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Capítulo 1 

Objetivos y estructura de la tesis 
 

1.1. Introducción  

El actual modelo energético global se sustenta principalmente en fuentes de energía fósiles 
finitas, como el petróleo y el carbón. Por este motivo, el modelo es insostenible a largo plazo 
desde un punto de vista económico, ambiental y social. 

Por lo tanto, se están llevando a cabo acciones encaminadas a reducir la dependencia de este 
tipo de energías. Una de ellas es la apuesta por el desarrollo de las energías renovables, que 
favorecen la lucha contra el cambio climático y ayudan a asegurar el suministro de energía a 
través de la disminución de la dependencia energética del exterior. 

En este sentido, el crecimiento de las energías renovables ha experimentado en los últimos 
años un aumento sin precedentes, alcanzándose valores récord de potencia instalada y 
energía generada por estas fuentes. 

En el año 2004, la potencia renovable mundial destinada a la producción de electricidad era 
de 160 GW. A finales del año 2014 alcanzó los 657 GW, de los cuales la generación eólica 
representa el 56,3 %, la generación fotovoltaica el 26,9 % y la generación solar termoeléctrica 
el 0,7 %. En la Unión Europea la potencia renovable total instalada alcanzó los 255 GW a 
finales de 2014 [1]. 

Se espera que esta tendencia en el desarrollo de las energías renovables continúe. Conforme 
a varias estimaciones, para el año 2030 la potencia renovable total instalada a nivel mundial 
podría alcanzar los 3100 GW [2]. 

En Europa el desarrollo de las energías renovables se ve promovido por planes estratégicos 
nacionales y supranacionales. De acuerdo a estos planes, se propone que el 20 % de la 
energía consumida en Europa provenga de fuentes renovables para el año 2020 y un 30 % 
en 2030 [3,4]. 

En este contexto, la integración de la generación de origen renovable en los sistemas 
eléctricos se ha convertido en un reto. Determinadas características inherentes a la 
generación renovable dificultan su integración. Una de ellas, quizás la más importante, es la 
variabilidad del recurso o fuente primaria del que dependen. En el caso de la generación 
eólica y la generación fotovoltaica, al variar la velocidad del viento y la irradiancia 
respectivamente, la potencia producida por estas fuentes también varía en consecuencia. 
Esto se traduce en una generación fluctuante de potencia que ha de ser compensada por los 
elementos de regulación presentes en el sistema para mantener el equilibrio entre generación 
y demanda que se requiere en un sistema eléctrico. 
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Al incrementarse la penetración de la generación renovable, también se incrementa la 
necesidad de compensar la potencia fluctuante que producen. Tradicionalmente, los 
elementos de regulación encargados de mantener este equilibrio son los reguladores de 
potencia-frecuencia de los generadores síncronos presentes en las centrales eléctricas. Por 
consiguiente, una mayor capacidad de regulación por parte de estos elementos puede ser 
requerida. 

Por otro lado, en los sistemas eléctricos es necesario el mantenimiento de un perfil de 
tensiones adecuado para lograr un correcto funcionamiento del conjunto, minimizando las 
pérdidas en el transporte y estableciendo un punto de operación alejado de la inestabilidad 
de tensión. En la práctica, el mantenimiento de las tensiones se realiza principalmente a 
través de la capacidad de regulación de la potencia reactiva proporcionada por los 
generadores síncronos de las centrales eléctricas. Hasta no hace mucho tiempo, las 
generaciones eólica y fotovoltaica no eran capaces de ofrecer ningún tipo de regulación de 
potencia reactiva, por lo que una penetración elevada de este tipo de energías podría causar 
una merma en la capacidad de regulación de tensión en los sistemas eléctricos. 

Los grandes sistemas eléctricos continentales como el europeo, gestionado por los 
miembros de la European Network of Transmission System Operators for Electricity (ENTSO-E), 
poseen una gran inercia y sus capacidades de regulación son elevadas. Esto permite una 
integración de generación renovable alta sin necesidad de tomar medidas extraordinarias. 
En Europa, altas penetraciones de energía eólica (hasta un 20 %) podrían alcanzarse sin 
necesidad de contar con capacidad de regulación de potencia activa adicional [5]. En cambio, 
los sistemas eléctricos pequeños y aislados, como aquellos presentes en pequeñas islas, 
presentan bajas inercias y capacidades de regulación limitadas, lo cual dificulta la 
introducción de las energías renovables. 

Desde hace unos años, fabricantes de aerogeneradores e inversores fotovoltaicos han 
implementado nuevas capacidades como la regulación de potencia activa, la capacidad de 
regulación de tensión y, además, la de soporte de faltas. Estas nuevas características pueden 
ayudar a aumentar la penetración de la generación renovable en los sistemas eléctricos, 
especialmente en aquellos pequeños y aislados. 

Asimismo, las interconexiones entre distintos sistemas eléctricos se presentan como una 
forma de reforzar los mismos, obteniéndose en su conjunto, una mayor inercia y unas 
mayores capacidades de regulación. Este refuerzo de los sistemas, conjuntamente con la 
posibilidad de realizar intercambios de energía, permite considerar a las interconexiones 
como una opción más para lograr aumentar la penetración de la generación renovable, sobre 
todo en sistemas pequeños y aislados. 

Por otro lado, el almacenamiento de energía se ha considerado como una solución para 
integrar toda aquella potencia renovable que no puede ser consumida en el sistema en los 
momentos de gran producción renovable y/o baja demanda. Por lo tanto, el 
almacenamiento representa un recurso más para lograr mayores niveles de penetración 
renovable en los sistemas eléctricos. 
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1.2.  Objetivos de la tesis 

En esta tesis se ha propuesto un trabajo de investigación que analiza el aumento de la 
penetración de las energías renovables en los sistemas eléctricos pequeños y aislados, y en 
especial, en el ámbito de los sistemas eléctricos canarios (SEC). Para ello se han tenido en 
cuenta aspectos comentados en el punto anterior. 

Se toma como base para el análisis los sistemas eléctricos esperados para el año 2020. 

En concreto, se pretende estudiar las características o capacidades de soporte de huecos de 
tensión proporcionadas por la generación fotovoltaica y la generación eólica y la capacidad 
control de tensión y de emulación de inercia que ofrecen los aerogeneradores más 
modernos. 

Además, se analizan las posibilidades de interconexión entre las islas y entre estas y el 
continente africano, teniendo en cuenta además el almacenamiento ofrecido por centrales 
hidroeléctricas reversibles. 

Se realiza una valoración de la integración en los SEC de la generación eólica con las 
capacidades de soporte de huecos de tensión,  control de tensión y EI haciendo uso del 
tiempo crítico de eliminación (TCE). 

1.3. Estructura de la tesis 

La tesis se ha estructurado de la siguiente manera: 

En el capítulo 2, como un primer paso, se presentan las capacidades de emulación de inercia 
(EI), control de tensión y soporte de huecos de tensión que pueden ser proporcionadas por 
la generación renovable. Asimismo, se analiza el comportamiento de la EI desarrollada por 
aerogeneradores síncronos multipolo con convertidores para toda su potencia (GSM) en un 
sistema eléctrico de prueba creado para tal fin. El análisis se realiza en régimen dinámico y 
considera la pérdida de generación convencional abordando varios supuestos. Para ello se 
hace uso de la aplicación informática PSS®E en su versión 32. 

En el capítulo 3 se estudia cómo afecta la capacidad de EI desarrollada por los GSM sobre 
los SEC. Se ha procurado realizar el mismo análisis planteado en el anterior capítulo, o sea, 
estudiándose la EI ante pérdidas de generación convencional. 

En el capítulo 4 se aborda las interconexiones y el almacenamiento constituido por centrales 
hidroeléctricas reversibles. El análisis explora las interconexiones entre los SEC, y entre 
estos y los sistemas eléctricos africanos más próximos a Canarias. Esta última interconexión 
posibilitaría incluso la conexión con el sistema eléctrico europeo a través de la península 
ibérica. Para ello, se han supuesto varias interconexiones y almacenamientos hidroeléctricos, 
y se han propuesto unos escenarios con alta penetración de generación eólica y generación 
fotovoltaica instalada, estudiándose su viabilidad técnica. Al igual que en los capítulos 
anteriores se utilizó la aplicación informática PSS®E en su versión 32. 

En el capítulo 5 se ha llevado a cabo una evaluación de la integración de los modernos 
aerogeneradores con sus capacidades de control en los SEC a través del tiempo crítico de 
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eliminación (TCE), considerando la metodología de cálculo de este parámetro propuesta 
por el operador del sistema. 

En el capítulo 6 se describen las principales conclusiones de la tesis así como los futuros 
trabajos que pudieran ser abordados. 

En los apéndices se recogen algunos temas necesarios para la mejor compresión de los 
capítulos. En el apéndice A se presentan las principales características de los sistemas 
eléctricos que han sido objeto de estudio en esta tesis. En el apéndice B se describe la 
implementación de los sistemas eléctricos en la herramienta informática PSS®E. En el 
apéndice C se han presentado algunos aspectos básicos del transporte de energía eléctrica 
en alta tensión de corriente continua que permiten tener un mejor entendimiento de las 
interconexiones de este tipo estudiadas en la presente tesis. Por último, en el apéndice D se 
recoge la asignación de potencia de los generadores gestionables para el análisis realizado en 
el Capítulo 4. 



 
Capítulo 2 

Emulación de inercia y otras capacidades 
 

2.1.  Introducción  

En este capítulo se introducen los conceptos de EI, capacidad de soporte de huecos de 
tensión y capacidad de control de tensión asociados a la generación renovable. 
Conjuntamente, se analiza los efectos que produce la generación eólica con EI sobre un 
sistema eléctrico modelado con este objetivo. 

2.2.  Capacidad de emulación de inercia 

2.2.1. Concepto de emulación de inercia 
Determinados tipos de generadores de origen renovable, como pueden ser los generadores 
eólicos o los generadores fotovoltaicos, se conectan a los sistemas eléctricos a través de 
convertidores electrónicos de potencia. En el caso de la generación eólica, estos dispositivos 
permiten aprovechar una mayor gama de vientos.  

Los aerogeneradores de inducción doblemente alimentados, o tipo 3, tienen un convertidor 
conectado a su rotor. Ante una variación de frecuencia, la potencia proporcionada depende 
del par electromagnético en el entrehierro y éste, en parte, del control implementado en el 
convertidor. Los aerogeneradores conocidos como tipo 4 están equipados con 
convertidores que gestionan toda la potencia que inyectan a la red. 

Sin embargo, la conexión a través de estos convertidores de potencia dificulta que los 
generadores aporten su inercia al sistema. 

En sistemas eléctricos con penetración de este tipo de generación se produce una reducción 
de la inercia total, lo cual es objeto de preocupación y estudio por parte de los operadores 
de los sistemas eléctricos [6-8]. Como es lógico, en sistemas eléctricos pequeños y aislados 
como los de las islas Canarias, esta disminución de la inercia puede acarrear problemas de 
importancia en el control del sistema ante un determinado evento. 

Desde hace unos años se planteó la posibilidad de que los aerogeneradores pudieran aportar 
inercia a través de la implementación de un control en sus convertidores electrónicos de 
potencia [9-11]. De este modo, los aerogeneradores podrían proporcionar parte de su 
energía cinética a la red ante un evento que lo requiriese. 
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Este control implementado en los convertidores es la emulación de inercia (EI), también 
conocido tanto en el ámbito académico como industrial por otros nombres como inercia 
sintética, inercia simulada o inercia artificial. La EI es una de las acciones de control de la 
potencia activa que pueden realizar los aerogeneradores [12]. 

La EI permite que un aerogenerador sea capaz de incrementar la potencia activa generada 
haciendo uso de la energía cinética de rotación que tienen sus elementos en movimiento 
(palas, buje, árbol de transmisión, rotor del generador, caja multiplicadora, etc.). De este 
modo, en caso de que se produjese una subfrecuencia en el sistema, el aerogenerador inyecta 
a la red una potencia activa extra (𝑃𝑃𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒), simulando la respuesta inercial de los generadores 
convencionales presentes en las centrales eléctricas. 

La extracción de energía de rotación para inyectarla en la red implica la reducción de la 
velocidad de giro. Por lo tanto, la EI solo puede ejecutarse durante un determinado intervalo 
de tiempo que no cause una reducción excesiva de la velocidad de rotación del 
aerogenerador. Los intervalos de tiempo para la ejecución de la EI en los aerogeneradores 
comerciales actuales están en torno a 10 s aproximadamente [13-15]. 

Tras la inyección de 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒 mediante la EI, el aerogenerador debe disminuir la potencia 
generada para conseguir una reaceleración que permita alcanzar la velocidad de giro que 
tenía anteriormente. El tiempo que requiere el aerogenerador para recuperar la velocidad de 
giro podría ser de dos veces el período en el que tiene lugar la EI [16,17]. 

Actualmente el incremento de potencia activa que pueden proporcionar los aerogeneradores 
comerciales a través de la EI oscila entre el 4 y el 10 % de la potencia instantánea previa a 
la EI [18,19]. 

La 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒 que teóricamente puede ser inyectada a la red eléctrica mediante la EI puede ser 
expresada de la ecuación 2.1 [13]. 

𝑃𝑃𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑡𝑡 = 1
2
𝐼𝐼𝐴𝐴𝑒𝑒𝐴𝐴𝐴𝐴𝐴𝐴𝜔𝜔𝐴𝐴0

2 − 1
2
𝐼𝐼𝐴𝐴𝑒𝑒𝐴𝐴𝐴𝐴𝐴𝐴𝜔𝜔𝐴𝐴𝑒𝑒

2                                                                                                         (2.1) 

en la que: 

𝑡𝑡: périodo en el que tiene lugar la EI 

𝐼𝐼𝐴𝐴𝑒𝑒𝐴𝐴𝐴𝐴𝐴𝐴: momento de inercia total del aerogenerador 

𝜔𝜔𝐴𝐴0: velocidad angular del aerogenerador al inicio de la EI 

𝜔𝜔𝐴𝐴t: velocidad angular del aerogenerador al final de la EI 

Algunos fabricantes de aerogeneradores han presentado en el mercado modelos de 
aerogeneradores que tienen implementado el control de EI, como son: General Electric con 
el sistema WindINERTIA™, ENERCON® con el sistema InertiaEmulation o Vestas [20-
22].  

En esta tesis, la EI es estudiada y aplicada a los sistemas eléctricos pequeños y aislados. Para 
el análisis de la EI se ha utilizado un aerogenerador tipo 4, siendo un aerogenerador síncrono 
multipolo con convertidor electrónico para toda su potencia (GSM). El aerogenerador 
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posee una potencia de 2 MW y es capaz de proporcionar EI. Una descripción del modelo 
del aerogenerador puede encontrarse en el apéndice B. 

El modelado de la EI utilizado en el presente capítulo y en los capítulos 3 y 5 se basa en la 
presentada en [16]. Un diagrama de bloques del modelo del control de la EI puede verse en 
la Figura 2.1. 

 

Figura 2.1: Diagrama de bloques básico de la EI considerada en esta tesis 

La  proporcionada a través de la EI se suma a la potencia que en esos instantes esté 
produciendo el aerogenerador y sigue la característica de control que se recoge en la Figura 
2.2. 

 

Figura 2.2: Característica de control de la EI implementada 

De acuerdo a esta característica de control, el aerogenerador comenzaría a inyectar a la red 
 cuando la frecuencia ( ) del sistema descendiera por debajo de un determinado valor, 

denominado 	 . A partir de ese punto, la  se incrementaría de forma 
inversamente proporcional al valor de la frecuencia hasta un valor . 

Para el análisis realizado en esta tesis, el máximo valor de potencia extra ( 	 á 	  que 
puede proporcionar el aerogenerador a través de la EI está en torno al 10 % de la potencia 
nominal del aerogenerador. 

En la zona de la pendiente que presenta la característica de control, el valor de la  puede 
ser obtenido a través de la ecuación 2.2. 

	

	
∙ 	 á                                                                              (2.2) 

BM
Frecuencia

Kp Pext

Referencia de
frecuencia

-

+
min

max

BM: Banda muerta Kp: Constante de proporcionalidad

P

P

Pext

f (Hz)

Pext máx

fmín fnominalfBanda muerta
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Con el objeto de estudiar la EI se han adoptado los valores que se presentan en la Tabla 2.1 
para estos parámetros. 

Tabla 2.1: Valores establecidos para la EI 
𝑓𝑓𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵 𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 49,85 Hz 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 49,25 Hz 
𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 𝑚𝑚á𝑒𝑒 0,2 MW 

 

Como ya se indicó, una vez ha finalizada la inyección de 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 a la red, el aerogenerador 
requiere un tiempo para la recuperación de su velocidad de giro. En el modelo, el tiempo 
para la recuperación es aproximadamente dos veces el tiempo en el que se ha estado 
ejecutando la EI. Dentro de este tiempo de recuperación se encuentra el tiempo de 
reducción de potencia 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 . Este parámetro ajustable en el modelo es el intervalo de 
tiempo en el cual el aerogenerador va a reducir la potencia generada con objeto de volver a 
recuperar la velocidad de giro. El valor de 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 ajustado en todas las simulaciones es de 2 
s, excepto en aquellos apartados en los cuales se analiza la influencia de este parámetro sobre 
los sistemas eléctricos. 

La velocidad de respuesta se encuentra dentro de los 800 ms. 

2.2.2. Aplicación de la emulación de inercia a un sistema eléctrico de 
prueba 

En este apartado se investiga los efectos de la EI proporcionada por el aerogenerador 
síncrono multipolo con convertidor electrónico para toda su potencia (GSM) ante la pérdida 
de potencia de generación convencional sobre un sistema pequeño y aislado de prueba, 
creado para tal fin. 

Para poder apreciar los efectos de la EI en el análisis se han realizado varios supuestos. En 
cada supuesto pueden estudiarse dos casos: uno con el aerogenerador sin capacidad de EI 
y otro considerando que el aerogenerador puede proporcionar EI. De este modo pueden 
realizarse comparaciones entre ambos casos y entre supuestos. 

2.2.2.1. Descripción del sistema eléctrico de prueba 

Para analizar los efectos de la EI prestada por los aerogeneradores se ha modelado un 
sistema que permita observar dichos efectos y cuyo diagrama unifilar se recoge en la Figura 
2.3. El sistema para el estudio de la EI consiste básicamente en dos nudos principales, uno 
de generación y otro de consumo, unidos por una línea eléctrica. 
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Figura 2.3: Diagrama unifilar del sistema de prueba para el estudio de la EI 

El sistema cuenta con dos generadores síncronos: el generador 1 de 30 MVA, con una 
constante de inercia de 3,55 s y el generador 2 de 10 MVA, siendo su constante de inercia 
de 1,15 s. Ambos generadores están conectados al nudo de generación a través de sus 
correspondientes transformadores.  

En el nudo de demanda se ha modelado una carga de 27 MW con un factor de potencia de 
0,9 y un aerogenerador conectado por medio de un transformador. La potencia nominal del 
aerogenerador es 2 MW. 

Para modelar los transformadores se ha considerado la impedancia de cortocircuito, 
despreciándose los parámetros transversales. En la Tabla 2.2 se recogen los valores de estos 
transformadores.  

