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Abstract—This article describes the control scheme of an actual 

SCADA/EMS AGC (Automatic Generation Control) function and 

proposes a methodology for tuning the parameters of both 

generation units and AGC control systems. AGC tuning is split into 

two stages: unit control logic parameters and AGC system. In order 

to determine the optimal parameters, the application of a heuristic 

optimization algorithm, named MVMO (Mean-Variance Mapping 

Optimization), is proposed to solve a defined optimization problem. 

The proposed tuning methodology is validated using a realistic 

simulation environment named Operator Training Simulator 

(OTS). In addition, AGC system parameters are determined from 

real SCADA records and primary frequency response (PFR) 

obtained from frequency events recorded by the Ecuadorian 

WAMS (Wide Area Monitoring System). Finally, the AGC system 

is modeled in PowerFactory with the aim of achieving a realistic 

AGC model, considering a multimachine power system. For this 

aim, AGC control is implemented considering the realistic four-

seconds sampling period related to a SCADA/EMS and the 

implementation of a filter that measures the rate of change of 

frequency (ROCOF) for allowing the primary frequency control to 

be previously performed. This model is then validated by 

simulations of generation outage events using a reduced model of the 

Ecuador-Colombia interconnected power system in PowerFactory. 

 

Link to graphical and video abstracts, and to code: 

https://latamt.ieeer9.org/index.php/transactions/article/view/8475  

 
Index Terms—Automatic generation control, optimal 

parameters, SCADA/EMS, heuristic optimization, mean-variance 

mapping optimization, WAMS.  

I. INTRODUCCIÓN 

l control automático de generación (AGC) regula la salida 

de potencia de las unidades de generación eléctrica con el 

fin de mantener la frecuencia del sistema y el intercambio neto 

del área de control en sus valores programados. El valor de 

consigna enviado a las unidades de generación se determina a 

través del Error de Control de Área (ACE), este error debe ser 

anulado por el AGC. En términos generales, este ACE es la 

combinación lineal del error de frecuencia y del error en las 

potencias especificadas para los intercambios entre áreas de 

generación [1].  
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El controlador Proporcional-Integral-Derivativo (PID) es 

ampliamente usado para modelar el control de AGC, con 

parámetros que deben ser sintonizados para asegurar un control 

adecuado de la frecuencia e intercambio programado. Estos 

parámetros pueden ser sintonizados en base a un criterio de 

optimización. El concepto de técnicas óptimas de control para 

el AGC fue introducido en forma pionera en [2], esto hace 

factible el diseño de un AGC óptimo en base a una función 

objetivo. A partir de ahí, se han desarrollado técnicas de control 

moderno y control inteligente para AGC. Para la sintonización 

de los parámetros de AGC, los investigadores han desarrollado 

numerosos algoritmos de optimización heurísticos aplicados a 

los controladores clásicos, como son el controlador I [3]–[5], PI 

[6], [7], PID [8]–[11], etc. Los algoritmos de optimización 

heurística se utilizan también con controladores inteligentes 

como lógicas de control fuzzy combinados con controladores 

clásicos como PID [12]–[18]. En la literatura se encuentran 

novedosas propuestas que combinan controladores fuzzy 

adaptativos con redes neuronales [19] y modelos de control 

predictivo [20] para AGC. Sin embargo, todas estas propuestas 

tienen como objetivo por un lado mejorar la respuesta dinámica 

del control realizado y por otro lado acelerar la velocidad de 

convergencia y precisión de la solución óptima, y no consideran 

al AGC como una función de los sistemas SCADA/EMS 

(Supervisory Control and Data Acquisition/Energy 

Management System) de forma realista, es decir, usando 

lógicas de control reales y considerando los retardos 

correspondientes. Asimismo, tampoco es muy común que 

dichos modelos sean implementados en sistemas multimáquina, 

sino que se usan modelos simplificados, basados típicamente en 

funciones de transferencia, que permiten representar a un 

sistema interconectado. Esto limita enormemente su capacidad 

de reproducir fenómenos reales y, por tanto, limita la 

posibilidad de realizar una sintonización apropiada de los 

parámetros del AGC usando modelación y simulación.  

En base a lo mencionado, el presente trabajo propone 

modelar y sintonizar un AGC de un sistema SCADA/EMS real, 

usando además como referencia registros reales de los sistemas 

SCADA/EMS y WAMS del sistema eléctrico ecuatoriano. Para 

esto, el AGC se modela en PowerFactory, como parte de un 

modelo multimáquina del sistema interconectado Ecuador-

Colombia, considerando un periodo de muestreo realista de 4 s 

y la implementación de un filtro que permite realizar 

previamente el control primario de frecuencia. Superando de 

esta forma las limitaciones de las otras metodologías. 

El presente artículo se organiza de la siguiente forma: la 

sección II presenta el concepto de la sintonización del AGC. La 

sección III plasma la propuesta de sintonización óptima de los 
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parámetros del AGC. Asimismo, las secciones IV y V muestran 

la aplicación de la metodología de optimización, incluyendo la 

utilidad de los registros de tiempo real. La sección VI muestra 

el modelo dinámico multimáquina propuesto; y, finalmente, las 

principales conclusiones son resumidas en la sección VII. En el 

presente artículo, las siglas usadas están en idioma inglés por 

estandarización y facilidad de identificación en el ámbito 

académico y técnico. 

