de transmisión 138kV doble terna, con tendido de un solo conductor, entre las subestaciones El Viejo-Villa Nueva-Estelí. Se incluye Bahía de línea en las subestaciones. 
	2025

	Construcción de Línea de Transmisión para conectar las plantas  hidroeléctricas El Carmen y Copalar
	Línea de transmisión 230kV doble terna, con tendido de un solo conductor, entre las subestaciones Mulukukú y La Gateada pasando por la Subestación de Copalar Bajo, ampliación de la Subestación Mulukukú y Ampliación de la Subestación La Gateada a esquema de interruptor y medio en 230 kV.
	2025





[bookmark: _Toc417051121]DESCRIPCIÓN DEL SISTEMA ELÉCTRICO NICARAGUENSE
El sistema eléctrico nicaragüense tienen 2185 km de líneas de propiedad de ENTRAL de las cuales 424 km son de 23 kV, adicionalmente se tienen 429 km de longitud de líneas de privados. La capacidad efectiva total de generación es de 1063 MW, en la Tabla 10 se muestra el detalle de la composición del sistema eléctrico.
[bookmark: _Ref416987281][bookmark: _Toc417043234]Tabla 11. Características del SIN de Nicaragua
	Datos de líneas STN (Enatrel)

	LT 230 kV
	424 km

	LT 138 kV
	968 km

	LT 69 kV
	793 km

	Total
	2185 km

	Líneas Privadas

	LT 230 kV
	311 km

	LT 138 kV
	84 km

	LT 69 kV
	34 km

	Total
	429 km

	Subestaciones STN
	64

	Capacidad de transformadores[footnoteRef:6] [6:  La capacidad de transformación corresponde únicamente a transmisión, no incluye la capacidad de los transformadores de generación.] 

	2206 MVA

	Capacidad instalada por tipo de planta

	Plantas Térmicas
	615 MW

	Plantas Hidroeléctricas
	113 MW

	Plantas Geotérmicas
	88 MW

	Cogeneración
	60 MW

	Plantas eólicas
	187 MW

	Planta solar
	1 MW

	Total
	1063 MW



En la Figura 16 se muestra el mapa con la ubicación geográfica del Sistema Interconectado Nacional. 
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[bookmark: _Ref416986547][bookmark: _Toc417043212]Figura 16. Mapa Sistema Interconectado Nacional año 2014
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[bookmark: _Toc417051122]MODELO ELECTRICO DE LOS GENERADORES EÓLICOS
[bookmark: _Toc404328294][bookmark: _Toc407110428][bookmark: _Toc417051123]Modelo de la máquina eólica
Para las simulaciones realizadas se utilizó un modelo genérico de generador eólico que permite simular el comportamiento típico de las plantas eólicas y sus controles, y se encuentra bien ajustado para realizar estudios de planeamiento de sistemas de potencia.
Para el caso de estudio se utilizó el modelo de la máquina asincrónica de doble alimentación (Doubly-Fed Asynchronous Machine – DFAG) que se muestra en la Figura 17.
[image: ]
[bookmark: _Ref404095704][bookmark: _Toc404328323][bookmark: _Toc407110600][bookmark: _Toc417043213]Figura 17. Turbina eólica de velocidad variable con máquina asincrónica de doble alimentación

En el software DIgSILENT se puede tener un modelo simplificado en el cual los componentes (el generador, el convertidor del lado del rotor y el convertidor del lado de la red) están integrados en un solo modelo, o se puede modelar cada componente de forma individual en el modelo detallado. Para las simulaciones realizadas se utilizó el modelo simplificado, el cual es muy utilizado para los estudios de estabilidad. [footnoteRef:7] [7:  CIGRE Working Group C4.601. Modeling and dynamic behavior of wind generation as it relates to power system control and dynamic performance. 2007] 

Los subsistemas del aerogenerador de velocidad variable modelados son los siguientes[footnoteRef:8]:  [8:  J. G. Slootweg, H. Polinder, and W. L. Kling, “Initialization of wind turbine models in power system dynamics simulations,” in IEEE Porto Power Tech. Porto Portugal, Sept, 10- 3, 2001.] 