Tabla 2.2: Valores utilizados en los transformadores en el sistema eléctrico de prueba 
Transformador S (MVA) Rcc (pu) Xcc (pu) 

Trafo 1 30 0,005 0,099 
Trafo 2 10 0,007 0,079 
Trafo 3 2,8 0,009 0,069 

 

La línea que une los nudos de generación y demanda se ha modelado según el esquema π, 
despreciándose la conductancia. Los valores de los parámetros de la línea se indican en la 
Tabla 2.3. 

Tabla 2.3: Parámetros de la línea eléctrica del sistema eléctrico de prueba 
R (pu) X (pu) B (pu) 
0,005 0,017 0,00027 

Ub= 66 kV; Sb= 100 MVA 
 

Para el análisis en régimen dinámico, el modelo empleado para representar los generadores 
síncronos es GENSAL (Modelo de generador síncrono de polos salientes). Los sistemas de 
control de velocidad de los generadores se han modelado con DEGOV1 (Woodward Diesel 
Governor) y los sistemas de excitación haciendo uso del modelo SEXS (Simplified Excitation 
System). La carga se ha considerado como admitancia constante.  

2.2.2.2. Efectos de la emulación de inercia ante la desconexión de diferentes 
cantidades de generación convencional 

En el presente apartado se estudia los efectos de la EI sobre el sistema cuando se pierden 
diferentes cantidades de potencia de generación convencional. 

Para ello, se han creado cuatro supuestos de pérdida de generación convencional, siendo 
simulada mediante la desconexión del generador 2. Por tanto, en cada supuesto las potencias 
desconectadas se corresponden con las producidas por dicho generador, siendo 4, 6, 8 y 10 
MW. La potencia inyectada por el aerogenerador es su nominal, es decir, 2 MW. Estas 
potencias conjuntamente con las producidas por el generador 1 se muestran en la Tabla 2.4. 
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Tabla 2.4: Potencias generadas en el sistema eléctrico de prueba 
 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 
 Potencia (MW) 

Generador 1 21 19 17 15 
Generador 2 4 6 8 10 

 Aerogenerador 2 2 2 2 
 

Resultados 

La Figura 2.4 muestra las evoluciones de la frecuencia del sistema obtenidas para los cuatro 
supuestos considerando los casos de aerogenerador sin capacidad de EI y aerogenerador 
con capacidad de EI. 

  

(a) - Supuesto 1 (b) - Supuesto 2 

  

(c) – Supuesto 3 (d) – Supuesto 4 

Figura 2.4: Frecuencia del sistema con GSM con y sin capacidad de EI ante pérdida de 
diferentes cantidades de generación convencional 

Puede apreciarse en todas las gráficas mostradas que, al producirse la pérdida de generación 
convencional en el segundo 1, se produce una caída de la frecuencia y la posterior 
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recuperación de la misma, de acuerdo con la ecuación de oscilación de la máquina síncrona, 
(ecuación 2.3) [23]. 

2𝐻𝐻
𝜔𝜔𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠

𝜔𝜔𝑝𝑝𝑚𝑚(𝑡𝑡) 𝐵𝐵
2𝛿𝛿(𝑚𝑚)
𝐵𝐵𝑚𝑚2

= 𝑃𝑃𝑚𝑚(𝑡𝑡) − 𝑃𝑃𝑚𝑚(𝑡𝑡) − 𝐷𝐷
𝜔𝜔𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠

𝐵𝐵𝛿𝛿(𝐵𝐵𝑚𝑚)
𝐵𝐵𝑚𝑚

                                                                       (2.3) 

en la cual: 

𝐻𝐻: constante de inercia (s) 

𝜔𝜔𝑠𝑠𝑠𝑠𝐵𝐵: velocidad síncrona (rad/s) 

𝜔𝜔𝑝𝑝𝑚𝑚(𝑡𝑡): velocidad angular del rotor (pu) 

𝐵𝐵2𝛿𝛿(𝑚𝑚)
𝐵𝐵𝑚𝑚2

 : aceleración angular (rad/s2) 

𝑃𝑃𝑚𝑚: potencia mecánica (pu) 

𝑃𝑃𝑚𝑚: potencia eléctrica (pu) 

𝐷𝐷: coeficiente de amortiguamiento (potencia (pu) / desviación de la velocidad (pu)) 

En situación de igualdad entre 𝑃𝑃𝑚𝑚 y 𝑃𝑃𝑚𝑚, la 𝐵𝐵
2𝛿𝛿(𝑚𝑚)
𝐵𝐵𝑚𝑚2

 es 0, por lo que la frecuencia del sistema se 
mantiene invariable. Cuando se produce la desconexión del generador 2, el generador 
restante incrementa de forma repentina su 𝑃𝑃𝑚𝑚. En esos instantes, 𝑃𝑃𝑚𝑚 es mayor que 𝑃𝑃𝑚𝑚, 
causando una desaceleración y por tanto, la disminución de la frecuencia observada. 

En los cuatro supuestos la evolución de la frecuencia presenta diferencias entre los casos de 
aerogenerador con y sin capacidad de EI. Una de las diferencias notables es la menor 
disminución de la frecuencia cuando el aerogenerador posee la capacidad de EI, 
analizándose a través de los valores mínimos de frecuencia (𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵) alcanzados, pudiéndose 
expresarse también a través del desvío de frecuencia máximo (∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒) (Tabla 2.5). Se observa 
en los cuatro supuestos de desconexión de generación convencional que la 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 es siempre 
mayor cuando el aerogenerador es capaz de proporcionar EI, como se ha sugerido en otros 
trabajos que consideran sistemas eléctricos de gran tamaño [11,16,18,24-29]. 

Tabla 2.5: Valores de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 y correspondientes ∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒 alcanzados en el sistema 
 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 

 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒 
(Hz) 

Aerogenerador sin EI 49,34 -0,66 48,90 -1,1 48,45 -1,55 47,98 -2,02 
Aerogenerador con EI 49,36 -0,64 48,93 -1,07 48,49 -1,51 48,03 -1,97 

Diferencia 0,02 0,02 0,03 0,03 0,04 0,04 0,05 0,05 
 

Además, las gráficas recogidas en la Figura 2.4 muestran que sólo en los casos de 
aerogenerador con capacidad de EI la frecuencia, tras comenzar a recuperarse y empezar a 
alcanzar el desvío cuasi-estacionario, presenta una segunda caída que se inicia 
aproximadamente en el segundo 11. Los valores de la frecuencia mínimos experimentados 
en esta segunda caída son mostrados en la Tabla 2.6. 
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Tabla 2.6: Valores mínimos de frecuencia alcanzados en la segunda caída de la frecuencia 
en los casos de aerogenerador con EI 

 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 
Valor de frecuencia  

mínimo en 2.ª  
caída (Hz) 

49,36 48,93 48,49 48,03 

 

Estas diferencias en el comportamiento de la frecuencia se deben a la 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 inyectada por el 
aerogenerador cuando posee la capacidad de EI. En la Figura 2.5 puede verse la potencia 
activa producida por el aerogenerador con y sin la capacidad de EI cuando se produce la 
desconexión de las distintas potencias de generación convencional. 

  

 (a) - Supuesto 1 (b) - Supuesto 2 

  
 (c) - Supuesto 3 (d) - Supuesto 4 

Figura 2.5: Potencia activa generada por el GSM con y sin capacidad de EI ante la pérdida 
de diferentes cantidades de generación convencional 

Durante la caída de la frecuencia provocada por la desconexión de la generación 
convencional, el aerogenerador con capacidad de EI comienza a inyectar 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 al sistema 
cuando la frecuencia toma valores inferiores a 𝑓𝑓𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵 𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵. En esta situación y de acuerdo 
con la ecuación 2.3, la inyección de 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 produce una menor diferencia entre 𝑃𝑃𝑚𝑚 y 𝑃𝑃𝑚𝑚, 
reduciendo la caída de la frecuencia y obteniéndose los 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 mayores. 
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En los casos estudiados se ha observado que la inyección de potencia activa extra se produce 
hasta el segundo 11 aproximadamente. 

La segunda caída de la frecuencia se debe a la finalización de la inyección de la 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 
proporcionada por el aerogenerador con EI. Como se indicó en el apartado 2.2.1, esto es 
provocado a que el aerogenerador solo puede proporcionar 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 durante unos segundos ya 
que es obtenida de su energía cinética de rotación y por lo tanto se produce una deceleración 
del mismo.  

Al finalizar la EI y de acuerdo con las consignas de control del aerogenerador, éste comienza 
a reducir progresivamente la potencia que inyecta a la red con objeto de recuperar la 
velocidad de giro previa al evento. En los casos analizados, la finalización de la inyección de 
𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 comienza aproximadamente en el segundo 11, como puede comprobarse en la Figura 
2.5. La duración de este descenso de potencia, de acuerdo al valor de 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 especificado, 
es de aproximadamente 2 s.  

Puede observarse en la Tabla 2.6 que el valor de frecuencia mínimo en la segunda caída 
decrece a medida que la potencia convencional desconectada es mayor. Esto se debe a que 
ante la desconexión de una cantidad de potencia convencional mayor, el aerogenerador 
entregará a la red una mayor potencia, de acuerdo a la característica de control de la EI. Por 
lo tanto, tras la EI, mayor cantidad de energía se necesitará para volver a recuperar la 
velocidad de rotación del aerogenerador. Esto se logra por medio de la disminución de la 
potencia producida por el aerogenerador, que lógicamente, será mayor en aquellos supuestos 
en los que mayor potencia extra haya inyectado el aerogenerador a través de la EI. Ello 
puede constatarse en la Figura 2.5, en la cual se observa que para mayores desconexiones 
de generación convencional, mayor 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 es entregada por el aerogenerador a través de la EI 
y posteriormente, la disminución de la potencia inyectada es más acusada. 

La evolución de la velocidad del aerogenerador en estos casos podría ser como la de la 
Figura 2.6, que muestra para el supuesto 1 la potencia activa generada por el GSM con 
capacidad de EI y su velocidad de giro. 

 

Figura 2.6: Potencia activa y velocidad de giro del aerogenerador en el supuesto 1 

Por otro lado, se observa que la máxima derivada de la frecuencia no experimenta 
diferencias al introducir la EI proporcionada por el aerogenerador, como queda patente en 
la Figura 2.4. Esto es debido a que, la máxima derivada de la frecuencia se produce justo en 
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el instante de la desconexión de la generación convencional y la EI solo se activa cuando la 
frecuencia alcanza el valor ajustado en 𝑓𝑓𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵 𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵, siendo este 49,85 Hz. 

En cuanto a las tensiones en el sistema, es observable diferencias producidas por la 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 
inyectada por el aerogenerador. No obstante, estas diferencias son muy pequeñas y no son 
significativas para el sistema. La Figura 2.7 muestra la tensión del nudo Demanda al 
producirse la desconexión de la generación convencional en los cuatro supuestos. En ella es 
posible observar que las diferencias se producen básicamente en el período de recuperación 
de la tensión y especialmente a partir del segundo 11 aproximadamente, que es cuando se 
produce la disminución de la potencia entregada por el aerogenerador tras la EI. 

  

 (a) - Supuesto 1 (b) - Supuesto 2 

  

(c) - Supuesto 3 (d) - Supuesto 4 

Figura 2.7: Tensión en el nudo Demanda con GSM con y sin capacidad de EI ante la 
pérdida de diferentes cantidades de generación convencional 

En el segundo 13,12 de simulación del supuesto 4 se produce la mayor diferencia registrada 
siendo solamente de unos 0,0009 pu. Por tanto, como ya se indicó, las variaciones en la 
tensión registradas debidas a la EI no son relevantes para el sistema. 
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2.2.2.3. Efectos de la emulación de inercia para diferentes regímenes de potencia 
de los aerogeneradores 

En este análisis se pretende investigar sobre el sistema eléctrico de prueba los efectos de la 
EI ante una pérdida de generación convencional en cuatro supuestos con diferentes 
regímenes de potencia producida por el aerogenerador. 

Se debe tener presente que la consigna de potencia especificada en el aerogenerador trata de 
capturar la máxima energía del viento para un amplio rango de su potencia. Por consiguiente, 
los distintos regímenes de potencia a analizar son debidos a distintas velocidades de viento 
que les corresponden. 

La pérdida de potencia convencional se simulará mediante la desconexión del generador 2, 
perdiéndose 10 MW. Los distintos regímenes de potencia del aerogenerador se muestran en 
la Tabla 2.7, al igual que el resto de potencias generadas en el sistema de prueba. 

Tabla 2.7: Potencias generadas en el sistema eléctrico de prueba 
 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 
 Potencia (MW) 

Generador 1 16,5 16 15,5 15 
Generador 2 10 10 10 10 

 Aerogenerador 0,5 1 1,5 2 
 

Resultados 

La Figura 2.8 muestra la evolución de la frecuencia en los cuatro supuestos estudiados. Al 
igual que en el análisis realizado en el apartado anterior, se observan diferencias en las 
evoluciones de la frecuencia del sistema debidas a la EI.  
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(c) - Supuesto 3 (d) - Supuesto 4 

Figura 2.8: Frecuencia del sistema con GSM a diferentes regímenes de potencia, con y sin 
capacidad de EI, al producirse una pérdida de generación convencional 

En los cuatro supuestos los ∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒 son menores en los casos de aerogenerador con EI. 
Estos desvíos obtenidos, conjuntamente con sus respectivos valores de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 se muestran 
en la Tabla 2.8. 

Tabla 2.8: Valores de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 y correspondientes ∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒 alcanzados en el sistema 
 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 

 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒 
(Hz) 

Aerogenerador sin EI 47,99 -2,01 47,99 -2,01 47,99 -2,01 47,98 -2,02 
Aerogenerador con EI 48,04 -1,96 48,04 -1,96 48,03 -1,97 48,03 -1,97 

Diferencia 0,05 0,05 0,05 0,05 0,05 0,04 0,05 0,05 
 

Si se comparan los valores de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 de los cuatro supuestos en los casos de aerogenerador 
con EI, puede verse que no existen diferencias significativas. Esto se debe a que la evolución 
temporal de la frecuencia en los primeros segundos es prácticamente la misma en los cuatro 
supuestos, ya que la perturbación producida es la misma -pérdida de 10 MW de generación 
convencional-. La 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 inyectada por el aerogenerador, al ser función de la frecuencia, será 
aproximadamente la misma, siendo independiente del régimen al que se encuentre el 
aerogenerador.  

Las potencias generadas por el aerogenerador en cada supuesto son mostradas en la Figura 
2.9. 

En todos los supuestos se vuelve a observar el segundo descenso de la frecuencia que se 
produce cuando la frecuencia comienza a alcanzar el valor de desvío cuasi-estacionario. Al 
contrario de lo que sucede con 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵, los valores de frecuencia mínimos en la segunda caída 
muestran ciertas diferencias. Los valores de frecuencia mínimos en la segunda caída son 
menores a medida que el régimen de carga del aerogenerador aumenta. La Tabla 2.9 recoge 
estos valores. 
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Tabla 2.9: Valores mínimos de frecuencia alcanzados en la segunda caída de la frecuencia 
en los casos de aerogenerador con EI 

 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 
Valor de frecuencia  

mínimo en 2.ª  
caída (Hz) 

49,22 49,21 49,16 49,17 

 

Esta disminución progresiva de los valores de frecuencia mínimos en la segunda caída está 
relacionada con la disminución de la potencia inyectada que realiza el aerogenerador para 
recuperar la velocidad de giro tras la EI.  

En cada caso, el sistema de control del aerogenerador, ajusta la cantidad de potencia a 
disminuir tras la EI adaptándose a la velocidad de viento. Para mayores velocidades de 
viento, mayores disminuciones de la potencia eléctrica deben hacerse. Por tanto, cuanto 
mayor es la potencia generada por el aerogenerador antes de la EI -mayores velocidades del 
viento-, mayor es la disminución de potencia que realiza el aerogenerador para recuperar su 
velocidad de giro. 

Al producirse mayores disminuciones de la potencia inyectada por el aerogenerador, el 
descenso de la frecuencia en la segunda caída es mayor, provocando unos menores valores 
de frecuencia mínimos en la segunda caída. 

Por otro lado, se aprecia que el descenso de la potencia presenta diferencias entre los cuatro 
supuestos. En cada supuesto la velocidad de viento es diferente y por lo tanto, la potencia 
mecánica disponible para recuperar la velocidad de giro también lo será. Tras el descenso 
programado en rampa de la potencia activa, el control del aerogenerador, considerando la 
potencia mecánica disponible, determinará el valor de potencia activa y el tiempo que debe 
encontrarse esta reducida con objeto de recuperar la velocidad de giro. 

La afección a los valores de las tensiones en el sistema no es significativa. La Figura 2.10 
muestra la evolución temporal de la tensión en el nudo Demanda para los cuatro supuestos 
estudiados. Como se puede comprobar las variaciones son muy pequeñas. 
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(c) - Supuesto 3 (d) - Supuesto 4 

Figura 2.9: Potencia activa generada por el GSM a diferentes regímenes de potencia, con y 
sin capacidad de EI, al producirse una pérdida de generación convencional 

  

 (a) - Supuesto 1 (b) - Supuesto 2 

  

(c) - Supuesto 3 (d) - Supuesto 4 

Figura 2.10: Tensión en el nudo Demanda con GSM a diferentes regímenes de potencia 
con y sin capacidad de EI, al producirse una pérdida de generación convencional 
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2.2.2.4. Efectos de la emulación de inercia para diferentes niveles de potencia 
eólica instalada  

A continuación se analiza los efectos que pueda provocar la EI en el sistema para distintas 
penetraciones de generación eólica cuando se produce la pérdida de 10 MW de generación 
convencional. La pérdida de esta potencia de generación convencional se lleva a cabo por 
medio de la desconexión del generador 2. En los cuatro supuestos estudiados los 
aerogeneradores se encuentran generando su potencia nominal, es decir 2 MW. La cantidad 
de potencia eólica analizada en cada uno de los supuestos puede verse en la Tabla 2.10.  

Tabla 2.10: Potencias generadas en el sistema eléctrico de prueba 
 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 

Potencia generador 1 (MW) 15 13 11 9 
Potencia generador 2 (MW) 10 10 10 10 

Potencia eólica (MW) 6 8 10 12 
Penetración eólica (%) 22,22 29,63 37,04 44,44 

Número de aerogeneradores equivalentes 3 4 5 6 
 

Resultados 

Los resultados obtenidos muestran que para los cuatro supuestos los valores de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 son 
mayores en los casos de aerogeneradores con EI. Además, también se observa que a medida 
que la penetración eólica es mayor, mayor es la diferencia entre los valores de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 
experimentados entre los casos con y sin EI. Esto puede observarse en la Figura 2.11, que 
presenta la evolución temporal de la frecuencia para los cuatro supuestos y en la Figura 2.12, 
en la que se ha graficado conjuntamente la evolución de la frecuencia en los casos de 
aerogeneradores con EI pertenecientes a los cuatro supuestos. 
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(c) - Supuesto 3 (d) - Supuesto 4 

Figura 2.11: Frecuencia del sistema con GSM con y sin capacidad de EI, con diferentes 
penetraciones eólicas, al producirse una pérdida de generación convencional 

 

Figura 2.12: Frecuencia del sistema con GSM con EI, con diferentes penetraciones eólicas, 
al producirse una pérdida de generación convencional 

En la Tabla 2.11 se recogen los valores mínimos de frecuencia 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 y sus correspondientes 
desviaciones ∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒. 