II. SINTONIZACIÓN DEL AGC 

La sintonización del AGC involucra un proceso iterativo de 

ajuste de parámetros específicos y el monitoreo de la respuesta 

de las unidades de generación individuales y el sistema como 

un todo, hasta alcanzar un rendimiento satisfactorio [21]. En las 

siguientes subsecciones de describen las lógicas de control del 

AGC de un sistema SCADA/EMS real, así como su 

procedimiento de sintonización y el desarrollo matemático 

propuesto para la sintonización óptima de parámetros del AGC. 

A. Lógica de Control del Sistema [21] 

El objetivo principal del AGC es controlar la señal de ACE 

filtrado. La señal de ACE se procesa para obtener una señal 

filtrada (FACE) que responda únicamente a errores prolongados 

de frecuencia. El filtro tiene una combinación ponderada del 

valor promedio del ACE en las últimas n mediciones (ACEAVG) 

y el valor del ACE pasado por un filtro exponencial (ACEEXP) 

[1]. Los factores de ponderación para ACEAVG y ACEEXP son 

GAVG y GEXP, respectivamente: 

 𝐹𝐴𝐶𝐸 = 𝐺𝐴𝑉𝐺𝐴𝐶𝐸𝐴𝑉𝐺 + 𝐺𝐸𝑋𝑃𝐴𝐶𝐸𝐸𝑋𝑃 (1) 

La expresión para ACEAVG en un tiempo t es: 

 
𝐴𝐶𝐸𝐴𝑉𝐺 𝑡

𝑛 =
1

𝑛
∑ 𝐴𝐶𝐸𝑡−𝑖+1

𝑛

𝑖=1

 (2) 

donde n es el número de muestras del promedio móvil. 

La expresión para ACEEXP es: 

 
𝐴𝐶𝐸𝐸𝑋𝑃(𝑡) = 𝐴𝐶𝐸𝐸𝑋𝑃(𝑡 − 1) +

𝐷𝐸𝐿𝑇

𝑇
× 

(𝐴𝐶𝐸(𝑡) − 𝐴𝐶𝐸𝐸𝑋𝑃(𝑡 − 1)) 

(3) 

donde DELT es el intervalo de tiempo entre ejecuciones de 

ciclo de control de AGC (4 s) y T es la constante de tiempo del 

filtro exponencial. 

Los parámetros de sintonización para la lógica de filtrado de 

ACE son n, T, GAVG y GEXP. 

En [23] se propone la optimización de promedio móvil para 

datos de precios de acciones con criterios de idoneidad, 

definidos por la suavidad y la precisión. Este concepto puede 

ser aplicado para la señal filtrada del ACE donde el suavizado 

y la precisión son importantes.  

La precisión se define como la diferencia entre el valor actual 

del ACE crudo y el valor del ACE filtrado en ese punto. En el 

tiempo t la precisión es: 𝑎𝑐𝑐𝑡 = |𝐴𝐶𝐸𝑡 − 𝐹𝐴𝐶𝐸𝑡|. Para el 

conjunto de datos completo, la precisión promedio se calcula de 

la siguiente manera: 

 

𝑎𝑐𝑐 =
1

𝑝
∑|𝐴𝐶𝐸𝑖 − 𝐹𝐴𝐶𝐸𝑖|

𝑝

𝑖=1

 (4) 

donde p es la longitud de la serie de tiempo. Esta estimación 

explica cómo el filtro del ACE promedio difiere del ACE crudo 

en promedio. Valores más pequeños de precisión son mejores. 

La otra medida de comparación es el suavizado. Es definido 

de la siguiente manera: 

 

𝑠𝑚𝑜 =  
1

𝑝
∑|𝐹𝐴𝐶𝐸𝑖 − 2𝐹𝐴𝐶𝐸𝑖−1 + 𝐹𝐴𝐶𝐸𝑖−2|

𝑝

𝑖=3

 (5) 

El suavizado representa la medida en que el ACE filtrado es 

suave y cuánto cambia de dirección. Cuanto menor sea el valor 

de suavidad, mejor será la respuesta. 

La función de costos a minimizar es la siguiente: 

 

𝐶𝑜𝑠𝑡 =
1

𝑝
∑|𝐴𝐶𝐸𝑖(𝑡) − 𝐹𝐴𝐶𝐸𝑖(𝑡)|

𝑝

𝑖=1

 (6) 

Sujeto a: 

 𝑠𝑚𝑜 = 𝑐𝑜𝑛𝑠𝑡 (7) 

donde smo es el Suavizado y const es el Valor de suavizado 

que se mantendrá constante durante la optimización de la 

precisión. 

B. Lógicas de Control del Generador [21] 

Esta subsección describe las lógicas de control del generador 

involucradas en el proceso de sintonización de AGC. 

1) Lógica de No Seguimiento 

Esta lógica determina si una unidad de generación está 

siguiendo su potencia deseada. La prueba se basa en la Potencia 

Real de la Unidad (PWGENX) y la Potencia Deseada de la 

Unidad (POD). La Fig. 1 muestra el diagrama de bloques de la 

lógica de no seguimiento. 

 
Fig. 1.  Diagrama de bloques de no seguimiento. 