a) Modelo aerodinámico: representa la conversión de la energía cinética contenida en el viento en energía mecánica aplicada al generador.
b) Modelo del generador y del convertidor: representa la ecuación de oscilación del rotor, que representa la aceleración mecánica ocasionada por la diferencia entre la potencia mecánica y la eléctrica.
c) Modelo del controlador de velocidad del rotor: contiene el control de velocidad a través de la característica de control potencia/velocidad del aerogenerador.
d) Modelo del controlador del ángulo de paso de pala: contiene el control del ángulo de paso de las palas a velocidades del viento superiores a la velocidad nominal, con el fin de limitar la velocidad de las palas.
e) Modelo del controlador de tensión: representa, según el caso, el sistema de control de tensión o de factor de potencia del aerogenerador.
f) Modelo del sistema de protección: limita la corriente del convertidor, y desconecta el aerogenerador cuando la tensión en los bornes o la desviación de frecuencia en la red supera un valor especificado durante un tiempo dado.
[bookmark: _Toc404328295][bookmark: _Toc407110429][bookmark: _Toc417051124]Descripción del modelo DFIG[footnoteRef:9] [9:  DIgSILENT GmbH. Doubly-Fed Induction Machine TechRef ElmAsmsc V1, Germany, 2007.] 

El circuito equivalente del generador de inducción de doble alimentación (DFIG) se muestra en la Figura 18. Es un generador de voltaje controlado en el rotor y una máquina de inducción de rotor de anillos colectores. El PWM está conectado a los anillos para controlar el voltaje del rotor en magnitud y ángulo de fase, ya que la salida de potencia activa y reactiva de la DFIG puede ser controlada.
[image: ]
[bookmark: _Ref404100226][bookmark: _Toc404328324][bookmark: _Toc407110601][bookmark: _Toc417043214]Figura 18. Circuito Equivalente DFIG

El modelo utilizado incluye el conversor del lado del rotor. Por lo tanto la máquina de inducción de doble alimentación tiene los dos terminales de AC y DC. El modelo es idéntico al de una máquina de inducción estándar con una muy buena aproximación de Zrot.
[bookmark: _Toc404328296][bookmark: _Toc407110430][bookmark: _Toc417051125]Características aerodinámicas de la turbina
Para modelar la turbina se utilizó el modelo de estado estable el cual está basado en la ecuación[footnoteRef:10]: [10:  HONGZHI LIU. Grid Integration of Offshore Wind Farms via VSC-HVDC – Dynamic Stability Study. Denmark, 2014.] 

[image: ]

Donde, 
Pw es la potencia mecánica tomada del viento
ρ es la densidad del aire
A es el área del rotor
v es la velocidad del viento
Cp es el coeficiente aerodinámico el cual depende del ángulo del aspa β y de la relación de velocidad de punta λ.
Para una turbina de velocidad variable, la máxima eficiencia aerodinámica se obtiene controlando su velocidad rotacional con el fin de mantener λ constante a un determinado valor que corresponde al coeficiente máximo sobre el rango de velocidad operacional del viento.[footnoteRef:11] [11:  T. Ackermann (Editor), Wind Power in Power Systems (First Edition). John Wiley & Sons, Ltd, 2005.] 

[bookmark: _Toc404328297][bookmark: _Toc407110431][bookmark: _Toc417051126]Control del ángulo del aspa
En un sistema de generación eólico de velocidad variable, el control del ángulo del aspa es usado para:
a. Optimizar la generación de potencia de las turbinas eólicas en bajoas y medias velocidades del viento.
b. Prevenir que la potencia mecánica exceda la potencia nominal ante cambios del viento por encima de la velocidad nominal.
c. Proteger la turbina de sobrecargas y riesgos de daños.[footnoteRef:12] [12:  V. Akhmatov, “Analysis of dynamic behavior of electric power systems with large amount of wind power,” PhD thesis, ØRSTED-DTU, Denmark, 2003.] 

Cuando la turbina está por encima de la velocidad nominal, el ángulo del aspa es controlado para aumentar y hacer que la turbina opere a baja eficiencia y entregue la máxima eficiencia aerodinámica. En consecuencia, la potencia de salida en la turbina es restringida a su potencia nominal y el stress mecánico es reducido[footnoteRef:13].  [13:  HONGZHI LIU. Grid Integration of Offshore Wind Farms via VSC-HVDC – Dynamic Stability Study. Denmark, 2014.] 