Tabla 2.11: Valores de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 y correspondientes ∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒 alcanzados en el sistema 
 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 

 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒 
(Hz) 

Aerogenerador sin EI 49,34 -0,66 49,34 -0,66 49,33 -0,66 49,33 -0,67 
Aerogenerador con EI 49,39 -0,61 49,40 -0,60 49,41 -0,59 49,42 -0,58 

Diferencia 0,05 0,05 0,06 0,06 0,07 0,08 0,09 0,09 
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Las Figuras 2.11 y 2.12 también muestran que para mayores penetraciones de generación 
eólica aumenta la segunda caída, alcanzado valores más bajos (Tabla 2.12). En el supuesto 
4, que presenta la penetración eólica mayor, se produce una desviación de frecuencia en la 
segunda caída acusada, llegando a ser aproximadamente el 76 % de la ∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝐵𝐵𝑒𝑒. 

Tabla 2.12: Valores mínimos de frecuencia alcanzados en la segunda caída de la frecuencia 
en los casos de aerogenerador con EI 

 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 
Valor de frecuencia  

mínimo en 2.ª  
caída (Hz) 

49,66 49,63 49,60 49,56 

 

Como ya se indicó en apartados anteriores, las diferencias en la evolución de la frecuencia 
en cada supuesto son producidas por la capacidad de EI de los aerogeneradores. 

Las distintas cantidades de potencia eólica presentes en el sistema en cada supuesto causan 
las diferencias que muestran las evoluciones de la frecuencia en los casos de aerogeneradores 
con EI. Cuanto mayor sea la potencia eólica en el sistema, o lo que es lo mismo, cuanto 
mayor es el número de aerogeneradores, mayor será la 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 inyectada en el sistema al 
producirse el evento.  

Por ejemplo, en el supuesto 1 se han considerado 3 aerogeneradores. Como ya se indicó, en 
el apartado 2.2.1, cada aerogenerador a través de la EI puede generar una 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 de hasta el 
10 % de su potencia nominal. Por tanto, en el supuesto 1, la generación eólica tiene una 
capacidad de generación de hasta 0,6 MW de 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚. A su vez, en el supuesto 4, con 6 
aerogeneradores, la 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 que puede llegar a inyectarse es de 1,2 MW. 

La diferencia en el número de aerogeneradores se refleja finalmente en distintas potencias 
producidas durante la EI, que están en función de los valores de frecuencia experimentados 
(Figura 2.13). 
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 (c) - Supuesto 3 (d) - Supuesto 4 

Figura 2.13: Potencia activa generada por los GSM con y sin capacidad de EI, con 
diferentes penetraciones eólicas, al producirse una pérdida de generación convencional 

Por lo tanto, cuanto mayor es la penetración eólica, la capacidad que posee este tipo de 
generación para inyectar 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 es mayor, provocando que los valores de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 sean mayores. 

Tras la generación de la 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚, se produce el descenso de la potencia activa generada por los 
aerogeneradores para poder recobrar la velocidad de giro anterior a la falta. Como es lógico, 
cuanto mayor sea el número de aerogeneradores, mayor será la cantidad de potencia total 
reducida. Ello ocasiona que el segundo descenso de la frecuencia sea más acusado. 

Una forma que podría reducir la caída de la frecuencia en el segundo descenso es la 
modificación del parámetro 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 (presentado en el apartado 2.2.1) ya que es ajustable. 
Esto se explora en el apartado siguiente. 

En cuanto a las tensiones en el sistema, estas no se ven afectadas de forma significativa por 
la EI proporcionada por los aerogeneradores. La Figura 2.14 muestra la tensión en el nudo 
Demanda para los cuatro supuestos estudiados. Puede verse que la tensión presenta 
diferencias mínimas que no afectan al sistema. 
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(c) - Supuesto 3 (d) - Supuesto 4 

Figura 2.14: Tensión en el nudo Demanda con GSM con y sin capacidad de EI, con 
diferentes penetraciones eólicas, al producirse una pérdida de generación convencional 

2.2.2.5. Efectos de la emulación de inercia para diferentes valores de tiempo de 
reducción de potencia 

Como se vio en el apartado anterior, a medida que la penetración de la generación eólica 
con capacidad de EI es mayor en el sistema, la segunda caída de la frecuencia producida es 
mayor, pudiendo alcanzar valores inadmisibles. 

Una forma de reducir la mencionada caída de frecuencia es la modificación del parámetro 
ajustable perteneciente al aerogenerador, 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 , que es el tiempo de reducción de potencia 
para la recuperación de la velocidad de giro del aerogenerador. Como ya se ha indicado, 
durante este tiempo se produce la reducción de la potencia inyectada por el aerogenerador 
para recuperar su energía cinética de rotación, o sea, su velocidad de giro. 

Para analizar como este tiempo puede afectar a la frecuencia del sistema, en concreto, a la 
segunda caída que experimenta, se ha tomado como base el supuesto de mayor penetración 
eólica del apartado 2.1.1.4. A partir de este se han creado seis supuestos más en los cuales 
se ha aumentado los valores de 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 . Estos valores de 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 se muestran en la Tabla 2.13. 

Tabla 2.13: 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 considerados 
 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 Supuesto 5 Supuesto 6 Supuesto 7 

𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟  
(s) 2 6 10 14 18 22 24 

 

Resultados 

Se ha representado en la Figura 2.15 la evolución temporal de la frecuencia del sistema 
obtenida en todos los supuestos. Además, también se ha incluido la evolución temporal de 
la frecuencia para el caso de aerogeneradores sin capacidad de EI. En dicha figura se observa 
que el tiempo 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 tiene una influencia significativa sobre la segunda caída de la frecuencia, 
reduciéndose ésta a medida que el valor de 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 es mayor. 
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Figura 2.15: Frecuencia del sistema con GSM con y sin capacidad de EI, para varios 
valores de 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 , al producirse una pérdida de generación convencional. 

El valor de frecuencia mínimo alcanzado en la segunda caída aumenta a medida que el 
tiempo 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 es mayor. Sin embargo, el incremento de este valor entre dos supuestos 
sucesivos se va reduciendo gradualmente. Estos valores se recogen en la Tabla 2.14. 

Tabla 2.14: Valores mínimos de frecuencia alcanzados en la segunda caída de la frecuencia 

 Supuesto 
1 

Supuesto 
2 

Supuesto 
3 

Supuesto 
4 

Supuesto 
5 

Supuesto 
6 

Supuesto 
7 

Valor de 
frecuencia 

mínimo en 2.ª 
caída (Hz) 

49,56 49,61 49,64 49,66 49,67 49,68 49,69 

 

Por otro lado, los tiempos de duración de la segunda caída de la frecuencia hasta alcanzar el 
valor de frecuencia cuasi-estacionario también se incrementan. Las distintas evoluciones de 
la frecuencia en cada supuesto están relacionadas directamente con el modo en el que los 
aerogeneradores han realizado la reducción de la potencia generada. La potencia activa 
producida por la generación eólica se muestra en la Figura 2.16.  

Debido a que en cada supuesto se ha incrementado el 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 , lógicamente aumenta el 
intervalo de tiempo comprendido entre el inicio de la reducción de potencia hasta que se 
alcanza nuevamente el valor de potencia previo al evento. 

La reducción de potencia que realizan los aerogeneradores a partir del segundo 11,5 
aproximadamente para iniciar la recuperación de la velocidad de giro presenta diferentes 
pendientes. Para mayores valores de 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 , las pendientes serán menores y el mínimo valor 
de potencia generado aumenta. 
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Figura 2.16: Potencia activa generada por los GSM con y sin capacidad de EI, para varios 
valores de 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 , al producirse una pérdida de generación convencional. 

Los valores de potencia generados durante la reducción y el intervalo de tiempo entre el 
inicio de la reducción de potencia hasta que se alcanza nuevamente el valor de potencia 
previo al evento guardan relación entre sí. Con objeto de recuperar la energía cinética de 
rotación o velocidad de giro, si el 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 especificado es bajo, el control de los 
aerogeneradores deberá establecer una mayor diminución de la potencia generada. 

La afección que sufre las tensiones en el sistema es mínima. Puede observarse en la Figura 
2.17 la evolución temporal de la tensión en el nudo Demanda para los distintos supuestos 
analizados. Los valores experimentados prácticamente son coincidentes con el caso sin EI. 

 

Figura 2.17: Tensión en el nudo Demanda con GSM con y sin capacidad de EI, para 
varios valores de 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 , al producirse una pérdida de generación convencional. 
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2.3.  Capacidad de soporte de huecos de tensión 

En el pasado, la generación renovable ante perturbaciones producidas en el sistema eléctrico 
podía desconectarse del mismo. No obstante, la desconexión de una gran cantidad de 
potencia renovable podría agravar el estado del sistema eléctrico, pudiendo poner en riesgo 
la estabilidad del mismo. Con el incremento de la generación renovable en los sistemas 
eléctricos desde hace años, se hizo necesario solicitar a la generación renovable que fuese 
capaz de mantenerse conectada a la red cuando se produce un hueco de tensión debido 
normalmente a cortocircuitos. Con esta capacidad de soporte de huecos de tensión (en 
inglés fault ride-through o también under voltage ride-through), la generación renovable se mantiene 
conectada al resto del sistema sin perjudicar el balance entre generación y demanda. 

En los sistemas pequeños y aislados la capacidad de soporte de huecos de tensión cobra 
mayor importancia dada su debilidad. 

Los operadores de los sistemas eléctricos han fijado en sus procedimientos de operación los 
márgenes de tensión entre los cuales deben mantenerse conectada la generación renovable 
cuando se produce una falta. En España, a través de [30] se fijó la obligatoriedad de la 
capacidad de soporte de hueco de tensión recogido en [31] para las instalaciones eólicas en 
el territorio peninsular. En Canarias, se exigió a las instalaciones eólicas el soporte de hueco 
de tensión y se establecieron las características de este en [32]. La Figura 2.18 muestra el 
perfil de estos huecos de tensión que han de soportar las instalaciones eólicas. 

 

Figura 2.18: Huecos de tensión que deben soportar los parques eólicos en el sistema 
eléctrico peninsular y en los sistemas eléctricos canarios 

Posteriormente, por medio de [33] se extendió la obligatoriedad de soporte del hueco de 
tensión especificado en [31] a las instalaciones fotovoltaicas o agrupaciones de instalaciones 
fotovoltaicas de potencia superior a 2 MW. 

En [34] se realizó un estudio de la aplicación de la capacidad de soporte de huecos de tensión 
por parte de los parques eólicos sobre el sistema eléctrico de Gran Canaria, sugiriendo las 
ventajas para el sistema eléctrico. Una revisión de estos márgenes de tensión para sistemas 
pequeños y aislados puede ser consultada en [35]. 

Para el análisis realizado en esta tesis, se ha implementado en los aerogeneradores y en la 
generación fotovoltaica -independientemente de su potencia- la capacidad de soporte de 
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hueco de tensión exigido para Canarias. Así pues, en los próximos capítulos se puede 
comprobar los efectos de la capacidad de soporte de hueco de tensión en los SEC. 

2.4.  Capacidad de control de tensión 

Actualmente existen aerogeneradores capaces de generar o consumir potencia reactiva 
gracias a los convertidores electrónicos, proporcionando de este modo capacidad de control 
de la tensión local. 

En la Figura 2.19 se muestra la capacidad generación o consumo de potencia reactiva de 
varios aerogeneradores. Puede verse que presentan distinta forma, pudiendo algunos 
inyectar potencia reactiva aun cuando no se genera potencia activa. 

 

Figura 2.19: Características de generación/consumo de potencia reactiva de varios 
modelos de aerogeneradores 

La cantidad de potencia reactiva a generar o consumir se puede controlar a través de, por 
ejemplo: una consigna de valor fijo, un valor determinado de factor de potencia o depender 
de la tensión. 

El control de tensión puede actuar modificando el valor de la potencia reactiva en el estado 
estacionario cumpliendo con una consigna determinada o durante perturbaciones, con 
objeto de colaborar en la recuperación de la tensión. En la literatura especializada se suelen 
referir al control de la tensión durante faltas como control dinámico de tensión. 

En esta tesis, los GSM han sido contemplados con la capacidad de control de tensión. La 
capacidad de generación o consumo de potencia reactiva implementada para estos 
aerogeneradores se muestra en la Figura 2.20. 

 

Figura 2.20: Característica P-Q del aerogenerador modelado 
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El control dinámico de tensión también ha sido implementado en los GSM. Por tanto, estos 
aerogeneradores son capaces de generar o consumir potencia reactiva de forma adicional 
con objeto de colaborar en la recuperación de la tensión cuando se produce una 
perturbación en la red. El valor de referencia de intensidad asociada a la potencia reactiva 
total (𝐼𝐼𝑄𝑄,𝑚𝑚𝑚𝑚𝑟𝑟) durante una falta viene dada por la ecuación 2.4. 

𝐼𝐼𝑄𝑄,𝑚𝑚𝑚𝑚𝑟𝑟 =
𝑄𝑄𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟
𝑈𝑈

+ ∆𝐼𝐼𝑄𝑄                                                                                                              (2.4) 

siendo: 

𝑄𝑄𝑚𝑚𝑚𝑚𝑟𝑟: potencia reactiva inicial inyectada antes de la falta; 

𝑈𝑈: tensión medida en bornes del aerogenerador; 

∆𝐼𝐼𝑄𝑄: intensidad correspondiente a la potencia reactiva adicional que se determina de acuerdo 
a la característica indicada en la Figura 2.21. 

 

Figura 2.21: Característica ∆𝐼𝐼𝑄𝑄 −  ∆𝑈𝑈 del aerogenerador 

Al igual que la capacidad de soporte de huecos de tensión, la aplicación de esta característica 
aportada por GSM se observará con mayor detalle en los siguientes capítulos, sobre todo, 
en el capítulo 5. 

2.5.  Resumen y conclusiones 

En este capítulo se ha recogido varias características de la generación eólica, en especial la 
capacidad de EI proporcionada por GSM, que ha sido analizada. 

El análisis realizado en el capítulo trata de conocer los efectos que produce la EI sobre un 
sistema eléctrico de prueba diseñado para tal fin. Para ello se ha estudiado el 
comportamiento dinámico del sistema ante una pérdida de generación. 

Las principales conclusiones alcanzadas en este capítulo se presentan en los siguientes 
párrafos. 
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La EI proporcionada por los aerogeneradores reduce la caída de la frecuencia cuando se 
producen pérdidas de generación. La inyección de 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 realizada por los aerogeneradores 
provoca unos valores no tan bajos de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵. 

Tras la finalización de la inyección de 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚, los aerogeneradores reducen la potencia activa 
con objeto de recuperar la velocidad de giro y ello provoca la aparición de una segunda caída 
de la frecuencia. 

El aumento de la cantidad de generación eólica con capacidad de EI en el sistema eléctrico 
analizado produce que, ante una pérdida de generación, los valores de la 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 sean mayores 
pero, por otro lado, también da lugar a un aumento de la segunda caída de la frecuencia. 

El régimen de potencia al que se encuentren los aerogeneradores también podría afectar a 
la segunda caída de la frecuencia. La potencia producida por el aerogenerador previa a la EI 
está relacionada con la velocidad de viento y el control del aerogenerador toma en cuenta 
ésta para establecer la reducción de potencia necesaria para recuperar la velocidad de giro. 
De este modo, para mayores regímenes de potencia -mayores velocidades de viento- el 
control del aerogenerador ordena una mayor reducción de la potencia pudiendo provocar 
mayores descensos de la frecuencia. 

La cantidad de potencia de generación convencional perdida puede afectar a la segunda 
caída de la frecuencia. Una cantidad mayor de potencia convencional desconectada provoca 
un mayor descenso en la frecuencia, de acuerdo con la ecuación de oscilación de la máquina 
síncrona (ecuación 2.3). El dispositivo de control del aerogenerador calcula la 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 a inyectar 
en función del valor de la frecuencia. De acuerdo a esta característica implementada en 
aerogenerador, para mayores descensos de la frecuencia mayor será la 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 inyectada, 
debiendo posteriormente recuperar mayor cantidad de energía cinética de rotación. Para 
ello, la reducción de potencia que realiza el aerogenerador es mayor, lo que puede causar 
que la segunda caída de la frecuencia sea más significativa. 

Asimismo, la profundidad de la segunda caída de la frecuencia está relacionada con el tiempo 
de reducción de potencia para la recuperación de la velocidad de giro del aerogenerador 
𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 , que es un parámetro ajustable en los aerogeneradores y relacionado con la EI. Los 
aerogeneradores con valores mayores de 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 , reducen menos la potencia para recuperar 
la velocidad de giro pero alargan el tiempo en el cual la potencia se encuentra reducida. Esto 
provoca en definitiva que para valores mayores de 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 la segunda caída de la frecuencia 
sea menos profunda, pero de mayor duración. 

Las afecciones producidas por la EI en las tensiones de los nudos en el sistema analizado 
no son significativas. 
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Capítulo 3 

Emulación de inercia en los sistemas 
eléctricos canarios 
 

3.1. Introducción  

En este capítulo se analiza los efectos que la EI proporcionada por los GSM podría producir 
sobre los SEC.  

A pesar de reunir características comunes, los SEC poseen particularidades como son la 
capacidad de generación instalada, estructura del parque de generación o nivel de mallado 
de la red transporte. 

Para poder conocer los posibles efectos de la EI sobre los SEC en su conjunto, teniendo en 
cuenta las particularidades anteriormente mencionadas, se ha seleccionado los sistemas 
eléctricos de Gran Canaria 2020, Lanzarote-Fuerteventura 2020 y La Gomera 2020, 
pudiendo considerarse estos como sistemas representativos. Una descripción de dichos 
sistemas puede encontrarse en el apéndice A. Para la realización del análisis, de toda la 
generación eólica especificada en el citado apéndice, se ha considerado una parte que es 
recogida en los apartados siguientes. 

En el análisis se han considerado las protecciones de tensión y frecuencia de la generación, 
al igual que sus respectivos esquemas de desastre de carga. Los valores establecidos para las 
protecciones y para los esquemas de deslastre de carga se recogen en el apéndice B. 

Si bien se analiza la EI en cada uno de estos sistemas eléctricos, en el sistema de Lanzarote-
Fuerteventura 2020 se estudia con mayor precisión, tratando de reproducir el análisis 
recogido en el capítulo 2. 

Al igual que en el capítulo anterior, el tipo de aerogenerador considerado es el GSM, capaz 
de proporcionar EI. Se prevé que la mayoría de los parques eólicos a instalar en Canarias en 
un futuro próximo cuenten con este tipo de aerogenerador. 

3.2. Sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura 2020 

En este apartado se analiza los efectos que podría provocar la EI proporcionada por los 
GSM de 2 MW de potencia en el sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura esperado 
para el año 2020. De forma escalada, se trata de realizar el análisis recogido en el capítulo 2, 
procurado que los valores porcentuales de potencia eólica y de potencia convencional a 
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desconectar sean los más próximos posibles. De este modo es posible establecer 
comparaciones y comprobar la existencia o no de los mismos efectos. 

La generación eólica que se considera conectada en el sistema Lanzarote-Fuerteventura se 
recoge en la Tabla 3.1. En esta tabla se indica las subestaciones con generación eólica así 
como el porcentaje de potencia eólica conectada en cada una de ellas. 