 Los parámetros de sintonización del AGC involucrados en 

esta lógica son: T1, T2, KD y K6. La Fig. 2 muestra la relación 

de SUM1 y SUM2, con PWGENX y POD.  

 
Fig. 2.  Variables dinámicas de No Seguimiento. 

SUM1 retrasa POD y debe ser sintonizada de tal manera que 

cuando POD está cambiando a su máxima tasa sostenida 

(RATEX) la pendiente de SUM1 es paralela con POD, para ello 

se ajusta la variable T1. SUM2 es el error retrasado en SUM1 y 

la generación real (PWGENX) y debe tener un pico inicialmente 

antes de que la unidad comience a moverse y entonces decrece 
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mientras la unidad se mueve a RATEX, esto se consigue 

ajustando el valor de T2. 

La lógica de reintento se activa cuando SUM2>K6, existe un 

contador que contabiliza los ciclos en los cuales SUM2 supera 

el umbral de seguimiento (K6). Cuando llega al límite (cycle 

limit), contabiliza un primer reintento (retry counter), si se 

excede el límite de reintentos (retry limit) la unidad pasa a modo 

MANUAL. Una unidad en este modo de operación entrega 

potencia al sistema eléctrico, pero no es controlada por el AGC. 

En esta lógica, se busca minimizar ERR (error de no 

seguimiento), que es la diferencia entre la potencia real de la 

unidad (PWGENX) y la potencia deseada de la unidad retrasada 

en el tiempo (SUM1), lo cual se logra mediante las siguientes 

ecuaciones: 

 𝐸𝑅𝑅(𝑡) = 𝑃𝑊𝐺𝐸𝑁𝑋(𝑡) − 𝑆𝑈𝑀1(𝑡) (8) 

donde ERR es el Error de seguimiento de la unidad en 

megavatios (MW), PWGENX es la Generación real de la unidad 

(MW) y SUM1 es la Generación esperada retrasada de la unidad 

(MW). 

La expresión para la generación esperada retrasada de la 

unidad (SUM1) es: 

 
𝑆𝑈𝑀1(𝑡) = 𝑆𝑈𝑀1(𝑡 − 1) +

𝐷𝐸𝐿𝑇

𝑇1
× 

                        (𝑃𝑂𝐷(𝑡) − 𝑆𝑈𝑀1(𝑡 − 1)) 

(9) 

donde SUM1 es la Generación esperada retrasada de la 

unidad (MW), DELT es el intervalo de tiempo entre ejecuciones 

de ciclo de control de AGC (4 s) y T1 es la Constante de tiempo 

de seguimiento (segundos). 

La potencia deseada es calculada por el AGC de la siguiente 

manera: 

 𝑃𝑂𝐷𝑡 = 𝑃𝑂𝐷𝑡−1 + (𝑅𝑅𝐴𝑇𝐸 × 𝐷𝐸𝐿𝑇 60⁄ ) (10) 

donde PODt-1 es la potencia deseada calculada durante el 

último ciclo (MW) y RRATE es la rampa efectiva de la unidad 

en (MW/min). 

La función objetivo a minimizar es: 

 

𝑓 = ∑|𝐸𝑅𝑅(𝑡)|

𝑝

𝑖=1

 (11) 

Donde p es la longitud de la serie de tiempo. 

Sujeto a: 

Si la unidad está subiendo su potencia: 

 𝑆𝑈𝑀1(𝑡) ≥ 𝑃𝑊𝐺𝐸𝑁𝑋(𝑡) (12) 

Si la unidad está bajando su potencia: 

 𝑆𝑈𝑀1(𝑡) ≤ 𝑃𝑊𝐺𝐸𝑁𝑋(𝑡) (13) 

donde p es la longitud de la serie de tiempo. 

2) Lógica de Limitación de Rampa 

Esta lógica determina si una unidad de generación excede su 

capacidad de velocidad de respuesta inherente. La Fig. 3 

muestra el diagrama de bloques de la detección de limitación de 

rampa. 

 
Fig. 3.  Diagrama de bloques de Detección de Limitación de Rampa. 

La Fig. 4 muestra cómo SUM3 y SUM4 se relacionan con la 

potencia real del generador (PWGENX). La constante de tiempo 

T3 debe ser configurada de tal manera que SUM3 siga a la 

potencia real de la unidad, PWGENX. SUMP representa una 

estimación de la tasa de cambio de la unidad de generación en 

(MW/min).  

 
Fig. 4.  Variables dinámicas de Limitación de Rampa. 

La constante de tiempo T4 controla la cantidad de tiempo que 

la rampa de la unidad puede exceder el límite antes de que el 

bloqueo de comandos ocurra (SUM4>KRATLM). SUM4 debe 

tener el pico cuando la unidad está a su máxima tasa de cambio. 

KRATLM debe ser configurada para bloquear a la unidad 

comandos a una tasa más rápida de cambio que su rampa 

sostenida. Las variables de sintonización involucradas son: T3, 

T4 y KRATLM. 

En esta lógica se busca minimizar el error entre la respuesta 

estimada de la unidad (SUMP) y la rampa efectiva de la unidad 

(RRATE), mediante las siguientes ecuaciones: 

 𝐸𝑅𝑅𝑅𝐴𝑇𝐸 = 𝑅𝑅𝐴𝑇𝐸 − |max (𝑆𝑈𝑀𝑃)| (14) 

donde RRATE es la rampa efectiva de la unidad en 

(MW/min) y max(SUMP) es el valor pico o máximo de la 

respuesta estimada de la unidad en (MW/min). 