En la Figura 19 se muestra el diagrama de control del generador eólico.
[image: ]
[bookmark: _Ref404261710][bookmark: _Toc404328327][bookmark: _Toc407110604][bookmark: _Toc417043215]Figura 19. Diagrama de control del generador eólico

[bookmark: _Toc417051127]ANÁLISIS Y RESULTADOS
[bookmark: _Toc417051128]Consideraciones
Se ajustaron las bases de datos solamente con la red de Nicaragua, para lo cual se modelaron los enlaces internacionales con Honduras y Costa Rica con los equivalentes de la base de datos de planificación del año 2016.
Se realizaron las contingencias del archivo “Contingencias_SER-NIC_2015.con” y se validaron los cambios y equivalentes para los años futuros, en la Tabla 11 se muestran las contingencias que se realizaron para cada año, no se consideraron las contingencias dobles.
[bookmark: _Ref416794334][bookmark: _Toc417043235]Tabla 12. Listado de contingencias analizadas en flujo de carga
	2015
	2016
	2019
	2021
	2024

	lne_4402_4416_1- lne_4403_4416_1_N1
	N1_lne_4402_4403_1
	N1_lne_4402_4403_1
	N1_lne_4402_4403_1
	N1_lne_4402_4403_1

	lne_4401_4402_1_N2
	lne_4401_4402_1_N2
	lne_4401_4402_1_N2
	lne_4401_4402_1_N2
	lne_4401_4402_1_N2

	lne_4402_4404_1_N3
	lne_4402_4404_1_N3
	lne_4402_4404_1_N3
	lne_4402_4404_1_N3
	lne_4402_4404_1_N3

	lne_4402_4406_1_N4
	lne_4402_4406_1_N4
	lne_4402_4406_1_N4
	lne_4402_4406_1_N4
	lne_4402_4406_1_N4

	lne_4401_4406_1_N5
	NA
	NA
	NA
	NA

	lne_4404_4406_1_N6
	lne_4404_4406_1_N6
	lne_4404_4406_1_N6
	lne_4404_4406_1_N6
	lne_4404_4406_1_N6

	lne_4404_4410_1_N7
	NA
	NA
	NA
	NA

	lne_4316_4341_1_N8
	lne_4316_4341_1_N8
	lne_4316_4341_1_N8
	lne_4316_4341_1_N8
	lne_4316_4341_1_N8

	lne_4316_4326_1_N11
	N11_lne_4326_4345_1
	N11_lne_4326_4345_1
	N11_lne_4326_4345_1
	N11_lne_4326_4345_1

	PNI-U1_N12
	PNI-U1_N12 
(Fuera de servicio)
	PNI-U1_N12 
(Fuera de servicio)
	PNI-U1_N12 
(Fuera de servicio)
	PNI-U1_N12

	lne_4315_4342_1_N15
	N15_lne_4315_4342_1
	N15_lne_4315_4342_1
	N15_lne_4315_4365_1
	N15_lne_4315_4365_1

	lne_4323_4336_1_N16
	N16_lne_4323_4336_1
	NA
	NA
	NA

	lne_4319_4336_1_N17
	N17_lne_4319_4336_1
	N17_lne_4319_4336_1
	N17_lne_4319_4336_1
	NA

	lne_4317_4357_1_N18
	lne_4317_4357_1_N18
	lne_4317_4357_1_N18
	lne_4317_4357_1_N18
	lne_4317_4357_1_N18

	lne_4327_4357_1_N19
	lne_4327_4357_1_N19
	lne_4327_4357_1_N19
	lne_4327_4357_1_N19
	lne_4327_4357_1_N19

	lne_4300_4315_1_N20
	lne_4300_4315_1_N20
	lne_4300_4315_1_N20
	lne_4300_4315_1_N20
	lne_4300_4315_1_N20

	lne_4305_4315_1_N21
	N21_lne_4305_4315_1
	N21_lne_4305_4315_1
	N21_lne_4315_4370_1
	N21_lne_4315_4370_1

	tr3_4403_4316_4902_1_N22
	N22_tr3_4403_4316_4902_1
	N22_tr3_4403_4316_4902_1
	N22_tr3_4403_4316_4902_1
	N22_tr3_4403_4316_4902_1

	tr3_4401_4315_4908_1_N23
	tr3_4401_4315_4908_1_N23
	tr3_4401_4315_4908_1_N23
	tr3_4401_4315_4908_1_N23
	tr3_4401_4315_4908_1_N23

	tr3_4404_4319_4916_1_N24
	tr3_4404_4319_4916_1_N24
	tr3_4404_4319_4916_1_N24
	tr3_4404_4319_4916_1_N24
	tr3_4404_4319_4916_1_N24