Tabla 3.1: Subestaciones consideradas con generación eólica para análisis de la EI en 
Lanzarote-Fuerteventura 

Subestación Haría-
Teguise 

Punta 
Grande Callejones Mácher Corralejo 

Puerto 
del 

Rosario 

Gran 
Tarajal 

Matas 
Blancas 

Potencia 
eólica (%) 14,29 14,29 7,13 14,29 14,29 7,13 14,29 14,29 

 

3.2.1. Efectos de la emulación de inercia ante la desconexión de 
diferentes cantidades de generación convencional 

En este apartado se estudia la EI en el sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura 
esperado para el año 2020 cuando se produce una pérdida de generación convencional, 
observándose los efectos que cabría esperarse. En concreto se estudia cuatro supuestos de 
pérdida de distintas cantidades de potencia convencional, mediante la desconexión de 
generadores convencionales. Dado que el sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura 2020 
cuenta con dos centrales eléctricas convencionales (Punta Grande y Las Salinas), se ha 
decidido estudiar la desconexión de la generación convencional en ambas centrales. 

La generación eólica presente en el sistema para todos los supuestos es de 28 MW. Las 
cantidades de potencia desconectada son las que se indican en la Tabla 3.2. 

Tabla 3.2: Potencias desconectadas en el sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura 
 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 

 Potencia 
(MW) 

Valor 
relativo 

(%) 

Potencia 
(MW) 

Valor 
relativo 

(%) 

Potencia 
(MW) 

Valor 
relativo 

(%) 

Potencia 
(MW) 

Valor 
relativo 

(%) 
Desconexión 

generadores en 
Punta Grande 

57,93 15,09 85,65 22,30 115,75 30,14 145,46 37,88 

Desconexión 
generadores en Las 

Salinas 
58,16 15,15 87,14 22,69 115,25 30,01 Inestable Inestable 

 

Se ha observado que la desconexión de los generadores convencionales de la central eléctrica 
de Las Salinas en el supuesto 4 podría producir una pérdida total de la estabilidad del sistema. 
Por consiguiente, esta desconexión de generación convencional no ha sido incluida. 

Resultados 

La Figura 3.1 muestra la evolución temporal de la frecuencia para las distintas pérdidas de 
generación convencional analizadas. Las excursiones de la frecuencia del sistema eléctrico 
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Lanzarote-Fuerteventura 2020, de forma análoga a lo observado en el sistema eléctrico de 
prueba (apartado 2.2.2.2), muestran diferencias debidas a la capacidad de EI de los 
aerogeneradores. 

  

 (a) - Supuesto 1 – Desconexión 
generadores en Punta Grande 

(b) - Supuesto 1 - Desconexión 
generadores en Las Salinas 

  

 (c) - Supuesto 2 – Desconexión 
generadores en Punta Grande 

(d) - Supuesto 2 - Desconexión 
generadores en Las Salinas 

  

 (e) - Supuesto 3 – Desconexión 
generadores en Punta Grande 

(f) - Supuesto 3 - Desconexión 
generadores en Las Salinas 
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t (s)
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48,84 Hz - 3. er escalón de desl.
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(g) - Supuesto 4 – Desconexión 
generadores en Punta Grande 

 

Figura 3.1: Frecuencia del sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura con GSM con y sin 
capacidad de EI ante la pérdida de diferentes cantidades de generación convencional 

El valor de la frecuencia mínima alcanzada (𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚) es siempre mayor para los casos con 
aerogeneradores dotados de capacidad de EI. Estos valores mínimos y sus desvíos (∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚) 
se han recogido en la Tabla 3.3. 

Tabla 3.3: Valores de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 y correspondientes ∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 alcanzados en el sistema eléctrico 
Lanzarote-Fuerteventura 2020 

 
 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 

 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

 Desconexión generadores en Punta Grande 
Aerogeneradores sin EI 49,45 -0,55 49,15 -0,85 48,89 -1,11 48,73 -1,27 
Aerogeneradores con EI 49,46 -0,54 49,17 -0,83 48,91 -1,09 48,75 -1,25 

Diferencia 0,01 0,01 0,02 0,02 0,02 -0,02 0,02 -0,02 
 Desconexión generadores en Las Salinas 

Aerogeneradores sin EI 49,44 -0,56 49,13 -0,87 48,74 -1,26 
Inestable Aerogeneradores con EI 49,43 -0,57 49,15 -0,85 48,76 -1,24 

Diferencia 0,01 0,01 0,02 0,02 0,02 0,02 
 

Se produce el segundo descenso de la frecuencia cuando los aerogeneradores cuentan con 
la capacidad de EI. De forma general, el segundo descenso de la frecuencia es mayor a 
medida que la potencia de generación convencional desconectada se incrementa, como ya 
se observó en el sistema de prueba. En la Tabla 3.4 se muestran los valores mínimos 
producidos en el segundo descenso.  

 

 

 

 

t (s)
242220181614121086420

f (Hz)
50

49,8

49,6

49,4

49,2

49

48,8

Sin Emulación de Inercia Con Emulación de Inercia

49 Hz -1. er escalón de desl.
48,92 Hz - 2. o escalón de desl.
48,84 Hz - 3. er escalón de desl.
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Tabla 3.4: Valores mínimos de frecuencia alcanzados en la segunda caída de la frecuencia 
en los casos de aerogenerador con EI 

 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 
 Valor de frecuencia mínimo en 2.ª caída (Hz) 
 Desconexión generadores en Punta Grande 

Aerogenerador con EI 49,67 49,47 49,31 49,55 
 Desconexión generadores en Las Salinas 

Aerogenerador con EI 49,66 49,43 No apreciable Inestable 
 

En el caso de aerogeneradores con capacidad de EI, la caída de frecuencia causada por la 
desconexión de la generación convencional es menor. Esto se debe a que parte de la 
potencia perdida es suplida por los aerogeneradores a través de EI al inyectar 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑚𝑚𝑒𝑒. De 
acuerdo a la ecuación 2.3, al generar 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑚𝑚𝑒𝑒, la generación eólica consigue reducir el valor de 
𝑃𝑃𝑚𝑚 − 𝑃𝑃𝑒𝑒, causando una menor desaceleración de los generadores convencionales de las 
centrales y por tanto, la menor caída de la frecuencia comentada. 

Los aerogeneradores, al disminuir la potencia que inyectan a la red con objeto de recuperar 
su velocidad de giro, causan el segundo descenso de la frecuencia. La Figura 3.2, muestra la 
potencia activa producida por uno de los aerogeneradores en el modelo. 

  

 (a) - Supuesto 1 - Desconexión 
generadores en Punta Grande 

(b) - Supuesto 1 - Desconexión 
generadores en Las Salinas 

  

 (c) - Supuesto 2 - Desconexión 
generadores en Punta Grande 

(d) - Supuesto 2 - Desconexión 
generadores en Las Salinas 

t (s)
242220181614121086420
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Sin Emulación de Inercia Con Emulación de Inercia
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2,08
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t (s)
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2,08
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2
1,96
1,92
1,88
1,84
1,8

1,76
1,72
1,68

Sin Emulación de Inercia Con Emulación de Inercia

P (MW)

t (s)
242220181614121086420

2,12
2,08
2,04

2
1,96
1,92
1,88
1,84

1,8
1,76
1,72
1,68

Sin Emulación de Inercia Con Emulación de Inercia

P (MW)
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 (e) - Supuesto 3 - Desconexión 
generadores en Punta Grande 

(f) - Supuesto 3 - Desconexión 
generadores en Las Salinas 

     

(g) - Supuesto 4 - Desconexión 
generadores en Punta Grande 

 

Figura 3.2: Potencia activa generada por un GSM con y sin capacidad de EI ante la 
pérdida de diferentes cantidades de generación convencional 

Al margen de las diferencias comentadas, se debe destacar que para el supuesto 3, con 
desconexión de la generación convencional en la central de Punta Grande, las evoluciones 
de la frecuencia alcanzan valores cuasi-estacionarios distintos. Ello se debe a que se produce 
el deslastre de distintas cantidades de carga. De acuerdo a los valores de frecuencia y 
temporización tarados en los relés de deslastre de carga, en el caso con aerogeneradores sin 
capacidad de EI, los valores de frecuencia producidos activan el primero y el segundo 
escalón de deslastre, afectando a un 14,1 % de la demanda (Figura 3.1 (e)). En cuanto al 
caso de aerogeneradores con EI, sólo se produce la actuación del primer escalón de deslastre 
de carga, ya que la frecuencia presenta valores superiores, lo que significa un deslastre del 
4,4 % de la carga. 

En el supuesto 3, la desconexión de la generación convencional en la central eléctrica de Las 
Salinas produce la actuación de los relés de deslastre de carga, deslastrándose el primer y el 
segundo escalón en ambos casos (Figura 3.1 (f)). Esto provoca una pronta recuperación de 
la frecuencia, lo que produce que los aerogeneradores no agoten el tiempo de EI (Figura 3.2 
(f)). En consecuencia, la reducción de potencia que realizan los aerogeneradores con objeto 
de recupera la velocidad de giro es menor que en los otros supuestos, no causando la 
segunda caída de la frecuencia. 
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Como el valor de frecuencia a partir del cual se inicia la inyección de 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑚𝑚𝑒𝑒 es 49,85 Hz, no 
se observan diferencias en la máxima derivada de la frecuencia, como ya se vio con 
anterioridad. 

Al igual que sucediese en el sistema eléctrico de prueba, las evoluciones temporales de las 
tensiones son bastante semejantes entre los casos de aerogeneradores con y sin EI, excepto 
para el supuesto 3, desconexión de generación convencional en Punta Grande. Esto puede 
observarse la Figura 3.3, que muestra la evolución temporal de la tensión en la subestación 
Mácher en los cuatro supuestos analizados. En el supuesto 3, como la cantidad de carga 
deslastrada difiere entre los dos casos, la demanda que se mantiene en el sistema tras el 
deslastre es distinta, provocando además que las caídas de tensiones también lo sean. Por lo 
tanto, las tensiones en el supuesto 3 se estabilizan en valores distintos. No obstante, todas 
las tensiones se mantienen dentro de los rangos admisibles. 

  

 (a) - Supuesto 1 - Desconexión 
generadores en Punta Grande 

(b) - Supuesto 1 - Desconexión 
generadores en Las Salinas 

  

 (c) - Supuesto 2 - Desconexión 
generadores en Punta Grande 

(d) - Supuesto 2 - Desconexión 
generadores en Las Salinas 
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(e) - Supuesto 3 - Desconexión 
generadores en Punta Grande 

(f) - Supuesto 3 - Desconexión 
generadores en Las Salinas 

      

(g) - Supuesto 4 - Desconexión 
generadores en Punta Grande 

 

Figura 3.3: Tensión en la subestación Mácher con GSM con y sin capacidad de EI ante la 
pérdida de distintas cantidades de generación convencional 

3.2.2. Efectos de la emulación de inercia para diferentes regímenes de 
potencia de los aerogeneradores 

El objeto de este apartado es comprobar como la generación eólica a distintos regímenes de 
potencia y con capacidad de EI pudiera afectar al sistema eléctrico de Lanzarote-
Fuerteventura 2020, cuando se produce una determinada pérdida de generación 
convencional. 

Para ello se considera cuatro supuestos y en cada uno de ellos se tiene una potencia eólica 
instalada de 28 MW. En cada supuesto los regímenes de potencia de los aerogeneradores 
son distintos, por lo que la potencia eólica total generada también lo es. Los regímenes de 
potencia de cada aerogenerador presente en el modelo y las potencias eólicas totales en el 
sistema para cada supuesto se indican en la Tabla 3.5. 

 

t (s)
242220181614121086420

V (pu)
1,02

1,01

1

0,99

0,98

0,97

0,96

0,95

0,94

0,93

Sin Emulación de Inercia Con Emulación de Inercia

t (s)
242220181614121086420

V (pu)
1,05

1,04
1,03

1,02
1,01

1
0,99

0,98
0,97

0,96

Sin Emulación de Inercia Con Emulación de Inercia

t (s)
242220181614121086420

V (pu)
1,02

1

0,98

0,96

0,94

0,92

0,9

Sin Emulación de Inercia Con Emulación de Inercia



Capítulo 3. Emulación de inercia en los sistemas eléctricos canarios 39 

Tabla 3.5: Potencia generada por cada aerogenerador y generación eólica total en el 
sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura 

 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 
 Potencia (MW) 

 Aerogenerador 0,5 1 1,5 2 
Generación eólica total 7 14 21 28 

 

La potencia convencional a desconectar en cada supuesto es de 85,65 MW, representando 
el 22,30 % de la generación total en el sistema. Los generadores convencionales a 
desconectar pertenecen a la central eléctrica de Punta Grande. 

Resultados 

Las evoluciones de la frecuencia en el sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura 2020 
presentan diferencias entre los casos de aerogeneradores con y sin EI, como ya se observó 
en el apartado anterior. En la Figura 3.4 se muestran las evoluciones temporales de 
frecuencia para los cuatro supuestos. 

  

(a) - Supuesto 1 (b) - Supuesto 2 

  

 (c) - Supuesto 3 (d) - Supuesto 4 

Figura 3.4: Frecuencia del sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura con GSM a 
diferentes regímenes de potencia con y sin capacidad de EI al producirse una pérdida de 

generación convencional 
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De nuevo, una de las diferencias observadas es el menor valor de ∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 alcanzado en el 
caso de aerogeneradores con EI. Estos valores se han recogido en la Tabla 3.6. 

Tabla 3.6: Valores de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 y correspondientes ∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 alcanzados en el sistema eléctrico 
Lanzarote-Fuerteventura 

 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 

 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

Aerogeneradores sin EI 49,16 -0,84 49,16 -0,84 49,15 -0,85 49,15 -0,85 
Aerogeneradores con EI 49,17 -0,83 49,17 -0,83 49,16 -0,84 49,16 -0,84 

Diferencia 0,02 0,01 0,02 0,01 0,02 0,01 0,02 0,01 
 

Cuando el sistema cuenta con aerogeneradores con capacidad de EI, se observa nuevamente 
que a partir del segundo 11 aproximadamente se inicia el segundo descenso de la frecuencia, 
cuyos valores mínimos se presentan en la Tabla 3.7. Este segundo descenso no reviste 
demasiada importancia para el sistema, volviendo la frecuencia a tomar valores iguales al 
caso sin EI. 

Tabla 3.7: Valores mínimos de frecuencia alcanzados en la segunda caída de la frecuencia 
en los casos de aerogenerador con EI 

 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 
 Valor de frecuencia mínimo en 2.ª caída (Hz) 

Aerogenerador con EI 49,49 49,49 49,47 49,47 
 

Las diferencias en las desviaciones de la frecuencia del sistema son consecuencia de la 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑚𝑚𝑒𝑒 
inyectada por los aerogeneradores. 

La Figura 3.5 se muestra la potencia generada por uno de los aerogeneradores para ambos 
casos, es decir, con y sin capacidad de EI. Para los casos en los cuales el aerogenerador posee 
la capacidad de EI se observa que, independientemente de la potencia que genera 
previamente al evento, la 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑚𝑚𝑒𝑒 que inyecta el aerogenerador puede considerarse la misma. 
Como ya se indicó, esto es debido a que el control del aerogenerador calcula la 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑚𝑚𝑒𝑒 a 
inyectar en función de la frecuencia de la red, siendo esta prácticamente igual en los primeros 
11 s. 

La inyección extra de potencia activa provoca que la frecuencia presente unos valores 
mínimos de frecuencia superiores en el caso de aerogenerador con EI. 

Tras la finalización de la inyección de la 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑚𝑚𝑒𝑒, se produce el descenso de la potencia generada 
por el aerogenerador con objeto de recuperar la velocidad de giro inicial y ello provoca la 
segunda caída de la frecuencia. 
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(a) - Supuesto 1 (b) - Supuesto 2 

  

 (c) - Supuesto 3 (d) - Supuesto 4 

Figura 3.5: Potencia activa generada por un GSM a distintos regímenes de potencia con y 
sin capacidad de EI, al producirse la pérdida de generación convencional 

Las tensiones en el sistema no presentan diferencias notables. La inyección de la 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑚𝑚𝑒𝑒 por 
parte de los aerogeneradores no produce una modificación importante en los valores de las 
tensiones con respecto al caso de aerogeneradores sin EI. Esto puede apreciarse en la Figura 
3.6, que presenta la evolución temporal de la tensión en la subestación Mácher, en 
Lanzarote. 
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 (c) - Supuesto 3 (d) - Supuesto 4 

Figura 3.6: Tensión en la subestación Mácher con GSM a distintos regímenes de potencia 
con y sin capacidad de EI, al producirse una pérdida de generación convencional 

3.2.3. Efectos de la emulación de inercia para diferentes niveles de 
potencia eólica instalada  

En este apartado se analiza los efectos producidos por la EI proporcionada por los 
aerogeneradores sobre el sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura 2020, para distintas 
cantidades de potencia eólica instalada cuando se produce una pérdida de generación 
convencional. 

Se estudian cuatro supuestos con distintas cantidades de generación eólica que pueden verse 
en la Tabla 3.8. Se considera que todos los aerogeneradores se encuentran a su potencia 
nominal, es decir a 2 MW. 

Tabla 3.8: Penetraciones eólicas en el sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura 
 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 

Potencia eólica (MW) 80 112 144 176 
Generación eólica (%) 20,83 29,17 37,50 45,83 

Número de aerogeneradores equivalentes 40 56 72 88 
𝐻𝐻 total del sistema (MW·s/MVA) 17,19 14,53 11,47 10,97 

 

La pérdida de generación convencional es de unos 52 MW y se ha simulado desconectando 
grupos de generación en la central eléctrica Punta Grande. Esta cantidad de generación 
representa el 13,54 % de la generación en el sistema. 

La introducción de distinta cantidad de generación eólica en el sistema eléctrico en cada 
supuesto causa que el número de generadores convencionales conectados sea diferente, ya 
que se ha de cumplir el criterio de Boucherot. Por consiguiente, la constante de inercia (𝐻𝐻) 
total del sistema en cada supuesto será menor a medida que la potencia eólica introducida 
en el sistema crece. La constante de inercia total del sistema en cada supuesto se recoge en 
la Tabla 3.8. 
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Resultados 

De forma general, en el sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura 2020 se producen efectos 
similares a los observados en el análisis realizado en el sistema eléctrico de prueba (apartado 
2.2.2.4). Para los cuatro supuestos analizados, la evolución de la frecuencia muestra 
diferencias debidas a la EI, como se aprecia en la Figura 3.7. Cuando en el sistema 
Lanzarote-Fuerteventura 2020 se tiene aerogeneradores con capacidad de EI, se producen 
unos valores de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 mayores debido a la 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑚𝑚𝑒𝑒 inyectada. 

Asimismo, se producen mayores descensos de la frecuencia en aquellos supuestos con 
constante de inercia menores, de acuerdo con la ecuación 2.3. 

  

(a) - Supuesto 1 (b) - Supuesto 2 

  

 (c) - Supuesto 3 (d) - Supuesto 4 

Figura 3.7: Frecuencia del sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura con GSM con y sin 
capacidad de EI, con diferentes penetraciones eólicas, al producirse una pérdida de 

generación convencional. 