La respuesta de la unidad (SUMP) se calcula como: 

 
𝑆𝑈𝑀𝑃(𝑡) = (𝑃𝑊𝐺𝐸𝑁𝑋(𝑡) − 𝑆𝑈𝑀3(𝑡 − 1)) ×

60

𝑇3
 (15) 

La expresión para la generación de la unidad con retraso en 

el tiempo (SUM3) es: 

 
𝑆𝑈𝑀3(𝑡) = 𝑆𝑈𝑀3(𝑡 − 1) +

𝐷𝐸𝐿𝑇

𝑇3
× 

                           (𝑃𝑊𝐺𝐸𝑁𝑋(𝑡) − 𝑆𝑈𝑀3(𝑡 − 1)) 

(16) 

donde SUM3 es la Generación de la unidad con retraso en 

el tiempo (MW) y T3 es la Constante de tiempo de retardo 

de unidad (segundos).  

La función objetivo a minimizar es: 

 𝑓 = |𝐸𝑅𝑅𝑅𝐴𝑇𝐸| (17) 

III. DETERMINACIÓN DE PARÁMETROS ÓPTIMOS DE LÓGICAS 

DE CONTROL DE UNIDAD Y DEL SISTEMA DE AGC 

La identificación de parámetros óptimos es realizada a través 

del algoritmo heurístico de optimización denominado Mean-

Variance Mapping Optimization [22] (MVMO, por sus siglas 

en inglés), usando las funciones objetivo desarrolladas en la 

sección II.  

El procedimiento de sintonización se divide en dos fases: 

1) Sintonización de sublazos de control de unidades. 

2) Sintonización de parámetros del sistema. 

En la Fig. 5, se presenta el procedimiento de sintonización de 

AGC propuesto, donde se puede apreciar la existencia de dos 

instancias de análisis secuenciales, una vinculada con los 
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cómputos realizados en el SCADA/EMS y la otra relacionada 

con los cálculos realizados en Matlab. 

IV. APLICACIÓN DEL PROCEDIMIENTO PROPUESTO DE 

SINTONIZACIÓN DE AGC  

El proceso de sintonización requiere del cambio de 

parámetros en las lógicas de control de unidad y en el sistema 

en la funcionalidad de AGC del SCADA/EMS. 

 
Fig. 5. Algoritmo de sintonización propuesto de AGC. 

 

 Para esto, se requiere de un entorno de simulación que 

permita validar la metodología de sintonización que se plantea 

en el presente trabajo. En este sentido, se propone usar el 

Simulador de Entrenamiento de Operadores (OTS, por sus 

siglas en inglés). El OTS es un subsistema del SCADA/EMS 

que proporciona un ambiente para entrenamiento de la 

operación del sistema de potencia [24]. El OTS es capaz de 

proporcionar una representación realista de la respuesta estática 

y dinámica de largo plazo del sistema de potencia y tiene todas 

las funciones de tiempo real del EMS, incluyendo el AGC.  

A. Sintonización Parámetros Lógica de No Seguimiento 

Se aplica la metodología de sintonización descrita en la 

sección anterior, y se obtienen los parámetros óptimos de la 

lógica de no seguimiento. Como ejemplo, se utiliza una unidad 

de la central hidroeléctrica Molino (cuyas fases AB y C suman 

1100 MW), debido a que las unidades de esta central son las 

que realizan el control secundario en el sistema eléctrico 

ecuatoriano. En la  

 

Fig. 6 se presentan las variables dinámicas de la lógica de no 

seguimiento de la unidad para una rampa de subida, 

considerando los parámetros originales. 

 

Se observa que SUM1 no realiza un seguimiento adecuado de 

la Potencia Real de la unidad PWGENX, lo cual produce un 

error de seguimiento SUM2, que se mantiene hasta después de 

que la unidad alcanza su valor de consigna. Adicionalmente, el 

valor del umbral K6 es demasiado grande, con lo cual esta 

lógica nunca se va a activar. Posteriormente, se realiza el 

proceso de optimización propuesto y se evalúan los resultados. 

En la Tabla I se presentan los parámetros originales y los 

parámetros óptimos. 

 
 

Fig. 6.  Variables dinámicas lógica de no seguimiento rampa de subida unidad 

de Molino con parámetros originales. 

 
TABLA I 

PARÁMETROS ORIGINALES Y ÓPTIMOS LÓGICA DE NO SEGUIMIENTO 

Variable Unidad Valor original Valor óptimo 

T1 segundos 60 9 

T2 segundos 180 60 

KD MW 15 0 
K6 MW 115 3 

El error de seguimiento retrasado SUM2, se obtiene como 

consecuencia de realizar una adecuada sintonización de la 

constante de tiempo T1 para SUM1, por lo cual, T2 no se obtiene 

a través de un proceso de optimización.  

Mediante simulación en OTS se observa que un rango 

adecuado para T2 es 40-80 s. KD es un valor por debajo de la 

mínima diferencia entre SUM1 y la Potencia Real PWGENX, 

para este caso, se consideró un valor de 5%. K6 es un valor 

superior al pico de SUM2, para este caso se consideró un valor 

de 50% por encima del pico de SUM2, que no produce continua 

activación de la lógica de no seguimiento. 