	tr3_4420_4357_4362_2_N25 
(Fuera de servicio)
	N25_tr3_4411_4357_4362_2
	N25_tr3_4411_4357_4362_2
	N25_tr3_4411_4357_4362_2
	N25_tr3_4411_4357_4362_2

	lne_4410_4832_1_N26
	N26_lne_4416_4832_1
	N26_lne_4416_4800_1
	N26_lne_4416_4800_1
	N26_lne_4416_4800_1

	lne_4404_4420_1_N27
	N27_lne_4404_4411_1
	N27_lne_4404_4411_1
	N27_lne_4404_4411_1
	N27_lne_4404_4411_1

	lne_4318_4341_1_N29
	lne_4318_4341_1_N29
	lne_4318_4341_1_N29
	lne_4318_4341_1_N29
	lne_4318_4341_1_N29



[bookmark: _Toc417051129]Resultados de flujo de carga
Se realizaron simulaciones de flujo de carga para los años 2015, 2016, 2019, 2021 y 2024 considerando la red de Nicaragua aislada del SER, se realizaron diferentes contingencias en las líneas de 230 kV y los transformadores.
En la Figura 20 se puede apreciar el resumen de las cargabilidades para las líneas de 230 kV, se observa que la capacidad de las líneas de 230 kV no sbrepasan el 100%.
[image: ]
[bookmark: _Ref416934437][bookmark: _Toc417043216]Figura 20. Cargabilidades de las líneas a 230 kV

En la Figura 21 se presentan los mínimos voltajes en las barras de 230 kV, se observan los bajos voltajes por debajo de 0.95 p.u. en las barras de 230 kV de conexión de las eólicas y de frontera con Costa Rica ante contingencia, como se describe en la Tabla 12.
[image: ]
[bookmark: _Ref416947765][bookmark: _Toc417043217]Figura 21. Voltajes en las barras de 230 kV

[bookmark: _Ref416947793][bookmark: _Toc417043236]Tabla 13. Mínimos voltajes en las barras de 230 kV
	Año
	Elemento
	Falla
	Voltaje (p.u.)

	2015
	4420 SNB-230
	N27_lne_4404_4420_1
	0,93

	2016
	4410 FCS-230
	N26_lne_4416_4832_1
	0,92

	2019
	4800 VIRG-230
	N3_lne_4402_4404_1
	0,98

	
	4832 EOL-ALB 230
	
	

	
	4416 BLP-230
	
	

	2021
	4416 BLP-230
	N15_lne_4315_4365_1
	0,91

	2024
	4750 AMY-230
	N6_lne_4404_4406_1
	0,93



[bookmark: _Toc417051130]Curvas Q – V
En la Figura 22 se presentan las curva Q – V para algunas subestaciones de 230 kV calculadas para el año 2021 considerando transferencias internacionales Sur – Norte.
[image: ]
[bookmark: _Ref416986243][bookmark: _Toc417043218]Figura 22. Curvas Q – V en subestaciones de 230 kV