A medida que la penetración eólica es mayor, las diferencias entre los valores de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚, con 
y sin EI se van incrementando. Dichos valores conjuntamente con las ∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 se recogen en 
la Tabla 3.9. 
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Tabla 3.9: Valores de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 y correspondientes ∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 alcanzados en el sistema eléctrico 
Lanzarote-Fuerteventura 

 Supuesto 1 Supuesto 2 Supuesto 3 Supuesto 4 

 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

∆𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 
(Hz) 

Aerogeneradores sin EI 49,33 -0,67 49,14 -0,86 48,84 -1,16 48,71 -1,29 
Aerogeneradores con EI 49,37 -0,63 49,23 -0,77 49,00 -1,00 48,93 -1,07 

Diferencia 0,04 0,04 0,09 0,09 0,16 0,16 0,22 0,22 
 

En los cuatro supuestos, a medida que la penetración eólica aumenta en el sistema eléctrico 
Lanzarote-Fuerteventura 2020, mayor capacidad tiene este tipo de generación para 
proporcionar 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑚𝑚𝑒𝑒 al sistema, pudiéndose observarse en la Figura 3.8, que presenta la 
potencia activa proporcionada por uno de los parques eólicos en los cuatro supuestos. Por 
ello, las diferencias de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 entre los casos de aerogeneradores con y sin EI se incrementan 
a medida que la penetración eólica es mayor. 

Se observa también que se produce la segunda caída de la frecuencia en los casos con 
aerogeneradores con EI, aumentando a medida que la penetración eólica es mayor. El 
aumento de la segunda caída de la frecuencia es ocasionada por la mayor disminución de la 
potencia eólica, con objeto de recuperar la velocidad de giro previa a la pérdida de 
generación convencional. 

El aumento de la segunda caída de la frecuencia llega a ser significativo para los supuestos 
3 y 4.  En estos supuestos la frecuencia mínima alcanzada en la segunda caída presenta 
valores próximos a la 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚  correspondiente. Como ya se indicó en el apartado 2.2.2.4,  la 
segunda caída está relacionada con el parámetro 𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 perteneciente al tipo de generación 
eólica estudiada. De forma similar al análisis realizado en el capítulo 2, en el siguiente 
apartado se estudia la influencia de dicho parámetro sobre la frecuencia. 

En el supuesto 3, la caída de la frecuencia es mayor que en los supuestos 1 y 2, ya que la 𝐻𝐻 
es menor de acuerdo a la ecuación 2.3. Asimismo, la capacidad de control potencia-
frecuencia en el sistema también es menor. En el caso de aerogeneradores sin EI, esta caída 
de la frecuencia produce la actuación del primer escalón de deslastre de carga en el instante 
3,02 s y del segundo escalón en el instante 3,32 s, desconectándose el 14,1 % de la demanda 
(Figura 3.7(c)). En el caso de aerogeneradores con EI, debido a la generación de 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑚𝑚𝑒𝑒, la 
frecuencia no llega a descender lo suficiente como para alcanzar los valores tarados en los 
relés de deslastre de carga. Por tanto, en este caso la inyección de 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑚𝑚𝑒𝑒 evita que se produzcan 
deslastres de carga. La diferencia de demanda entre los dos casos tras la actuación de los 
mencionados deslastres tiene como consecuencia que la frecuencia se estabilice en valores 
cuasi-estacionarios distintos. En el caso de aerogeneradores sin EI, la frecuencia vuelve a 
tomar el valor de 50 Hz, pero es debido a que se ha producido una pérdida de mercado del 
14,1 %. En el caso de aerogeneradores con EI, la frecuencia queda desviada pero se ha 
evitado el deslastre de carga. Posteriormente la reserva secundaria se encargaría de devolver 
la frecuencia a 50 Hz. 

En el supuesto 4, en el caso de aerogeneradores sin EI se produce una pérdida de estabilidad 
en el sistema, como puede verse en la Figura 3.7 (d). Debido a que el sistema en el supuesto 
4 presenta el menor valor de 𝐻𝐻, la pérdida de la generación convencional analizada ocasiona 
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un descenso de la frecuencia mayor que los experimentados en el resto de supuestos. Este 
descenso provoca la actuación de los relés de deslastre de carga. Se deslastran los tres 
escalones de carga, desconectándose el 22,9 % de la demanda en el instante 3,42 s. La 
desconexión de esta cantidad de carga, conjuntamente con la baja 𝐻𝐻 del sistema, provoca 
que la frecuencia se eleve lo suficiente como para alcanzar los valores de tarado de los relés 
de protección por sobrefrecuencia de la generación eólica. Por este motivo, se produce una 
desconexión de esta generación en el instante 5,39 s (Figura 3.8 (d)). A partir de este instante, 
el desequilibrio entre generación y demanda producido por la pérdida de la generación eólica 
provoca un descenso muy acusado de la frecuencia, causando a su vez la desconexión de la 
generación convencional por subfrecuencia. La desconexión de la generación convencional 
conduce finalmente a la pérdida total de la estabilidad. Esta pérdida de estabilidad no se 
observa en el caso de aerogeneradores con EI. La 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑚𝑚𝑒𝑒 inyectada por los aerogeneradores 
evita que la frecuencia en su caída inicial tome los valores bajos que desencadenan el proceso 
anteriormente descrito. No obstante se produce el deslastre del primer escalón de carga. 

  

 (a) - Supuesto 1 (b) - Supuesto 2 

  

(c) - Supuesto 3 (d) - Supuesto 4 

Figura 3.8: Potencia activa generada por un parque eólico formado por GSM con y sin 
capacidad de EI, con diferentes penetraciones eólicas, al producirse la pérdida de 

generación convencional 

La Figura 3.9 muestra la evolución temporal de la tensión de la subestación Mácher en los 
cuatro supuestos. Se observa en los supuestos 1 y 2 que la EI causa sobre la tensión de dicha 
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subestación una afección poco relevante, al igual que al resto de tensiones en el sistema 
eléctrico Lanzarote-Fuerteventura 2020. 

En el supuesto 3, en el caso de aerogeneradores sin EI se produce un pico de tensión 
originado por la actuación de los relés deslastre de carga mencionada anteriormente.  

Además, en el supuesto 3 se observa que en cada caso las tensiones se establecen en valores 
distintos de forma semejante a lo sucedido en el supuesto 3 del apartado 3.2.1. Como ya se 
indicó, esto se debe a que en cada caso la cantidad de carga deslastrada es distinta, lo cual 
conduce a que las tensiones tomen valores diferentes al estabilizarse el sistema. 

En el supuesto 4, en el caso de aerogeneradores sin EI, los deslastres de carga ocasionan un 
pico de tensión de forma similar a lo visto en el supuesto 3. Posteriormente al pico de 
tensión, en el instante 5,39 s, la tensión disminuye bruscamente debido a la desconexión de 
los parques eólicos y finalmente, tras 2,2 s aproximadamente se produce la pérdida de 
estabilidad. En el caso de aerogeneradores con EI, la tensión se estabiliza al igual que en el 
resto de supuestos. Puede verse un pequeño pico de tensión debido al deslastre del primer 
escalón de carga comentado anteriormente y que se produce en el instante 3,4 s. 

  

(a) - Supuesto 1 (b) - Supuesto 2 

  

(c) - Supuesto 3 (d) - Supuesto 4 

Figura 3.9: Tensión en la subestación Mácher con GSM con y sin capacidad de EI, con 
diferentes penetraciones eólicas, al producirse una pérdida de generación convencional. 
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3.2.4. Efectos de la emulación de inercia para diferentes valores de 
tiempo de reducción de potencia 

Para evaluar cómo el parámetro tiempo de reducción de potencia (𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟) asociado a la EI 
que proporcionan los aerogeneradores puede afectar al sistema eléctrico Lanzarote-
Fuerteventura 2020, se ha tomado como base el supuesto 4 del apartado 3.2.3. En dicho 
apartado el supuesto fue analizado con un valor de 𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 igual a 2 s. En este apartado se 
han considerado seis supuestos más con los mismos valores para 𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 considerados en el 
apartado 2.2.2.5 y que se recogen en la tabla 2.13. 

Resultados 

Los resultados muestran que se puede esperar efectos sobre el sistema Lanzarote-
Fuerteventura 2020 similares a los vistos en el sistema eléctrico de prueba (apartado 2.2.2.5). 
En el sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura 2020 la segunda caída de la frecuencia es 
menor cuando aumenta 𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 , pudiéndose observarse en la Figura 3.10. 

 

Figura 3.10: Frecuencia del sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura con GSM con 
capacidad de EI, para varios valores de 𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 , al producirse una pérdida de generación 

convencional 

En la Tabla 3.10 se muestran los valores de frecuencia mínimos alcanzados en la segunda 
caída, siendo éstos mayores cuanto mayor es 𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 .  

Tabla 3.10: Valores mínimos de frecuencia alcanzados en la segunda caída de la frecuencia 

 Supuesto 
1 

Supuesto 
2 

Supuesto 
3 

Supuesto 
4 

Supuesto 
5 

Supuesto 
6 

Supuesto 
7 

Valor de 
frecuencia 

mínimo en 2.ª 
caída (Hz) 

49,11 49,24 49,33 49,39 49,43 49,46 49,49 

 

t (s)
3432302826242220181614121086420

f (Hz)
50

49,9
49,8
49,7
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49,5
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49,3
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49,1

49
48,9

Supuesto 1 con EI ( treduc= 2 s) Supuesto 2 con EI ( treduc= 6 s)
Supuesto 3 con EI ( treduc= 10 s) Supuesto 4 con EI ( treduc= 14 s)
Supuesto 5 con EI ( treduc= 18 s) Supuesto 6 con EI ( treduc= 22 s)
Supuesto 7 con EI ( treduc= 26 s)
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Asimismo, el tiempo que tarda la frecuencia en alcanzar el valor cuasi-estacionario se 
incrementa a medida que los valores de 𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 son mayores. Como ya se indicó en el 
apartado 2.2.2.5, esto se produce porque al especificar un valor de 𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 mayor, 
lógicamente el aerogenerador dispone de un intervalo de tiempo mayor para la recuperación 
de la velocidad de giro. 

Al disponer de más tiempo, la reducción de potencia activa que ha de realizar este tipo de 
aerogeneradores será menor. La Figura 3.11 muestra la potencia activa generada por un 
parque eólico presente en el sistema. En esta figura se comprueba que para valores mayores 
de 𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 , la disminución de la potencia es menor. 

 

Figura 3.11: Potencia activa generada por un parque eólico formado por GSM con y sin 
capacidad de EI, para varios valores de 𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 , al producirse la pérdida de generación 

convencional 

En los supuestos analizados que consideran distintos valores de 𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 , no se observa 
modificaciones relevantes en las tensiones del sistema eléctrico Lanzarote-Fuetenventura 
2020. La Figura 3.12 muestra la evolución temporal de la tensión en la subestación Mácher 
para los distintos supuestos considerados. 

t (s)
3432302826242220181614121086420

P (MW)
24

23,5

23

22,5

22

21,5

21

20,5

20

19,5

Supuesto 1 con EI ( treduc= 2 s) Supuesto 2 con EI ( treduc= 6 s)
Supuesto 3 con EI ( treduc= 10 s) Supuesto 4 con EI ( treduc= 14 s)
Supuesto 5 con EI ( treduc= 18 s) Supuesto 6 con EI ( treduc= 22 s)
Supuesto 7 con EI ( treduc= 26 s)



Capítulo 3. Emulación de inercia en los sistemas eléctricos canarios 49 

 

Figura 3.12: Tensión en la subestación Mácher con GSM con capacidad de EI, para varios 
valores de 𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 , al producirse una pérdida de generación convencional 

3.3. Sistema eléctrico Gran Canaria 2020 

En este apartado se analiza los efectos de la generación eólica constituida por GSM con 
capacidad de EI sobre el sistema eléctrico de Gran Canaria esperado para el año 2020. 

Para llevar a cabo este análisis se ha considerado que la demanda en el sistema es de 460 
MW, siendo la demanda esperada para el período llano en el año 2020.  

La potencia eólica es de 140 MW, representando el 30 % aproximadamente de la generación 
en el sistema. Dicha potencia eólica se ha repartido de forma proporcional entre aquellas 
subestaciones más importantes en las que se prevé que en 2020 tengan generación eólica 
conectada. Estas subestaciones y la potencia eólica conectada se recogen en la Tabla 3.11. 

Tabla 3.11: Subestaciones consideradas con generación eólica para análisis de la EI en 
Gran Canaria 

Subestación Guía Lomo 
Gordo Carrizal Agüimes Arinaga Aldea Blanca Matorral 

Potencia eólica (MW) 10 16 16 12 34 26 26 
 

Los GSM se encuentran proporcionado la potencia nominal, o sea, 2 MW. 

Se analiza el sistema eléctrico considerándose dos casos, uno con GSM sin capacidad de EI 
y otro con estos aerogeneradores equipados con la capacidad de EI. La pérdida de 
generación convencional considera la desconexión de los grupos Gas 3 - CC1 y Vapor 3 - 
CC1 que forman parte del ciclo combinado 1 y la turbina Vapor 4 - CC2 perteneciente al 
ciclo combinado 2. La desconexión supone la pérdida de 106,8 MW aproximadamente de 
generación. 
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Resultados 

La pérdida del ciclo combinado 1 y el grupo de vapor perteneciente al ciclo combinado 2 
produce las desviaciones de frecuencia para los casos con y sin EI recogidas en la Figura 
3.13. 

 
Figura 3.13: Frecuencia del sistema eléctrico Gran Canaria con GSM con y sin capacidad 

de EI ante la pérdida de generación convencional en la central eléctrica Barranco de 
Tirajana 

En los dos casos, gracias a la actuación de la regulación primaria, en torno al segundo 6 la 
frecuencia comienza a estabilizarse. 

La caída de la frecuencia que se observa provoca deslastres de carga, siendo distinta la 
cantidad de carga deslastrada en cada caso. En el caso de aerogeneradores sin EI, la 
frecuencia desciende lo suficiente como para provocar el deslastre de los tres escalones de 
carga. La carga deslastrada es el 14 % con respecto a la demanda total. En cambio, en el 
caso de aerogeneradores con EI, estos ayudan a la recuperación de la frecuencia debido a la 
𝑃𝑃𝑒𝑒𝑚𝑚𝑒𝑒 que generan y por lo tanto, el descenso de la frecuencia es menor. Al presentar la 
frecuencia mayores valores se evita el deslastre del tercer escalón de carga, siendo la carga 
deslastrada el 12 %. 

La diferencia en la cantidad de carga deslastrada se refleja en los valores del desvío cuasi-
estacionario de la frecuencia. Al producirse un menor deslastre de carga en el caso de 
aerogeneradores con capacidad de EI, la frecuencia se estabiliza en un valor menor, siendo 
de 49,56 Hz. En cambio, en el caso de aerogeneradores sin EI, tras el deslastre de carga, la 
generación tiene que satisfacer una menor cantidad de demanda, por lo que la frecuencia 
toma un valor superior, siendo de 49,61 Hz. 

La actuación de la generación eólica ante la pérdida de generación convencional estudiada 
puede verse a través de la gráfica de la Figura 3.14, que muestra la potencia proporcionada 
por la generación eólica conectada a la subestación Matorral. 
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Figura 3.14: Potencia activa generada por la generación eólica conectada a la subestación 
Matorral, formada por GSM con y sin capacidad de EI ante la pérdida de generación 

convencional en la central eléctrica Barranco de Tirajana 

Tras la finalización de la EI, en torno al segundo 11 s, la potencia activa producida por la 
generación eólica desciende y produce también en este sistema la segunda caída de la 
frecuencia. 

La pérdida de la generación convencional analizada produce una disminución de la tensión 
que en ambos casos finaliza al producirse los deslastres de carga. La Figura 3.15 muestra la 
tensión correspondiente a la subestación San Mateo, pudiéndose observar la mencionada 
disminución. 

 

Figura 3.15: Tensión en la subestación San Mateo con GSM con y sin capacidad de EI 
ante la pérdida de generación convencional en la central eléctrica Barranco de Tirajana 

De forma semejante a lo que sucede con la frecuencia, las tensiones alcanzadas tras 
estabilizarse el sistema presentan diferencias debidas a la cantidad de carga deslastrada en 
cada caso. En el caso de aerogeneradores con EI, la cantidad de carga deslastrada es menor, 
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por lo que en el sistema existe, por un lado, una mayor demanda y por otro, esta mayor 
demanda provoca mayores caídas de tensión en los elementos del sistema. Por ello, las 
tensiones en el caso de aerogeneradores con EI presentan menores valores que en el caso 
de aerogeneradores sin EI. 

3.4. Sistema eléctrico La Gomera 2020 

A fin de analizar la EI proporcionada por los aerogeneradores en un sistema eléctrico 
canario de menor tamaño que los sistemas de Gran Canaria y Lanzarote-Fuerteventura se 
plantea el análisis en el sistema eléctrico de La Gomera previsto para el año 2020. 

Para llevar a cabo el análisis se ha decidido que la demanda en el sistema de La Gomera sea 
la estimada para el período horario llano en 2020, siendo de 10 MW. La generación eólica 
está formada por un parque eólico de 4 MW conectado a la subestación El Palmar. Los 
generadores que lo constituyen se consideran a su potencia nominal. De igual forma que en 
apartados anteriores se estudian dos casos: uno con GSM sin capacidad de EI y otro con 
GSM con capacidad de EI. 

La pérdida de generación convencional simulada consiste en la desconexión del generador 
diésel 18 en la central El Palmar, cuya potencia generada es igual a 2,03 MW. Esta potencia 
representa el 20,3 % de la generación total. 

Resultados 

De acuerdo con la ecuación de oscilación de la máquina síncrona (ecuación 2.3), la pérdida 
del grupo diésel 18 origina un descenso pronunciado de la frecuencia debido a la baja 𝐻𝐻 que 
presenta el sistema de La Gomera en los dos casos analizados. Pese a ello, no se llegan a 
producir deslastres de carga. Para el caso de aerogeneradores con capacidad de EI, la 
inyección de 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑚𝑚𝑒𝑒 a partir de los 49,85 Hz provoca que la 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 obtenida no sea tan baja 
como la correspondiente al caso de aerogeneradores sin EI (Figura 3.16). 

 

Figura 3.16: Frecuencia del sistema eléctrico La Gomera con GSM con y sin capacidad de 
EI ante la pérdida de generación convencional en la central eléctrica El Palmar 
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Durante la fase de recuperación de la frecuencia, comprendida entre los instantes 1,33 s y 
10 s aproximadamente, ésta presenta en el caso de aerogeneradores con EI valores mayores 
a los correspondientes al caso de aerogeneradores sin EI. Como se puede ver en la Figura 
3.17, esto es debido a que la EI no ha finalizado. La 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑚𝑚𝑒𝑒 inyectada por los aerogeneradores 
produce que la frecuencia presente valores superiores hasta la finalización de la EI, en el 
segundo 11. A partir de ese instante, se observa cómo la frecuencia inicia el segundo 
descenso. Tras la recuperación de la energía cinética de los aerogeneradores, éstos 
comienzan a aumentar nuevamente la potencia activa que generan y la frecuencia termina 
estabilizándose en el mismo valor de frecuencia cuasi-estacionaria que en el caso de 
aerogeneradores sin EI. 

 

Figura 3.17: Potencia activa generada por la generación eólica formada por GSM con y sin 
capacidad de EI ante la pérdida de generación convencional en la central eléctrica El 

Palmar 

Como es lógico, la pérdida de generación provoca un descenso en los niveles de tensión en 
el sistema eléctrico. En cuanto a la influencia de la EI sobre las tensiones, al igual que en el 
resto de casos realizados, no se observan efectos significativos. La Figura 3.18 presenta la 
evolución temporal de la tensión de la subestación Alajeró para los dos casos estudiados. 
En ella se observa que la mayor diferencia se produce durante el descenso de potencia 
realizada por los aerogeneradores. 
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Figura 3.18: Tensión en la subestación Alajeró con GSM con y sin capacidad de EI ante la 
pérdida de generación convencional en la central eléctrica El Palmar 

3.5. Resumen y conclusiones 

En este capítulo se ha analizado la capacidad de EI proporcionada por GSM en los SEC. 
Para ello se han escogido los sistemas de Lanzarote-Fuerteventura 2020, Gran Canaria 2020 
y La Gomera 2020. 