Las variables dinámicas de la lógica de no seguimiento con 

los valores óptimos obtenidos se pueden observar en la Fig. 7. 

 
Fig. 7.  Variables dinámicas lógica de no seguimiento rampa de subida unidad 
de Molino con parámetros óptimos. 

Con los valores óptimos, se observa que el comportamiento 

dinámico de las variables es el mismo que se esperaba obtener, 

de acuerdo con la Fig. 2. 

B. Sintonización Parámetros Lógica de Limitación de Rampa  

El comportamiento dinámico de las variables con los 

parámetros originales se observa en la Fig. 8. 



130                                                                                                                           IEEE LATIN AMERICA TRANSACTIONS, Vol. 22, No. 2, FEBRUARY 2024 

 

 
Fig. 8.  Variables dinámicas lógica de limitación de rampa para rampa de 

subida unidad de Molino con parámetros originales. 

Se observa que SUMP (eje derecho) alcanza el valor de 40 

MW/min aproximadamente y no llega al valor esperado de 50 

MW/min, y que SUM4 una vez alcanzado el pico decrece 

lentamente hasta alcanzar el valor de cero. El umbral KRATLM 

se debe ajustar ligeramente por encima del pico de SUM4; sin 

embargo, como se observa en las gráficas la diferencia entre el 

pico de SUM4 y el umbral KRATLM es demasiado grande, por 

lo que, la lógica de limitación de rampa nunca se activaría. 

El valor óptimo para la variable T3 se obtiene a través del 

algoritmo de optimización para que el valor de SUMP sea lo 

más próximo a la rampa efectiva de la unidad (50 MW/min), 

SUM4 es el valor retrasado de SUMP, por lo tanto, T4 no es 

sujeto de optimización. Mediante simulación en OTS se obtiene 

que un valor adecuado para T4 es 10-40 s. Los parámetros 

originales y óptimos se encuentran en la Tabla II. 

TABLA II 
PARÁMETROS ORIGINALES Y ÓPTIMOS LÓGICA DE LIMITACIÓN DE RAMPA 

Variable Unidad Valor original Valor óptimo 

T3 segundos 60 33 

T4 segundos 180 20 

KRATLM MW 50 50 

El comportamiento dinámico de las variables con valores 

óptimos se observa en la Fig. 9. 

 
Fig. 9.  Variables dinámicas lógica de limitación de rampa para rampa de 
subida unidad de Molino con parámetros óptimos. 

Como se observa, el valor de SUMP (eje derecho) es 

aproximadamente 50 MW/min, consiguiendo que SUMP 

responda de acuerdo con la rampa efectiva de la unidad. 

C. Sintonización de Parámetros del Sistema 

Se realiza una simulación en OTS con unidades de 

generación en control de AGC, durante una hora, con 

variaciones de carga de 250 MW cada 10 min en demanda 

media y con un ruido de la demanda del 5%. De esta manera, se 

obtuvieron los valores de ACE crudo que se requieren para 

realizar la optimización. Con los valores del ACE crudo, se 

obtienen los valores para el filtro del ACE para diferentes 

niveles de suavizado, los cuales se observan en la Tabla III. 

TABLA III 
VALORES ÓPTIMOS PARA DIFERENTES NIVELES DE SUAVIZADO 

N (número 
muestras) 

T (s) Suavizado 
(MW) 

Precisión 
(MW) 

36 70 0.1 3.79 

15 12 0.5 2.30 
5 8 1.0 1.74 

7 5 1.5 1.43 

2 5 2.0 0.81 
2 4 2.5 0.57 

1 5 3.0 0.24 

 

Para los parámetros originales del ACE (N = 15 y T = 12 s) 

se obtiene un suavizado de 0.5 MW y una precisión de 2.3 MW. 

Se evalúan los parámetros obtenidos y se determina que un 

suavizado mayor a 1 MW es muy pobre por lo cual se proceden 

a descartar estas soluciones. Los mejores parámetros son los 

obtenidos para un suavizado de 0.1 MW y 1 MW, como se 

observa en la Fig. 10, en la cual se realiza una comparación 

entre el ACE crudo, FACE original y FACE para un suavizado 

de 0.1 y 1 MW, respectivamente, en ventana de 5 min.  

 
Fig. 10.  ACE crudo, FACE original y FACE óptimos para ventana de 5 min. 

Es necesario realizar una medición de la calidad de la 

frecuencia obtenida con los parámetros del AGC en su conjunto 

(lógicas de control de unidad y filtro del ACE), para lo cual se 

propone usar el parámetro Épsilon 1. Épsilon 1 es un valor 

estadístico que significa la raíz cuadrática media (RMS) de los 

promedios de error de frecuencia de un minuto [25]. Como se 

observa en la Fig. 11, con los parámetros del filtro para un 

suavizado de 1 (MW) se obtienen valores menores a los 

obtenidos con los parámetros originales y los parámetros con 

suavizado de 0.1 (MW). Es decir, los errores con respecto a la 

frecuencia objetivo disminuyen, con lo cual se puede concluir 

que el AGC está realizando un mejor control. Esto se ratifica en 

la Tabla IV, en la cual se observa que el menor valor de Épsilon 

1 se obtiene para un suavizado de 1 (MW).  
TABLA IV  

ÉPSILON 1 PARA SOLUCIONES ÓPTIMAS 

Suavizado (MW) Precisión (MW) Épsilon 1 (mHz) 

1.0 1.74 13.07 

0.5 2.30 13.67 
0.1 3.79 15.82 
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Fig. 11.  Épsilon 1 obtenido con parámetros originales y mejores soluciones 

óptimas. 