[bookmark: _Toc417051131]Transferencias internacionales: importación Sur – Norte
[bookmark: _Toc417051132]Año 2015
Considerando una importación Sur – Norte de 70 MW para demanda máxima, tal como se está actualmente establecido y ante la contingencia de la línea lne_4412_50052_1 se presenta sobrecarga en la línea lne_4404_4410_1 de 133% y lne_4410_4832_1 de 115%, ante la contingencia en mención se requiere la actuación del esquema suplementario para desconectar generación eólica actualmente implementado.
[bookmark: _Toc417051133]Año 2016
Considerando una importación Sur – Norte de 20 MW para demanda máxima y ante la contingencia de la línea lne_4410_50052_1 se presenta sobrecarga en la línea lne_4404_4416_1 de 126% y lne_4416_4832_1 de 109%, ante la contingencia en mención se requiere la actuación del esquema suplementario para desconectar generación eólica actualmente implementado.
[bookmark: _Toc417051134]Año 2019
La lne_4408_4750_1 (FNC – AMY 230 kV) se encuentra repotenciada para el año 2019 pasando de 565 A a 825 A, este cambio en la red y sumado la entrada de la subestación la Virgen se pueden transferir en dirección sur – norte hasta 250 MW sin tener sobrecargas ni violaciones de tensión en estado normal de operación y de contingencias, con 300 MW se sobrecargan las líneas lne_4408_50000_1 y lne_4408_4750_1 al 115% ante la contingencia de lne_4410_50052_1, por tanto las alternativas para poder tener una capacidad de 300 MW son:
1. Instalación de un esquema suplementario para desconectar generación eólica y aliviar la sobrecarga de forma simular a los esquemas suplementarios instalados en la operación actual.
2. Construcción del segundo circuito del SIEPAC de 230 kV
[bookmark: _Toc417051135]Año 2021
El límite máximo de transferencia de Sur a Norte es de 200 MW, ante la contingencia lne_4410_50052_1 se sobrecarga la línea lne_4322_4330_1 en 108% y el transformador trf_4832_4834_1 en 101%, para este año se requiere la construcción del segundo circuito del SIEPAC de 230 kV.
[bookmark: _Toc417051136]Año 2024
El límite máximo de transferencia de Sur a Norte es de 250 MW, ante la contingencia lne_4410_50052_1 se sobrecarga la línea lne_4322_4330_1 en 113% para este año se requiere la construcción del segundo circuito del SIEPAC de 230 kV.
[bookmark: _Toc417051137]Resultados de cortocircuito
En la Figura 23 se muestran los niveles máximos de cortocircuito trifásico en las subestaciones de 230 kV para el año de 2021 considerando transferencias dirección Sur - Norte, se aprecia que el nivel de corto oscila entre 5 y 9 kA.
[image: ]
[bookmark: _Ref416996072][bookmark: _Toc417043219]Figura 23. Niveles máximos de cortocircuito trifásico (kA)

[bookmark: _Toc417051138]Resultados de estabilidad
[bookmark: _Toc417051139]Evento: Rechazo de generación de 110 MW de Tumarín
Se realizó el análisis de rechazo de generación de una unidad de Tumarin de 110 MW para el año 2021 considerando una transferencia internacional en dirección Sur – Norte de 200 MW (ver Figura 24 y Figura 25).
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[bookmark: _Ref417040405][bookmark: _Toc417043220]Figura 24. Respuesta de la generación eólica al rechazo de 110 MW de Tumarín
[image: ]
[bookmark: _Ref417040406][bookmark: _Toc417043221]Figura 25. Respuesta del voltaje y la frecuencia en las barras de 230 kV ante el rechazo de 110 MW en Tumarín
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[bookmark: _Toc417051140][bookmark: _Toc375302719]Evento: Salida de una de las líneas de interconexión con Costa Rica
Se realizó el análisis de la salida de una de las líneas de la interconexión con Costa Rica para el año 2021 considerando una transferencia internacional en dirección Sur – Norte de 200 MW (ver Figura 26, Figura 27 y Figura 28).
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[bookmark: _Ref417042555][bookmark: _Toc417043222]Figura 26. Respuesta de las plantas eólicas ante la salida de la línea
[image: ]
[bookmark: _Ref417042556][bookmark: _Toc417043223]Figura 27. Respuesta del voltaje y la frecuencia ante la salida de la línea
[image: ]
[bookmark: _Ref417042557][bookmark: _Toc417043224]Figura 28. Evolución de la potencia por las líneas de 230 kV
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Largo Plazo de 3 a 5 años


Mediano Plazo de 1 año


Despacho Económico de 24 horas


Descomposición temporal


Corto plazo de 1 semana














Mínima demanda 


Máxima demanda


Plan de expansión generación – transmisión
Sin atrasos


Plan de expansión generación – transmisión
Con atrasos








Potencia aportada por las turbinas


xxxxx


Sistema eléctrico, incluidas las máquinas rotativas


xxxx


Potencia demanda por las cargas


xxxxx











El control primario


Es el más rápido, operando en un margen de tiempo entre 2 y 30 segundos.


El control secundario


Opera en un margen de tiempo de entre 30 segundos y10minutos.


Actúa en el  ámbito del área de control, atendiendo a la frecuencia y al intercambio de potencia con las áreas vecinas.


El control terciario


Opera en un margen de tiempo superior a 10 minutos.


Actúa en el ámbito de un sistema eléctrico , buscando un reparto de cargas optimizado que asegure suficientes reservas de energía.


Actúa de forma local en cada generador síncrono, atendiendo a la velocidad de giro del eje. 


La rapidez de este control está limitada por la propia inercia de los generadores.





La rapidez de este control está limitada por la velocidad de toma de carga de cada una de las máquinas
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DFIG_2MW_BLP: Total Active Power in MW
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