El estudio ha consistido en el análisis del régimen dinámico producido por la pérdida de 
generación convencional en los diferentes sistemas eléctricos. 

En general, los efectos observados en el capítulo 2 han vuelto a reproducirse sobre los SEC.  

Las frecuencias de los SEC analizados presentan excursiones menores cuando los 
aerogeneradores poseen la capacidad de EI. También se produce el segundo descenso de la 
frecuencia al iniciarse la reducción de potencia por parte de los aerogeneradores. 

Estos efectos de la capacidad de EI sobre la frecuencia son más notorios a medida que la 
penetración eólica es mayor. De acuerdo a las características de EI analizadas y con unas 
penetraciones eólicas entre el 30 y el 40 %, podría esperarse unos valores de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 en torno 
a 0,1 Hz mayores si éstas contasen con capacidad de EI. 

La segunda caída de la frecuencia presenta una dependencia respecto a la cantidad de 
potencia convencional que se haya desconectado. Cuanto mayor es la potencia convencional 
pérdida en el sistema, mayor será la segunda caída de la frecuencia. No obstante, para las 
pérdidas de generación convencional n-1 que pudieran producirse en un SEC, no cabría 
esperar una disminución de frecuencia en su segunda caída que pudiera causar problemas 
de estabilidad. 

Por otro lado, la segunda caída de la frecuencia también guarda relación con 𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 . Si el 
𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 ajustado en los aerogeneradores es bajo, la reducción de potencia puede conducir a 
que el segundo descenso de la frecuencia sea significativo. Para 𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 igual a 2 s y una 
penetración eólica del 40 %, el segundo descenso es acusado, presentando valores próximos 
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al primer descenso causado por la pérdida de generación. Por tanto, es conveniente evitar o 
reducir este efecto sobre la frecuencia ya que podría incluso provocar deslastres de carga. Se 
ha visto que una forma de reducirlo consiste en aumentar el valor de 𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 . Para mayores 
valores de 𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 el segundo descenso es menos apreciable. Considerando todo esto, se 
puede afirmar que el valor de 𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 debe ser tenido en cuenta al integrar en los SEC 
generación eólica con capacidad de EI. 

La EI proporcionada por la generación eólica podría evitar pérdidas de mercado debidas al 
deslastre de cargas en los SEC. Con la inyección de 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑚𝑚𝑒𝑒, la frecuencia experimenta caídas 
menores, y por lo tanto, podría no alcanzar los valores tarados en los relés de deslastre. De 
acuerdo a lo observado en este capítulo, se podría evitar pérdidas de mercado de un 10 % 
aproximadamente. Además, para un caso concreto se evitó la pérdida de estabilidad. 

Las tensiones de los nudos en los SEC no se ven afectadas de forma significativa. Al igual 
que lo observado el capítulo 2, cabe esperar que las tensiones no sufran variaciones 
significativas debidas a la actuación de la EI. 

De acuerdo con todo lo anterior, la EI aportada por la generación eólica podría ayudar a 
reducir el impacto de perturbaciones, como la pérdida de generación. En este sentido, la EI 
se muestra como una característica positiva que podría favorecer una mayor integración de 
la generación eólica en los SEC. 
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Capítulo 4 

Interconexiones y almacenamiento 
 

4.1. Introducción  

Las interconexiones entre distintos sistemas eléctricos es una práctica habitual que presenta 
ventajas de índoles técnica y económica para los sistemas interconectados. 

Una de las principales ventajas es el aumento de la seguridad y continuidad del suministro 
en los sistemas interconectados. Las interconexiones pueden proporcionar un respaldo 
instantáneo ante cualquier perturbación o hacer frente a un desequilibrio entre la generación 
y la demanda que se produzca en alguno de los sistemas. Por ejemplo, ante una pérdida 
severa de generación, la interconexión puede ayudar a suplir dicha pérdida limitando los 
efectos que pudiera provocar. Además, la calidad del suministro eléctrico aumenta, 
mejorando el control potencia-frecuencia y el control de las tensiones, sobre todo en 
aquellos sistemas pequeños y aislados. 

En caso de caída total de uno de los sistemas eléctricos, las interconexiones podrían ayudar 
a restablecer el servicio en una acción coordinada con la generación existente en el sistema 
perdido. 

Otra ventaja que presentan los sistemas interconectados es la menor necesidad de capacidad 
de generación para cubrir la demanda y las reservas exigidas en comparación a si operasen 
por separado. En este sentido, las interconexiones permiten reducir o retrasar la necesidad 
de instalación de nuevas unidades de generación. También puede verse reducido sus factores 
de carga, sobre todo si sus demandas presentan diferencias. 

Los intercambios comerciales de energía eléctrica a través de las interconexiones consiguen 
aumentar la eficiencia global de los sistemas. Las interconexiones permiten que la generación 
eléctrica se realice con tecnologías más eficientes, repercutiendo en un abaratamiento de los 
costes asociados a la generación. De este modo, la energía a través de la interconexión fluye 
desde donde es más barata producirla hasta donde es más cara. 

En sistemas liberalizados, las interconexiones provocan un aumento de la competencia. Al 
existir la posibilidad de exportar o importar energía a través de las interconexiones, los 
agentes de un sistema pueden participar ofertando energía en el mercado eléctrico del otro. 
Esto provoca un abaratamiento de los costes de generación a nivel mayorista. 

Entre las ventajas a tener en cuenta de las interconexiones, se podría destacar la posibilidad 
de aumentar la cantidad de potencia renovable en los sistemas eléctricos. La naturaleza 
variable de la generación eólica o fotovoltaica representa una barrera para la integración de 
estos tipos de generación. Una forma de integrar la generación renovable es hacer uso de 
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las interconexiones, de tal modo que se pueda exportar los excedentes producidos a otros 
sistemas. Igualmente, las interconexiones permiten importar energía en caso de disminución 
no programada de la generación renovable. Esta ventaja es especialmente importante en los 
sistemas eléctricos pequeños y aislados, en los cuales la integración de energías renovables 
presenta dificultades. 

En este capítulo se explora las posibilidades que ofrecen las interconexiones para lograr una 
mayor integración de las energías renovables en los sistemas eléctricos canarios (SEC), 
analizándolos técnicamente. Esto posibilitaría un mayor aprovechamiento de los recursos 
naturales que ofrecen las Islas Canarias para la generación de electricidad. 

La introducción de generación renovable en los SEC presenta dificultades técnicas 
relacionadas con las características de estos sistemas, comentadas algunas en la introducción 
del apéndice A. Además, a pesar de que el mercado está liberalizado, en los sistemas 
eléctricos pequeños y aislados como los SEC es complicado la introducción de nuevos 
agentes que compitan en la actividad de generación [36]. Por otro lado en los SEC, al igual 
que en otros sistemas eléctricos pequeños y aislados presentes en islas, el coste de la 
generación es mayor que en aquellos sistemas continentales [37].  

Estos inconvenientes asociados a los SEC pueden ser resueltos en parte con la implantación 
de interconexiones entre los mismos. Las interconexiones dotarían a estos sistemas de 
mayor estabilidad, permitiría exportar excedentes de generación o importar energía en caso 
necesario. De este modo, las interconexiones incluso podrían animar la entrada de nuevos 
agentes inversores generadores [38]. 

Por otro lado, han surgido proyectos y estudios como los propuestos por Desertec, Medgrid  
o Realisegrid que promueven la idea de producir grandes cantidades de energía de origen 
renovable en el área noroccidental y mediterránea de África y exportarlas al continente 
europeo. La exportación se propone a través de grandes líneas de transporte que unan los 
sistemas eléctricos europeos con los del norte de África, quedando así unidos estos sistemas 
eléctricos, en una superred [39-42].  

El enlace existente entre España y Marruecos a través del estrecho de Gibraltar podría ser 
considerado una de las primeras interconexiones necesarias para este fin [43]. 

Considerando este enfoque, los SEC podrían incorporarse a esta red eléctrica interconectada 
si se dispusiese de un enlace con el sistema eléctrico del norte África. De este modo, los 
excedentes de energía generada por las renovables en Canarias se podrían exportar hacia el 
continente africano y a Europa. Esta opción también es analizada en el presente capítulo. 

En la Figura 4.1 se recoge un boceto de las infraestructuras propuestas por estas iniciativas 
además de las interconexiones que permitirían la conexión de Canarias con el continente 
africano. 
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Figura 4.1: Infraestructuras propuestas en varias iniciativas e interconexiones 
contempladas en esta tesis 

Además de las interconexiones, se han tenido en cuenta sistemas de almacenamiento de 
energía constituidos por centrales hidroeléctricas reversibles. Las centrales hidroeléctricas 
reversibles pueden adaptarse tanto a las variaciones de la generación renovable como a las 
de la demanda, facilitando de este modo una mayor integración de los recursos renovables. 

Un buen ejemplo de ello es la central hidro-eólica en la isla canaria de El Hierro. Esta 
asociación de una central hidroeléctrica reversible con un parque eólico puede llegar a cubrir 
más del 80 % de la demanda de energía en la isla [44-46]. 

Otro ejemplo es el de la futura central hidroeléctrica reversible Chira-Soria, en Gran Canaria, 
de la cual se muestran algunos datos en el apéndice A. Esta central ha sido considerada en 
los estudios realizados. 

4.2. Interconexiones consideradas 

Las interconexiones submarinas objeto del presente estudio para la interconexión de los 
SEC entre sí y la interconexión de éstos con los sistemas eléctricos del norte de África son 
aquellas que, desde un punto de vista técnico, podría ser factible su realización. El horizonte 
temporal considerado es el año 2020. 
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Varios aspectos son observados para determinar la viabilidad técnica de una interconexión 
submarina, siendo quizás el factor más limitante la profundidad del lecho marino en el cual 
quedarán tendidos los cables. La profundidad afecta a las solicitaciones mecánicas a las que 
cables y barcos cableros se ven sometidos durante las tareas de tendido. 

Actualmente se estima que la profundidad máxima a la que pueden ser instalados la mayoría 
de los cables de potencia submarinos en distintas configuraciones es de unos 2000 m [47]. 

De acuerdo con la batimetría del archipiélago canario, existen recorridos que presentan 
profundidades inferiores a los 2000 m que harían posible las interconexiones entre las islas 
de Gran Canaria, Fuerteventura y Lanzarote y, asimismo, estas tres últimas islas con la costa 
africana [47]. Además, también sería posible una interconexión entre Tenerife y La Gomera. 

Teniendo en cuenta la posibilidad de transportar energía directamente desde los sistemas 
eléctricos de Gran Canaria y Lanzarote-Fuerteventura hacia África y Europa y además, 
mantener conectados dichos sistemas insulares entre sí, resulta adecuado considerar una 
doble interconexión. Esta doble interconexión estaría compuesta por un enlace entre Gran 
Canaria y Fuerteventura y otro enlace entre Fuerteventura y la costa africana. 

Por lo tanto, teniendo en cuenta lo anterior, las interconexiones a estudiar son: 
 

- Gran Canaria - Lanzarote-Fuerteventura 
 

- Gran Canaria - Lanzarote-Fuerteventura - Norte de África 
 

- Tenerife - La Gomera 

A continuación se presentan algunas características de estas interconexiones. En el apéndice 
A se recoge una descripción de los sistemas eléctricos analizados en este capítulo, así como 
los almacenamientos hidroeléctricos considerados. En los modelos de los SEC se tuvo en 
cuenta las protecciones de tensión y frecuencia de la generación así como los esquemas de 
deslastre de carga recogidos en el apéndice B. 

4.2.1. Descripción de las interconexiones 

4.2.1.1. Interconexión Gran Canaria – Lanzarote-Fuerteventura 

En este trabajo, para la interconexión entre los sistemas eléctricos de Gran Canaria y 
Lanzarote-Fuerteventura, se ha supuesto el enlace entre las islas de Gran Canaria y 
Fuerteventura, por motivos obvios de cercanía. 

La longitud entre Gran Canaria y Fuerteventura es de aproximadamente 120 km. Para 
longitudes a partir de 80-120 km, el transporte de energía eléctrica en corriente alterna (CA) 
a través de cables submarinos comienza a presentar problemas de importancia relacionados 
con la potencia reactiva que se genera en dichos cables [47,48]. Estos inconvenientes 
podrían desaconsejar el uso de una interconexión en CA. 

No obstante, en un análisis previo se estudió la posibilidad de interconexión en CA. Los 
resultados obtenidos mostraron pérdidas elevadas en vacío en los cables submarinos debidas 
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a su carácter capacitivo. También se observó oscilaciones pendulares de potencia de 
importancia entre las centrales eléctricas de Barranco de Tirajana y Las Salinas. 

El transporte de energía eléctrica en alta tensión de corriente continua (High Voltage Direct 
Current (HVDC)) no presenta el problema de la generación de potencia reactiva en las líneas, 
desacopla los sistemas eléctricos -no existe la posibilidad de que se produzcan oscilaciones 
pendulares- y además ofrece capacidades de control de potencia.  

Por estas razones se ha decidido que la interconexión entre Gran Canaria y Lanzarote-
Fuerteventura a estudio en esta tesis sea en HVDC. La topología del transporte en HVDC 
que se ha supuesto se basa en el Line-Commutated Converter (LCC), siendo el tipo de conexión 
bipolar con retorno no metálico. Una descripción del transporte en HVDC se ha presentado 
en el apéndice C con objeto de facilitar la lectura de este capítulo. 

La conexión en la isla de Fuerteventura se ha considerado en Jandía por su cercanía. 
Además, la conexión en Jandía permite un refuerzo del sistema eléctrico Lanzarote-
Fuerteventura en ese punto. La estación convertidora se conectaría directamente a la 
subestación convencional de CA de Jandía.  

En Gran Canaria, el punto de conexión seleccionado ha sido la subestación emplazada en 
la central eléctrica Barranco de Tirajana. La estación convertidora se conecta a las 
subestaciones Barranco de Tirajana II y Barranco de Tirajana III. 

La capacidad de transporte de la interconexión es de 250 MW y la tensión en el lado de 
corriente continua (CC) de 250 kV. Los cables submarinos de cada polo tienen una sección 
de 1×750 mm2 Cu, con aislamiento de papel impregnado en aceite [49]. 

Para compensar la potencia reactiva consumida por los convertidores se han añadido 
baterías de condensadores conectadas en el lado de alterna de las estaciones convertidoras. 
Esto es especialmente necesario en Jandía, debido a que esta subestación se encuentra 
significativamente lejos de las centrales eléctricas convencionales y a la baja potencia de 
cortocircuito en ese punto. 

En la Figura 4.2 se muestra un diagrama de la posible interconexión entre ambos sistemas 
eléctricos. 

 
Figura 4.2: Diagrama de la interconexión estudiada entre los sistemas eléctricos de Gran 

Canaria y Lanzarote-Fuerteventura 
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4.2.1.2. Interconexión Gran Canaria – Lanzarote-Fuerteventura – Norte de África 

La interconexión estudiada entre los sistemas eléctricos Gran Canaria, Lanzarote-
Fuerteventura y del norte de África ha sido en HVDC. Esta interconexión se ha supuesto 
con topología LCC, en configuración multiterminal, bipolar, con retorno no metálico, 
estando conectadas las tres estaciones convertidoras requeridas en paralelo. Una de las 
estaciones convertidoras, normalmente actuando como inversora, se encarga de mantener 
constante la tensión de la interconexión, mientras que las otras dos ajustan las corrientes de 
acuerdo a las necesidades de potencia.  

Las estaciones convertidoras se emplazan en Barranco de Tirajana (Gran Canaria), en Jandía 
(Fuerteventura) y en Tarfaya, en la costa africana.  

En la costa africana, se ha seleccionado Tarfaya como punto de conexión ya que es el más 
cercano a Fuerteventura, con una longitud total de 135 km. Además, la infraestructura 
eléctrica en torno a Tarfaya permite el establecimiento de una interconexión con el 
archipiélago canario. 

Las características de la conexión multiterminal son similares a la interconexión Gran 
Canaria - Lanzarote-Fuerteventura (apartado 4.2.1.1), presentando una capacidad de 
transporte entre cada estación convertidora de 250 MW y la tensión en el lado de CC es de 
250 kV. La sección de los cables submarinos es de 1×750 mm2 en Cu y su aislamiento en 
papel impregnado [49]. Un diagrama de la interconexión analizada puede verse en la Figura 
4.3. 

 
Figura 4.3: Diagrama de la interconexión estudiada entre los sistemas eléctricos de Gran 

Canaria, Lanzarote-Fuerteventura y África 

4.2.1.3. Interconexión Tenerife – La Gomera 

La interconexión entre Tenerife y La Gomera se ha propuesto en CA, siendo esta tecnología 
la más adecuada según las características de los sistemas a interconectar y para la distancia 
del recorrido submarino entre estas islas, siendo de unos 30 km. 

La interconexión está formada por un doble circuito trifásico a 66 kV. El cable seleccionado 
es un cable tripolar submarino, 3×95 mm2 Al, con aislamiento XLPE. La capacidad total 
considerada de la interconexión es de 30 MVA. 
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Ambos circuitos en La Gomera se conectan a la subestación El Palmar, siendo la opción 
más lógica por ser el nudo más próximo a la costa oeste de Tenerife. Además, representa el 
punto más robusto del sistema eléctrico de La Gomera. En Tenerife, cada circuito se conecta 
a una subestación distinta consiguiéndose de este modo un nivel de mallado mayor. El 
primero de ellos se enlaza con la subestación Guía de Isora y tiene una longitud aproximada 
de 35 km. El segundo circuito conecta con la subestación Los Olivos presentando una 
longitud de 43 km aproximadamente. Estas subestaciones fueron elegidas debido a que, 
existiendo una determinada distancia entre ellas, presentan las rutas más cortas para la 
realización de la interconexión. 

En cada una de estas subestaciones se cuenta con reactancias para compensar la potencia 
reactiva que se genera en los cables submarinos [49]. 

4.2.1.4. Implementación de los enlaces HVDC en la herramienta informática 

La implementación para el análisis en régimen dinámico de la interconexión en HVDC de 
los sistemas de Gran Canaria y Lanzarote-Fuerteventura se ha realizado con el modelo para 
la configuración dos terminales CDC4T (Two-terminal dc line model). Para la interconexión 
entre los SEC y los sistemas eléctricos del norte de África el modelo utilizado ha sido el 
modelo para enlaces multiterminales MTDC1T (Multiterminal (five converter) dc line model). 
Ambos modelos pertenecen a la librería de modelos del programa PSS®E. 

El modelo MTDC1T simula el comportamiento de un sistema multiterminal HVDC de 
hasta 5 estaciones convertidoras diferentes. En este caso, se cuenta tan solo con las tres 
estaciones convertidoras de Barranco de Tirajana, Jandía y Tarfaya. 

Los modelos CDC4T y MTDC1T presentan un modo de control muy similar entre ambos. 
Una explicación más extensa del funcionamiento de estos modelos puede encontrarse en 
[50]. 