Los parámetros del FACE con un suavizado de 1 (MW) son 

los óptimos debido a que siguen tendencialmente al ACE crudo, 

filtrando el ruido y mejorando el control del AGC. 

V. CÁLCULO DE LA RESPUESTA DE FRECUENCIA USANDO 

REGISTROS DINÁMICOS DEL WAMS 

La respuesta de frecuencia (𝛽) es la expresión matemática del 

cambio neto en el intercambio real neto de un área de control 

para un cambio en la frecuencia de interconexión [25]. Para 

determinar la respuesta de frecuencia, en primer lugar se deben 

seleccionar eventos de frecuencia, y para esta selección se 

pueden usar los criterios de NERC establecidos en [26].  

NERC hace referencia a tres eventos claves para describir un 

disturbio de frecuencia. La Fig. 12 muestra la excursión de 

frecuencia en un evento registrado en el sistema eléctrico 

ecuatoriano. El punto A es una frecuencia pre-disturbio, 

típicamente cercana a 60 Hz, el punto C es el de máxima 

excursión (Nadir) y el punto B es la frecuencia de estabilización 

de la interconexión, previo a realizar regulación secundaria.  

 
Fig. 12.  Excursión de frecuencia típica para el sistema eléctrico ecuatoriano. 

 NERC utiliza un intervalo de muestreo estandarizado de 

aproximadamente 16 segundos antes del evento hasta la hora 

del evento para los valores pre-evento de frecuencia e 

intercambio (Valores A), y aproximadamente 20 a 52 segundos 

después del evento para los valores post-evento de frecuencia e 

intercambio (Valores B) [27].  

Se realiza el cálculo de la respuesta de frecuencia usando la 

siguiente ecuación: 

 
𝐹𝑅 =

𝑁𝑖𝐵 − 𝑁𝑖𝐴 − (𝐺𝑙 + 𝐿𝑙)

(𝑓𝐵 − 𝑓𝐴) × 10
 

𝑀𝑊

0.1 𝐻𝑧
 (18) 

Donde 

NiB es el intercambio neto en el punto B 

NiA es el intercambio neto en el punto A 

Gl es la generación perdida durante el evento (-) 

Ll es la carga perdida durante el evento (+) 

fB es la frecuencia en el punto B 

fA es la frecuencia en el punto A 

Finalmente, se calcula la respuesta de frecuencia media 

estimada (mediana) y la respuesta de frecuencia promedio 

estimada de todos los eventos de frecuencia considerados.  

Para el cálculo de la respuesta de frecuencia para el sistema 

eléctrico ecuatoriano, se usaron mediciones sincrofasoriales del 

sistema WAMS de CENACE, para determinar los puntos A 

(pre-disturbio) y B (post-disturbio) de frecuencia e intercambio. 

Se obtienen los resultados presentados en la Tabla IV. 

TABLA V 

RESPUESTA DE FRECUENCIA PARA EVENTOS DETECTADOS CON MEDICIONES 

SINCROFASORIALES 

Evento Cambio de 

Frecuencia 

B a A (Hz) 

Cambio de 

Intercambio 

B a A 
(MW) 

Generación 

(-) o Carga 

perdida (+) 
(MW) 

Respuesta 

de 

Frecuencia 
(MW/0.1 

Hz) 

1 -0.118 -341.08 -388 -39.76 

2 -0.257 0 -98.43 -38.30 
3 -0.137 25 -370 -288.32 

4 -0.08 -75.34 -106.1 -38.45 
5 -0.124 42.06 -310 -283.92 

6 -0.127 3.76 -220 -176.19 

7 -0.091 30.14 -264 -323.33 
8 -0.055 27.89 -125 -277.98 

De los eventos registrados, solo los eventos 1, 2 y 4 

corresponden a eventos del sistema eléctrico ecuatoriano, el 

resto de los eventos de frecuencia se originaron en el sistema 

colombiano. La respuesta de frecuencia, calculada para el 

sistema ecuatoriano, se muestra en la Tabla V. 

TABLA VI 
RESPUESTA DE FRECUENCIA DEL SISTEMA ECUATORIANO 

Respuesta de Frecuencia Mediana 

Estimada (MW/0.1 Hz) 

Respuesta de Frecuencia Promedio 

Estimada (MW/0.1 Hz) 

-38,45 -38,84 

 

NERC, en [27], establece que el Bias de Frecuencia no debe 

establecerse en menos del 100-125% de la Respuesta Natural 

de Frecuencia o el 0.9% de la carga pico del área de control.  

Por lo tanto, el valor de Respuesta de Frecuencia determinado 

es la base para establecer el Bias de Frecuencia, que se usará en 

la ecuación del ACE, el cual, a partir del criterio de 100-125% 

mencionado, debería ser de entre 384 y 480 MW/Hz. En un 

futuro trabajo se determinará el valor óptimo de este parámetro. 