En principio, para el modelado de las interconexión de dos terminales y multiterminal 
bipolar es suficiente el uso de los modelos CDC4T o MTDC1T. Sin embargo, estos modelos 
mantienen desacoplados los sistemas eléctricos interconectados y no poseen un control que 
varíe la potencia intercambiada de acuerdo a las necesidades que se presenten en cada uno 
de estos sistemas. De este modo, si en uno de los sistemas se produjese un desequilibrio 
entre la generación y la demanda, la potencia intercambiada se mantendría constante. Por 
ello, resulta necesario añadir un control que permita la variación de las potencias 
intercambiadas a través de la interconexión para responder a las contingencias que pudieran 
surgir en alguno de estos sistemas. 

El control implementado para ello es el regulador CHAAUT [50]. Este regulador controla 
la potencia en los convertidores correspondientes dependiendo de la desviación de 
frecuencia existente, actuando de forma similar a un generador gestionable con control 
potencia-frecuencia. Por lo tanto, el uso de este regulador permite que los sistemas 
interconectados en CC puedan compartir sus reservas de regulación primaria y secundaria. 

El modelo CHAAUT tiene como entrada las desviaciones de frecuencia y como salida, una 
señal auxiliar de potencia que se introduce a la entrada del modelo de los convertidores 
HVDC, añadiéndose así a las potencias de consigna que tengan los convertidores. 
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En el caso de la interconexión Gran Canaria - Lanzarote-Fuerteventura – norte de África, 
el modelo CHAAUT se ha configurado de forma que ante cualquier variación de frecuencia 
producida en alguno de los SEC, este será apoyado a través de la interconexión únicamente 
por el sistema eléctrico de mayor robustez, o sea el de África, variando la potencia 
intercambiada. De esta forma, las desviaciones de la frecuencia que tengan lugar en alguno 
de los SEC no afectan al control potencia-frecuencia de la estación convertidora del otro 
SEC, no viéndose perjudicado. 

Asimismo, en cada una de las estaciones convertidoras se han modelado sistemas de 
compensación de potencia reactiva con objeto de proporcionar aquella requerida por los 
convertidores. 

En general, para LCC la tensión en CC en el lado del convertidor que funciona como 
rectificador (𝑉𝑉𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐)  y en el lado que actúa como inversor (𝑉𝑉𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐) son determinadas mediante 
las ecuaciones 4.1 y 4.2. 

𝑉𝑉𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐 = 𝑁𝑁𝑐𝑐 �
3√2
𝜋𝜋
𝐸𝐸𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐 cos(𝛼𝛼) − 3𝑋𝑋𝑐𝑐𝑐𝑐 𝐼𝐼𝑐𝑐𝑐𝑐

𝜋𝜋
− 2 𝑅𝑅𝑐𝑐𝑐𝑐 𝐼𝐼𝑐𝑐𝑐𝑐�                                                        (4.1) 

𝑉𝑉𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐 = 𝑁𝑁𝑐𝑐 �
3√2
𝜋𝜋
𝐸𝐸𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐 cos(𝛾𝛾) − 3𝑋𝑋𝑐𝑐𝑐𝑐 𝐼𝐼𝑐𝑐𝑐𝑐

𝜋𝜋
− 2 𝑅𝑅𝑐𝑐𝑐𝑐 𝐼𝐼𝑐𝑐𝑐𝑐�                                                         (4.2) 

en las cuales: 

𝑁𝑁𝑐𝑐 , 𝑁𝑁𝑐𝑐 : número de puentes en serie 

𝐸𝐸𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐, 𝐸𝐸𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐: tensiones a circuito abierto del lado de continua del transformador del 
convertidor 

𝛼𝛼: ángulo de retraso de disparo del rectificador 

𝑋𝑋𝑐𝑐𝑐𝑐 , 𝑋𝑋𝑐𝑐𝑐𝑐 : reactancia de conmutación 

𝐼𝐼𝑐𝑐𝑐𝑐 : intensidad en la línea de CC 

𝑅𝑅𝑐𝑐𝑐𝑐, 𝑅𝑅𝑐𝑐𝑐𝑐: resistencia de conmutación 

𝛾𝛾: ángulo margen del inversor 

A su vez, las intensidades en CA en el lado rectificador (𝐼𝐼𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐) y en el lado inversor (𝐼𝐼𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐) 
pueden ser obtenidas mediante las ecuaciones 4.3 y 4.4. 

𝐼𝐼𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐 = √6𝑁𝑁𝑐𝑐
𝜋𝜋

𝐼𝐼𝑐𝑐𝑐𝑐                                                                                                               (4.3) 

𝐼𝐼𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐 = √6𝑁𝑁𝑐𝑐
𝜋𝜋
𝐼𝐼𝑐𝑐𝑐𝑐                                                                                                               (4.4) 
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4.3. Consideraciones previas al análisis 

El análisis de las interconexiones tiene por objeto la comprobación de la viabilidad técnica 
de los sistemas interconectados, evaluando el comportamiento de los mismos. Por lo tanto, 
se podrá comprobar si la potencia renovable propuesta en los SEC pudiera ser integrada o 
no. 

4.3.1. Escenarios analizados 
Para comprobar la viabilidad técnica de las interconexiones se analizan  los sistemas cuando 
se encuentran en determinados períodos horarios. Estos períodos horarios son, de forma 
aproximada, aquellos en los que se produce la máxima y mínima demanda anual y en los 
que la generación renovable es máxima. Se entiende que a lo largo de un año, es en estos 
períodos cuando los sistemas eléctricos podrían presentar una mayor vulnerabilidad ante 
cualquier perturbación. 

Los períodos horarios han sido determinados persiguiendo una alta integración de energías 
renovables por medio de un análisis de tipo energético haciendo uso de la aplicación 
informática EnergyPLAN v11, en el marco del proyecto INTERMACAN [49]. 

Además de la determinación de los períodos horarios con generación renovable máxima, el 
análisis energético determina nueva potencia eólica y fotovoltaica que podría ser instalable 
sumándose a la ya planificada, ambas indicadas en el apéndice A. Para ello se consideró el 
perfil de demanda horaria anual de cada sistema eléctrico, los potenciales eólicos y 
fotovoltaicos horarios anuales, las potencias máximas transportables a través de las 
interconexiones o almacenamiento por medio de centrales hidroeléctricas reversibles como 
las indicadas en [51-54]. 

En el análisis energético ciertas condiciones debieron ser establecidas. Una de estas 
condiciones consistió en asegurar que el 90 % de la energía anual producida por la 
generación renovable pueda ser inyectada en los sistemas. Otra condición fue que en 
cualquier período horario, al menos el 30 % de la generación debía ser de origen 
convencional [55]. 

Las potencias renovables obtenidas a través del análisis energético y consideradas en cada 
SEC analizado son las que se recogen en la Tabla 4.1. 

Tabla 4.1: Potencias renovables instaladas consideradas en los SEC 

Sistema eléctrico Potencia 
eólica (MW) 

Potencia 
fotovoltaica 

(MW) 
Gran Canaria 460 75 

Lanzarote-Fuerteventura 240 95 
Tenerife 402 218 

La Gomera 8 0,05 
 

Las potencias producidas por cada tipo de generación en cada uno de los períodos horarios 
analizados para cada interconexión se indican en sus apartados correspondientes. 
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Para la asignación de generación a los grupos convencionales en cada período horario se 
han considerado aspectos económicos así como también el mantenimiento de las reservas 
primaria y secundaria de acuerdo con [56]. 

En cada escenario, la tensión de consigna en los grupos de generación convencional se ha 
ajustado para obtener valores de tensión adecuados en los nudos de la red. 

El reparto de la potencia eólica y fotovoltaica total a generar entre las distintas instalaciones 
se realiza en función de las respectivas potencias nominales. 

Para la realización del análisis en este capítulo se ha considerado la generación eólica con 
capacidad de soporte de huecos de tensión y de control de tensión.  

La generación fotovoltaica, al igual que la generación eólica es capaz de soportar huecos de 
tensión, cumpliendo con el hueco de tensión exigido en Canarias indicado en el apartado 
2.3. La generación eólica, además, posee la capacidad de control de tensión. 

4.3.2. Metodología de evaluación 
La evaluación técnica de los sistemas interconectados, encontrándose estos en los períodos 
horarios seleccionados, se lleva a cabo a través del análisis en régimen estacionario y en 
régimen dinámico. En los siguientes subapartados se recoge el procedimiento y los criterios 
de comprobación para cada tipo de análisis. 

4.3.2.1. Análisis en régimen estacionario 

El análisis en régimen estacionario consiste en la realización de un flujo de potencia de los 
sistemas en el estado de funcionamiento normal, permitiendo determinar básicamente las 
tensiones y los niveles de carga de los elementos presentes. 

En todos los nudos del sistema pertenecientes a la red de transporte se comprueba que los 
valores de tensión obtenidos se encuentran dentro de los intervalos exigidos para el 
funcionamiento normal de los SEC. Estos intervalos exigidos se pueden ver en la Tabla 4.2 
[56]. 

Tabla 4.2: Márgenes de tensión admisibles en el estado normal de funcionamiento del 
sistema 

Nivel de 
tensión 

(kV) 

Mínimo valor 
permitido          
(pu/kV) 

Máximo 
valor 

permitido  
(pu/kV) 

220 0,95 / 210 1,11 / 245 
132 0,95 / 125 1,10 / 145 
66 0,94 / 62 1,09 / 72 

 

También se comprueba los niveles de carga de elementos presentes en los sistemas 
(generadores, transformadores, líneas eléctricas, interruptores,…).  
Los valores de carga obtenidos de cada elemento no deben superar sus correspondientes 
capacidades nominales [56]. 
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4.3.2.2. Análisis en régimen dinámico 

Con el análisis en régimen dinámico es posible observar el comportamiento del sistema 
eléctrico ante perturbaciones. Se analizan así variables como las tensiones, frecuencias o 
potencias a lo largo del tiempo en el estado dinámico. De este modo se puede observar si el 
sistema es capaz de soportar los eventos simulados y las consecuencias de estos sobre el 
mismo. 

En el análisis en el régimen dinámico se han estudiado los siguientes eventos: 

- Desconexión de generación convencional 
 

- Desconexión de generación renovable 
 

- Cortocircuito 
 

- Pérdida de uno de los circuitos de interconexión 

Estas perturbaciones son consideradas críticas para un sistema eléctrico. Si los sistemas son 
capaces de soportarlas podría considerarse la viabilidad de los escenarios planteados. Por 
tanto, para todos los eventos se comprueba si el sistema es capaz de mantener la estabilidad 
y que en el posterior estado estacionario alcanzado se satisfacen los criterios exigidos para 
el régimen estacionario indicados en [56]. 

Tanto la desconexión de la generación convencional como la generación renovable será 
aquella que se encuentre inyectando la mayor cantidad de potencia en los SEC, en el período 
horario a estudio.  

En los sistemas estudiados, la mayor potencia renovable se presenta como la mayor suma 
de generaciones de tipo renovable conectadas en un nudo o subestación. Por lo tanto, la 
desconexión de la mayor potencia renovable implica la desconexión de ese nudo o 
subestación. En la realidad, en la mayoría de los casos esta desconexión equivale a un fallo 
n-2. En este caso, el fallo n-2 implica la pérdida de la totalidad de la potencia producida por 
la generación renovable. No obstante, la probabilidad de que se suceda un fallo n-2 es menor 
que la probabilidad de que suceda otro tipo de eventos que provoque una pérdida menor 
de potencia renovable; como por ejemplo, una la disminución brusca de la generación eólica 
debido a un descenso repentino de la velocidad del viento. Por lo tanto, al considerarse en 
este estudio la desconexión de la mayor potencia renovable, también se cubre aquellos casos 
de descenso brusco de la generación renovable. 

Los cortocircuitos estudiados son cortocircuitos trifásicos francos de 250 ms de duración. 
El tiempo de duración del cortocircuito se ha establecido considerándose que la falta es 
despejada por la actuación de la protección de fallo de interruptor. Estos cortocircuitos son 
producidos en distintos nudos de los SEC que son interconectados. 
 
En los períodos horarios analizados se ha asignado intercambios de potencia entre los 
sistemas eléctricos a través de las interconexiones. Por ello, resulta de especial interés 
conocer el comportamiento y la viabilidad de los sistemas interconectados ante la pérdida 
de uno de los circuitos de interconexión. 
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Se consideran los parques eólicos y las plantas fotovoltaicas funcionando todos al mismo 
régimen con respecto a sus potencias nominales. 

4.4. Análisis de los sistemas eléctricos interconectados de Gran 
Canaria y Lanzarote-Fuerteventura 

Este apartado tiene por objeto el análisis de los sistemas eléctricos interconectados de Gran 
Canaria y Lanzarote-Fuerteventura esperados para el año 2020. La interconexión se realiza 
a través de un enlace en HVDC bipolar como ya se indicó en el apartado 4.2.1.1. 

4.4.1. Escenario analizado 
Para el análisis de la interconexión Gran Canaria - Lanzarote-Fuerteventura se considera un 
solo período horario, en el cual se produce la demanda máxima anual obtenido de acuerdo 
con el apartado 4.3.1. En este período horario la potencia transportada entre los sistemas de 
Gran Canaria y Fuerteventura es elevada, al igual que la generación renovable, por lo que el 
desplazamiento de la generación convencional es significativo. 

Debido a que el período horario de máxima demanda en los últimos años ha tenido lugar 
en la franja nocturna, la producción fotovoltaica se ha supuesto nula. 

La potencia que circula en la interconexión desde Gran Canaria al sistema Lanzarote-
Fuerteventura es de 100 MW. La generación convencional en Lanzarote-Fuerteventura se 
ha establecido en su mínimo técnico, 52 MW. El resto de potencia necesaria para cubrir la 
demanda es proporcionada por la generación eólica, la cual produce 168 MW. 

En Gran Canaria se ha considerado 419 MW de generación eólica y la central hidroeléctrica 
reversible Chira-Soria generando 100 MW. Una de las turbinas hidráulicas pertenecientes a 
esta central se mantiene de reserva. La generación convencional cubre 237 MW. 

En la Tabla 4.3 se resume lo expuesto anteriormente. 

Tabla 4.3: Demanda, generación e intercambios de potencia en los sistemas 
interconectados de Gran Canaria y Lanzarote-Fuerteventura 

 Gran Canaria Lanzarote-Fuerteventura 
Demanda (MW) 656 320 
Generación convencional (MW) 237 52 
Generación hidráulica (MW) 100 - 
Generación eólica (MW) 419 168 
Generación fotovoltaica (MW) 0 0 
Importación (MW) 0 100 
Exportación (MW) 100 0 

 

En el apéndice D se puede encontrar los generadores convencionales en servicio de los SEC 
en cada una de las centrales eléctricas así como la potencia producida por los mismos. 
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4.4.2. Análisis en régimen estacionario 
Las tensiones que se registran en los sistemas eléctricos de Gran Canaria y Lanzarote-
Fuerteventura son las que se muestran en la Tabla 4.4. Tal y como se puede comprobar, 
todas las tensiones se encuentran comprendidas entre los márgenes admisibles. 

La mayor tensión se produce en la subestación convencional de CA de Jandía alcanzando 
un valor de 140,22 kV (1,0630 pu). La subestación Arucas es la que presenta el menor valor 
de tensión, siendo de 62,85 kV (0,9522 pu). 

Tabla 4.4: Tensiones en los nudos de la red de transporte de Gran Canaria y de Lanzarote-
Fuerteventura 

Nudo Tensión 
nominal (kV) 

Tensión 
obtenida 

(kV) 
Nudo 

Tensión 
nominal 

(kV) 

Tensión 
obtenida 

(kV) 
Agüimes 66 65,95 Sabinal 220 220,31 
Aldea Blanca 66 65,74 San Agustín 66 64,03 
Arguineguín 66 64,57 San Mateo 66 63,09 
Arinaga 66 65,96 Santa Águeda 66 64,85 
Arucas 66 62,85 Santa Águeda 220 220,48 
Barranco Seco 66 63,55 Chira-Soria 220 221,67 
Barranco de Tirajana 66 65,97 Telde 66 64,09 
Tirajana 220 222,88 Punta Grande 66 66,39 
Tirajana II 220 222,27 Mácher 66 66,26 
Tirajana III 220 220,59 Playa Blanca 66 65,64 
Buenvista 66 63,37 Haría-Teguise 66 66,34 
Carrizal 66 65,59 S 2-3 66 66,34 
Cementos Especiales 66 64,33 San Bartolomé 66 66,37 
CINSA 66 65,02 Callejones 66 66,38 
El Cebadal 66 63,47 S 6-7 66 66,61 
El Tablero 66 64,75 S 8 66 66,32 
EMALSA 66 66,56 Desalación 66 66,39 
Gáldar/Agaete 66 63,37 Tías 66 66,26 
Guanarteme 66 63,23 Tías 132 131,12 
Guía 66 63,14 Nueva Playa Blanca  66 65,64 
Jinámar 66 66,57 Nueva Playa Blanca  132 131,78 
Jinámar 220 220,35 Matagorda 132 131,6 
La Aldea 66 63,18 Las Salinas 66 68,57 
La Paterna (L Cardo) 66 63,55 Corralejo 66 66,26 
La Paterna (L Cardo) 220 219,58 La Oliva 66 66,36 
LP Oeste 66 63,52 La Oliva 132 133,52 
Lomo Apolinario 66 63,53 Puerto del Rosario 66 68,53 
Lomo Maspalomas 66 64,6 Puerto del Rosario 132 135,56 
Marzagán 66 64,02 Gran Tarajal 66 68,67 
Matorral 66 65,97 Matas Blancas 66 69,43 
Mogán 66 64,53 Antigua 132 136,71 
Muelle Grande 66 63,21 Tuineje 132 137,58 
Nueva Arucas 66 62,92 Nueva Gran Tarajal 66 68,67 
Nueva Barranco Seco 66 63,64 Nueva Gran Tarajal 132 138,05 
Escobar 66 65,63 Jares 132 138,49 
Nueva CINSA 66 65,02 S 18-19 132 138,6 
Nueva Guía 66 63,16 Cañada de La Barca 132 138,86 
P M Jinámar 66 66,57 Nueva Matas Blancas 66 69,43 
Plaza Feria 66 63,43 Nueva Matas Blancas 132 139,6 
Sabinal 66 64,03 Jandía 132 140,22 

 



Capítulo 4. Interconexiones y almacenamiento  70 

Puede observarse que las mayores tensiones se registran en los nudos del sur de la isla de 
Fuerteventura. Esto se debe precisamente a la existencia de la interconexión y la potencia 
transportada a través de esta. De esta forma, las menores tensiones del sistema eléctrico 
Lanzarote-Fuerteventura se registran en el norte.  

Los parques eólicos con capacidad de control de tensión que se encuentran en el norte 
inyectan potencia reactiva al sistema, colaborando en el mantenimiento de las tensiones. 

En la isla de Gran Canaria, las subestaciones con los menores valores de tensión son las que 
se encuentran al noreste, siendo estas las más alejadas de la generación convencional. 

Además, en el análisis estacionario se observa que ninguno de los transformadores se 
encuentra sobrecargado, así como que ninguna de las líneas opera por encima de su 
capacidad nominal. De este modo, el sistema no presenta problemas en régimen 
estacionario. 