VI. MODELO DE AGC PROPUESTO CONSIDERANDO UN 

SISTEMA MULTIMÁQUINA Y CARACTERÍSTICAS REALES 

En [28] se plantea la modelación del AGC en PowerFactory, 

considerando su implementación en un sistema multimáquina; 

sin embargo, el modelo no permite un adecuado control 

primario de frecuencia para posteriormente realizar el control 

secundario de frecuencia. Un AGC real tiene un tiempo de 

actualización de los lazos de control de segundos (e.g. 4 s el de 

Ecuador); además, la señal de ACE no se corrige directamente, 
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sino que se lo realiza a través de una señal filtrada del ACE, que 

permite realizar correcciones tendenciales del ACE y eliminar 

el ruido presente en la demanda. En este sentido, para lograr una 

modelación realista del AGC, en este trabajo se plantean 

mejoras al modelo propuesto en [28]. Este modelo mejorado se 

implementa en un modelo multimáquina reducido del Sistema 

Nacional Interconectado (SNI) del Ecuador interconectado con 

Colombia, implementado en PowerFactory. 

El AGC en el área de Colombia controla únicamente la 

frecuencia, mientras que el AGC de Ecuador controla 

frecuencia e intercambio. El bias de frecuencia usado en el 

AGC real del SCADA/EMS del Ecuador actualmente es de 300 

MW/Hz, y es el valor que se usará en el modelo para conseguir 

una simulación realista. Cabe mencionar que este valor debería 

ser posteriormente modificado, en función de la identificación 

óptima del bias, que en este trabajo se determina que estará 

entre 384 y 480 MW/Hz.  

El modelo de AGC se implementa usando DIgSILENT 

simulation language (DSL, por sus siglas en inglés). En la Fig. 

13 se presenta el Composite Frame para el AGC de Ecuador que 

contiene los slots de mediciones de frecuencia e intercambio, 

un slot generador de pulsos que se encargará de enviar pulsos 

de control cada 4 s y un slot para el control de AGC. Debido a 

que el AGC para Colombia, tiene los mismos elementos del 

AGC para Ecuador, en adelante se describirá únicamente el 

controlador de AGC para Ecuador.  

 
Fig. 13.  Composite Frame para AGC en Ecuador. 

La Definición de bloques para AGC de Ecuador se puede 

observar en la Fig. 14, y está formado por los siguientes sub-

bloques: 

Cálculo de Desviación de Frecuencia: En este sub-bloque, 

se calcula la desviación de frecuencia df y se lo multiplica por 

el bias de frecuencia Kbias para convertir esta desviación a 

unidades de (MW). Para conseguir que el AGC tenga una 

respuesta realista, se agregó a este sub-bloque un filtro después 

de la frecuencia medida fmeas, denominado ROCOF (Rate of 

change of frequency por sus siglas en inglés), que mide la tasa 

de cambio de la frecuencia respecto al tiempo y se define un 

umbral por encima del cual el AGC no realizará corrección en 

frecuencia durante la regulación primaria.  

Cálculo de Desviación de Potencia Neta de Intercambio: En 

este sub-bloque se calcula la potencia neta de intercambio y la 

desviación de potencia de intercambio en por unidad respecto a 

la potencia neta de referencia. 

La contribución de frecuencia y la contribución de 

intercambio al ACE se pasan por bloques denominados flipflop 

que en conjunto con la señal de pulso permiten realizar el 

muestreo de estas señales cada 4 segundos, para calcular el 

ACE de Ecuador mediante la siguiente ecuación: 

 𝐴𝐶𝐸 = 𝑑𝑃𝑛𝑒𝑡 − 𝐾𝑏𝑖𝑎𝑠 × 𝑑𝑓 (19) 

En (19) se usa la convención de signos que permite obtener 

un ACE negativo para una pérdida de generación y un ACE 

positivo cuando existe pérdida de carga. 

Cálculo del ACE filtrado: En este sub-bloque se calcula el 

ACE filtrado, que tiene dos componentes: un filtro exponencial 

más un promedió móvil con factores de ponderación: 

 𝐹𝐴𝐶𝐸 = 𝐴𝐶𝐸𝑒𝑥𝑝 × 𝑊1 + 𝐴𝐶𝐸𝑚𝑎𝑣𝑔 × 𝑊2 (20) 

Controlador PI: En este sub-bloque, se calcula la potencia 

activa de AGC para corregir el FACE mediante las siguientes 

ecuaciones: 

 

𝑃𝑎𝑔𝑐 = 𝐾𝑃𝐹𝐴𝐶𝐸 + 𝐾𝐼 ∫ 𝐹𝐴𝐶𝐸𝑑𝑡

𝑡2

𝑡1

 (21) 

 𝑃𝑎𝑔𝑐.𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝑃𝑎𝑔𝑐 ≤ 𝑃𝑎𝑔𝑐.𝑚𝑎𝑥  (22) 

Cálculo de la Señal de Control de AGC: En este sub-bloque, 

la salida del controlador PI se multiplica por una constante de -

1 de esta manera se obtiene Pagc (Pagc positivo indica la cantidad 

de generación que el área de control debe aumentar para 

corregir el FACE, mientras que un Pagc negativo indica la 

cantidad de generación que debe disminuir para corregir el 

FACE). Pagc es la señal de control que se distribuye para las 

unidades que van a realizar regulación, mediante los factores de 

participación asignados a la unidad. La suma de los factores de 

participación debe ser igual a 1.  

En el modelo propuesto se utilizan las unidades de la fase C 

de Molino (unidades 6 a la 10) para el control de AGC, cuyos 

factores de participación se calculan con la siguiente ecuación: 

 
𝑃𝐹𝑖 =

𝑅𝐸𝐺_𝐿𝐼𝑀𝑖

∑ 𝑅𝐸𝐺_𝐿𝐼𝑀𝑖

      𝑖 = 1,2, … , 𝑛 (23) 

Donde  

n es el número de unidades en control de AGC que participan 

en la regulación secundaria de frecuencia.  

REG_LIM = LIMH-LIML 

Donde  

LIMH es el límite superior de regulación 

LIML es el límite inferior de regulación 

Los límites de regulación de las unidades de la fase C de 

Molino son 113 [MW] y 25 [MW] superior e inferior 

respectivamente, con lo cual se obtiene un factor de 

participación de 0.2 para cada unidad. 
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Fig. 14. Definición de bloques del controlador de AGC para Ecuador. 

A. Simulación de Control de Frecuencia Realizado por AGC 

en el Modelo del SNI Reducido del Ecuador 

La simulación se llevó a cabo en un escenario de demanda 

máxima con 200 MW de exportación a Colombia. Se realiza la 

simulación de pérdida de generación de 180 MW en el área de 

Ecuador, para observar el control realizado por el modelo de 

AGC propuesto.  

Como se puede observar en la Fig. 15, para el modelo 

propuesto, después del control primario de frecuencia (lo cual 

no era factible de realizar con el modelo propuesto 

originalmente en [28]), actúa el AGC restableciendo la 

frecuencia a su valor de referencia, en un tiempo realista.  

 
Fig. 15.  Frecuencia ante el disparo de una unidad de generación en el área de 

Ecuador. 

La corrección del error de intercambio es mucho más lenta, 

como se puede observar en la Fig. 16. 

El modelo propuesto permite obtener una respuesta de control  

 

realista de AGC en ciclos de 4 s y mediante el filtro de tasa de 

cambio de frecuencia (ROCOF) permite una respuesta 

adecuada del control primario y secundario de frecuencia, lo 

cual se observa en la Fig. 17. 

 
Fig. 16.  Intercambio ante el disparo de una unidad de generación en Ecuador. 

 
Fig. 17.  ROCOF y Frecuencia para control primario y secundario. 
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Otro factor que influye en el control realista que realiza el 

modelo propuesto de AGC es el cálculo del valor filtrado del 

ACE, denominado FACE, que es la señal de error que 

realmente se corrige por el AGC. Adicionalmente, se observa 

que el FACE también contribuye a que el AGC no actúe 

rápidamente, dando oportunidad a que se realice el control 

primario de frecuencia, como se observa en la Fig. 18. 

 
Fig. 18.  ACE y FACE. 

 En la Fig. 19, se observa la variación de potencia de las 

unidades de Ecuador y Colombia en control de AGC. El 

generador equivalente de Colombia tiene un AGC para 

corrección del error de frecuencia, por lo que ante la pérdida de 

generación en Ecuador sube su potencia, hasta que las unidades 

de generación de Ecuador en control de AGC, corrigen la 

frecuencia y el intercambio, subiendo su generación, de tal 

manera que la generación en Colombia disminuye 

restableciendo su valor previo a la contingencia. 

 
Fig. 19.  Potencias de generación de las unidades bajo control de AGC en 

Ecuador y Colombia. 

VII. CONCLUSIÓN 

En el presente trabajo, se propone una novedosa metodología 

de sintonización óptima de los parámetros del AGC, definiendo 

apropiadas funciones objetivo, que reflejan la sintonización 

tanto del control de unidad como de los parámetros de AGC que 

influyen en el comportamiento de todo el sistema. Estas 

funciones se optimizan con el algoritmo de optimización 

heurística MVMO. En un futuro trabajo, es necesario aplicar la 

metodología con registros reales del SCADA/EMS para obtener 

los parámetros óptimos de las unidades de generación y en 

conjunto, con los parámetros óptimos del sistema, aplicarlos al 

AGC real. Adicionalmente, se proponen mejoras al modelo de 

AGC de PowerFactory propuesto en [28] de forma tal de 

obtener una modelación realista del AGC en un sistema 

multimáquina. Este modelo es luego implementado en el 

sistema eléctrico ecuatoriano interconectado con Colombia, 

modelado en PowerFactory. El control de AGC del modelo 

propuesto permite realizar la regulación primaria de frecuencia 

a través de un filtro de ROCOF para posteriormente realizar la 

regulación secundaria de frecuencia en tiempos ajustados a la 

realidad, tomando en consideración la actualización discreta 

cada 4 s de un SCADA real. Finalmente, usando registros del 

sistema WAMS, se determinó el Bias del sistema en función de 

la Respuesta de Frecuencia Estimada real del sistema. En un 

trabajo futuro, con el modelo de AGC desarrollado en 

PowerFactory, y simulando escenarios para diferentes niveles 

de demanda, se determinará el valor óptimo del bias de 

frecuencia, así como de los parámetros Kp y Ki del controlador 

PI, a través de una metodología de optimización embebida en 

PowerFactory, en la cual se está trabajando. 
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