4.4.3. Análisis en régimen dinámico 

4.4.3.1. Desconexión de generación convencional 

Desconexión de generación convencional en el sistema eléctrico de Gran Canaria  

En Gran Canaria, para el período horario de máxima demanda analizado, el grupo de 
generación convencional de mayor potencia se corresponde con el ciclo combinado 2, 
estando en funcionamiento a medio ciclo. Los generadores pertenecientes a este ciclo y que 
se encuentran en funcionamiento son Gas 5 - CC2 y Vapor 3 - CC2. La potencia generada 
entre ambos es 63,19 MW. 

Los sistemas interconectados de Gran Canaria y de Lanzarote-Fuerteventura son capaces 
de mantener la estabilidad ante la pérdida de esta cantidad de potencia. En el sistema de 
Gran Canaria se produce una disminución de la frecuencia, estabilizándose en torno a 49,6 
Hz. Como puede observarse en la Figura 4.4, el desvío de la frecuencia es mayor en el 
sistema de Gran Canaria, ya que es este quien sufre directamente la pérdida de generación.  

En el sistema Lanzarote-Fuerteventura, al estar importando potencia desde Gran Canaria, 
ver Figura 4.5, la frecuencia también se ve afectada, quedando desviada -0,08 Hz 
aproximadamente. No obstante, como se indicó, el sistema mantiene la estabilidad. 

Durante los instantes iniciales, las tensiones en ambos sistemas se ven alteradas, pero es en 
el sistema de Gran Canaria donde la pérdida de generación produce una caída de los valores 
de las tensiones en el nuevo estado estacionario alcanzado. Esto puede verse en la Figura 
4.6. La pérdida del ciclo combinado 2 provoca, de facto, una reducción de la capacidad de 
regulación de las tensiones y un aumento en las caídas de tensión en Gran Canaria, lo que 
origina el mencionado desvío. 
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Figura 4.4: Frecuencia ante la desconexión de generación convencional en Gran Canaria 

  
Figura 4.5: Potencia por polo ante 

desconexión de generación convencional 
en Gran Canaria 

Figura 4.6: Tensión ante la desconexión de 
generación convencional en Gran Canaria 

Desconexión de generación convencional en el sistema eléctrico de Lanzarote-
Fuerteventura 

En el sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura, para el período horario considerado, 
están conectados dos grupos con la mayor potencia, siendo ésta de 30 MVA. Estos grupos 
son el Diésel 6 perteneciente a la central eléctrica Punta Grande y el Diésel 6 en la central 
eléctrica de Las Salinas. Para este estudio se decidió que el grupo a desconectar sea el Diésel 
6 perteneciente a la central Las Salinas, que en este período horario inyecta a la red 16,34 
MW. 

Al igual que en el caso anterior, los sistemas interconectados mantienen la estabilidad ante 
la desconexión del Diésel 6 en Las Salinas. En este caso, la frecuencia del sistema Lanzarote-
Fuerteventura experimenta una mayor desviación, ya que pierde uno de sus generadores 
convencionales. La 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑐𝑐𝑚𝑚 que se observa es de 49,77 Hz aproximadamente y la frecuencia se 
estabiliza en 49,82 Hz (Figura 4.7). 

Las estaciones convertidoras de Barranco de Tirajana y Jandía, de acuerdo al control 
potencia-frecuencia implementado, al detectar la disminución de frecuencia en el sistema 
Lanzarote-Fuerteventura podrían elevan el valor de la potencia que se transporta desde 
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Gran Canaria. En la Figura 4.8 se puede apreciar cómo se produce este aumento, pasando 
de 50 MW que circulan por cada polo a 55,42 MW. En total, el incremento de potencia en 
la interconexión es de 10,84 MW. De este modo, la interconexión colabora en la 
estabilización del sistema Lanzarote-Fuerteventura. 

El aumento de la potencia que circula por la interconexión es percibido por los generadores 
en el sistema eléctrico de Gran Canaria como un incremento de la demanda, lo cual causa 
que su frecuencia también disminuya, como se aprecia en la Figura 4.7. 

De forma semejante a lo observado en el apartado anterior, la desconexión de generación 
en Lanzarote-Fuerteventura provoca un descenso en los valores de las tensiones, 
especialmente en el sistema Lanzarote-Fuerteventura (Figura 4.9). 

 
Figura 4.7: Frecuencia ante la pérdida de generación convencional en Lanzarote-

Fuerteventura 

  
Figura 4.8: Potencia por polo ante la 

pérdida de generación convencional en 
Lanzarote-Fuerteventura 

Figura 4.9: Tensión ante la pérdida de 
generación convencional en Lanzarote-

Fuerteventura 

4.4.3.2. Desconexión de generación renovable 

Desconexión de generación renovable en el sistema eléctrico de Gran Canaria 

En el sistema eléctrico de Gran Canaria, la mayor potencia renovable agregada es de 124,64 
MW y está constituida por varios parques eólicos que se encuentran conectados a la 
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subestación Matorral. Para el período horario considerado se encuentran produciendo un 
total de 87,25 MW. 

Como se puede verse en la gráfica de la Figura 4.10, ambos sistemas mantiene la estabilidad 
al producirse la desconexión de la generación renovable. Las frecuencias descienden debido 
al déficit de generación, experimentando una mayor excursión la frecuencia del sistema de 
Gran Canaria. 

Si se observa la Figura 4.11, se aprecia que la potencia transportada por la interconexión en 
HVDC disminuye ante la pérdida de la generación renovable. La disminución de esta 
potencia en la interconexión es de unos 5 MW en total. Este descenso de la potencia 
intercambiada es la que causa la caída de frecuencia en el sistema Lanzarote-Fuerteventura. 

En el caso de la pérdida de generación renovable, las tensiones en el nuevo estado 
estacionario no acusan grandes desvíos, ya que en el período horario analizado la producción 
de potencia reactiva por parte de este tipo de generación es escasa (Figura 4.12). 

 
Figura 4.10: Frecuencia ante la desconexión de potencia renovable en Gran Canaria 

  
Figura 4.11: Potencia por polo ante la 
desconexión de potencia renovable en 

Gran Canaria 

Figura 4.12: Tensión ante la desconexión 
de potencia renovable en Gran Canaria 
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Desconexión de generación renovable en el sistema eléctrico de Lanzarote-
Fuerteventura 

Como en Gran Canaria, en Lanzarote-Fuerteventura la generación renovable a desconectar 
está formada por generación eólica. Su desconexión significa la pérdida de 20,63 MW. 

Al producirse la pérdida de esta cantidad de potencia eólica, los sistemas interconectados de 
Gran Canaria y Lanzarote-Fuerteventura experimentan una caída de sus frecuencias pero 
mantienen la estabilidad. Se observa en la Figura 4.13 que la excursión de la frecuencia del 
sistema Lanzarote-Fuerteventura es mayor, alcanzando una 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑐𝑐𝑚𝑚 de 49,73 Hz 
aproximadamente. 

Como ya se comentó anteriormente, las estaciones convertidoras, al detectar la caída de la 
frecuencia en Lanzarote-Fuerteventura, aumentan la cantidad de potencia que se está 
transportando desde Gran Canaria hasta Lanzarote-Fuerteventura con objeto de colaborar 
en la recuperación de este sistema (Figura 4.14). La potencia total que circula por la 
interconexión pasa de 100 MW a 113 MW. Este aumento de la potencia transportada desde 
la estación convertidora de Barranco de Tirajana es apreciado en Gran Canaria como un 
incremento del consumo, dando lugar a la comentada caída de frecuencia en Gran Canaria. 

En este caso, las tensiones en el sistema Lanzarote-Fuerteventura se ven afectadas por la 
pérdida de la generación renovable, debido a las especiales características de dicho sistema. 
Sin embargo, se mantienen dentro de los márgenes admisibles en el nuevo período 
estacionario alcanzado (Figura 4.15). 

 
Figura 4.13: Frecuencia ante la desconexión la potencia renovable en Lanzarote-

Fuerteventura 
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Figura 4.14: Potencia por polo ante la 
desconexión de potencia renovable en 

Lanzarote-Fuerteventura 

Figura 4.15: Tensión ante la desconexión 
de potencia renovable en Lanzarote-

Fuerteventura 

4.4.3.3. Cortocircuito 

Cortocircuito en el sistema eléctrico de Gran Canaria 

El cortocircuito trifásico estudiado en Gran Canaria se ha provocado en la subestación de 
Arinaga, cuya tensión nominal es 66 kV. Se ha propuesto el cortocircuito en esta subestación 
debido a que es un nudo con características muy particulares. Presenta una significativa 
demanda asociada, una potencia eólica instalada elevada y está próxima a la central eléctrica 
Barranco de Tirajana. Como ya se indicó en el apartado 4.3.2.2, esta perturbación consiste 
en un cortocircuito trifásico franco de 250 ms de duración. 

Al producirse dicho cortocircuito, en la isla de Gran Canaria tiene lugar la desconexión de 
varios parques eólicos debido a la actuación de sus relés de protección por sobrefrecuencia, 
desconectándose un total de 34,5 MW. Sin embargo, los sistemas de Gran Canaria y de 
Lanzarote-Fuerteventura mantienen la estabilidad. Esto puede apreciarse en la gráfica de la 
Figura 4.16 que presenta la evolución de las frecuencias.  

La gráfica de Figura 4.17 muestra la evolución temporal de las tensiones en las subestaciones 
de CA de Barranco de Tirajana y Jandía, a las cuales están conectadas directamente las 
estaciones convertidoras. Se puede apreciar cómo el cortocircuito en Arinaga causa un 
hueco de tensión en Barranco de Tirajana, al igual que en el resto del sistema eléctrico de 
Gran Canaria. Como la interconexión en HVDC desacopla los sistemas eléctricos, la tensión 
en la subestación Jandía, si bien sufre cierta alteración, no experimenta el hueco de tensión 
característico del cortocircuito. 

A causa del hueco de tensión en el sistema eléctrico de Gran Canaria, las estaciones 
convertidoras interrumpen la potencia que circula hasta Jandía y esto es percibido por el 
sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura como una pérdida de generación. La gráfica 
de la Figura 4.18 muestra la potencia transportada por cada polo de la interconexión. En 
ella puede observarse la interrupción de la circulación de potencia a través de la 
interconexión. 

La interrupción ocasiona la caída de la frecuencia en Lanzarote-Fuerteventura, tal y como 
se observó en la Figura 4.16.  

t (s)
151413121110987654321 160

P (MW)

60

57,5

55

52,5

50 t (s)

V (pu)
1,04

1,03

1,02

1,01

1

0,99

0,98

Lanzarote-Fuerteventura ( Sub. Punta Grande)

Gran Canaria (Sub. Lomo Maspalomas)
Lanzarote-Fuerteventura ( Sub. Puerto Rosario)

151413121110987654321 160



Capítulo 4. Interconexiones y almacenamiento  76 

Una vez despejado el cortocircuito, se restablecen las tensiones en Gran Canaria y las 
estaciones convertidoras reanudan el transporte de energía entre ambos sistemas. Debido a 
que la frecuencia de Lanzarote-Fuerteventura es baja en esos instantes, el control de las 
estaciones convertidoras aumentan el valor de potencia intercambiada por encima del valor 
de consigna, lo que provoca una sobrefrecuencia transitoria en Lanzarote-Fuerteventura. 
Finalmente los sistemas se estabilizan, apreciándose un desvío de la frecuencia en Gran 
Canaria debido a la mencionada pérdida de generación eólica. 

 
Figura 4.16: Frecuencia ante un cortocircuito en la subestación Arinaga 

  
Figura 4.17: Tensión ante cortocircuito en 

la subestación Arinaga 
Figura 4.18: Potencia por polo ante un 
cortocircuito en la subestación Arinaga 

Cortocircuito en el sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura 

El cortocircuito trifásico franco de 250 ms de duración en el sistema eléctrico de Lanzarote-
Fuerteventura se ha analizado en la subestación de Haría-Teguise. 

El sistema interconectado mantiene la estabilidad al producirse el cortocircuito en esta 
subestación. 

Durante el cortocircuito, las frecuencias en las islas evolucionan de distinta forma como 
puede apreciarse en la Figura 4.19. La frecuencia en la isla de Lanzarote aumenta ya que el 
hueco de tensión que se produce en la central eléctrica de Punta Grande provoca la 
aceleración de los generadores. En cambio, la frecuencia en la isla de Fuerteventura 
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desciende debido a que los generadores de la central Las Salinas, al estar alejados del punto 
de cortocircuito, perciben un aumento de la demanda. 

Por otro lado, el sistema de Gran Canaria, como se encuentra desacoplado del sistema 
Lanzarote-Fuerteventura, sufre en su frecuencia una menor variación. 

El desacople que proporciona el enlace en HVDC también puede comprobarse en el valor 
de las tensiones mostradas en la Figura 4.20. Se observa que la tensión en la subestación 
Lomo Maspalomas, en Gran Canaria, desciende menos que las correspondientes a las 
subestaciones Punta Grande y Puerto del Rosario, ambas pertenecientes al sistema 
Lanzarote-Fuerteventura. 

Tras el despeje del cortocircuito, gracias al control de potencia-frecuencia del que están 
dotadas las estaciones convertidoras, éstas aumentan la potencia transferida hacia Jandía ya 
que la frecuencia en Fuerteventura presenta un valor inferior al de consigna (Figura 4.21). 
Esta inyección de potencia en Lanzarote-Fuerteventura, conjuntamente con el aumento de 
potencia por parte de los generadores convencionales, provoca una elevada sobrefrecuencia. 
No obstante el sistema termina estabilizándose, en parte, gracias a la regulación potencia-
frecuencia que sigue proporcionado el enlace HVDC, ya que vuelve a disminuir la potencia 
inyectada en Jandía al producirse la mencionada sobrefrecuencia. 

 
Figura 4.19: Frecuencia ante un cortocircuito en la subestación Haría-Teguise 

  
Figura 4.20: Tensión ante un cortocircuito 

en la subestación Haría-Teguise 
Figura 4.21: Potencia por polo ante un 
cortocircuito en la subestación Haría-

Teguise 
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4.4.3.4. Pérdida de uno de los circuitos de interconexión 

En este apartado se estudia la pérdida de uno de los circuitos de la interconexión entre Gran 
Canaria y Lanzarote-Fuerteventura Es decir, se considera que queda fuera de servicio uno 
de los dos polos de la interconexión entre las estaciones convertidoras de Barranco de 
Tirajana y Jandía. Como la potencia intercambiada es de 100 MW y cada polo transporta la 
mitad de la potencia, la desconexión de uno de los polos representa la interrupción de 50 
MW. 

La pérdida uno de los polos del enlace en HVDC causa desviaciones de las frecuencias de 
ambos sistemas. Sin embargo, los sistemas interconectados soportan esta perturbación.  

Como el sistema Lanzarote-Fuerteventura posee una menor 𝐻𝐻, la desviación experimentada 
por la frecuencia en este sistema es mucho mayor que la ocasionada en Gran Canaria. Esto 
puede verse en la Figura 4.22. 

La frecuencia en Lanzarote-Fuerteventura disminuye, produciéndose una 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑐𝑐𝑚𝑚 de 49,1 Hz 
y el desvío cuasi-estacionario es de -0,6 Hz. En Gran Canaria, la frecuencia tras elevarse 
inicialmente se estabiliza en 50,1 Hz aproximadamente. 

Al importar energía desde Gran Canaria, la pérdida de uno de los polos de la interconexión 
representa para el sistema Lanzarote-Fuerteventura una pérdida de generación. Esto 
produce una desaceleración de los generadores convencionales, causando la mencionada 
caída de la frecuencia. En cambio, en Gran Canaria sucede lo contrario. La desconexión del 
polo produce una desaparición repentina de parte de la demanda, ocasionando la elevación 
de la frecuencia. 

Ante la pérdida de uno de sus polos, el sistema de interconexión en HVDC aumenta la 
potencia transportada por el polo que se mantiene en servicio, como puede apreciarse en la 
Figura 4.23. De acuerdo al control potencia-frecuencia de las estaciones convertidoras, el 
incremento de la potencia transportada por este polo es de 25 MW, pasando de 50 MW a 
75 MW. 

Este aumento de la potencia que circula por el polo activo y la actuación de la regulación de 
velocidad de los grupos convencionales en Lanzarote-Fuerteventura consiguen parar la 
caída de la frecuencia y estabilizarla. 

La desconexión del polo causa una elevación transitoria de las tensiones en los dos sistemas 
interconectados (Figura 4.24). Al quedar fuera de servicio el polo, el consumo de potencia 
reactiva en los convertidores asociados a este polo desaparece. En la estación convertidora 
de Barranco de Tirajana se dejan de consumir 13,27 MVAr  y en la estación de Jandía 18,18 
MVAr. La desaparición de estos consumos de potencia reactiva es la que provoca el 
aumento transitorio de las tensiones. Sin embargo, como puede apreciarse en la figura, las 
tensiones finalmente se estabilizan. 



Capítulo 4. Interconexiones y almacenamiento  79 

 
Figura 4.22: Frecuencia ante la pérdida de uno de los polos de interconexión 

  
Figura 4.23: Potencia por polo ante la 

pérdida de uno de los polos de 
interconexión 

Figura 4.24: Tensión ante la pérdida de 
uno de los polos de interconexión 

4.5. Análisis de los sistemas eléctricos interconectados de Gran 
Canaria, Lanzarote-Fuerteventura y norte de África 

En este apartado se recoge el análisis realizado a los sistemas eléctricos de Gran Canaria, 
Lanzarote-Fuerteventura y los sistemas eléctricos del norte de África, interconectados por 
un enlace en HVDC multiterminal y con tipo de conexión bipolar. Esta interconexión fue 
presentada en el apartado 4.2.1.2. 

4.5.1. Escenarios analizados 
Los escenarios analizados de acuerdo con el apartado 4.3.1 son el período horario de 
demanda máxima, el período horario de demanda mínima y en este caso, también se ha 
considerado el período horario de demanda media. 

Dado que los períodos horarios de demanda máxima y demanda mínima anuales se 
producen en horario nocturno, no se contempla la generación fotovoltaica. Sin embargo, en 
el período horario de demanda media sí se ha considerado la producción fotovoltaica.  
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En los sistemas eléctricos del norte de África se han supuesto unos ciertos valores de 
producción renovable realistas, aunque no relacionados con los supuestos para los SEC. 
Hay que tener en cuenta que el objeto principal de este análisis es comprobar el 
comportamiento y viabilidad de la potencia renovable de los SEC. Por tanto, los valores de 
generación en el sistema eléctrico continental africano no resultan especialmente relevantes 
para obtener conclusiones en cuanto al análisis de los SEC se refiere. 

En cuanto a la potencia de importación o exportación a través del enlace multiterminal, se 
considera que en los períodos horarios de demanda mínima y demanda media los SEC 
exportan potencia hacia África. En el período horario de demanda máxima los SEC 
importan potencia desde el continente africano. De esta forma, se puede conocer cuál es el 
comportamiento de los sistemas ante ambas situaciones. 

En el período horario de demanda mínima se ha supuesto una penetración eólica del 70 % 
aproximadamente en los sistemas eléctricos de Gran Canaria y Lanzarote-Fuerteventura. La 
potencia exportada a través del enlace hacia el sistema eléctrico del norte de África es de 
129 MW aproximadamente. Dada la baja demanda que se produce en este período horario, 
la central hidroeléctrica reversible en Gran Canaria se encuentra en modo bombeo, 
consumiendo 112,5 MW. 

De la misma forma que en el período horario de demanda mínima, en el período de demanda 
media se ha establecido una penetración renovable del 70 % en los SEC. En este caso, la 
producción renovable está constituida por generación eólica y por generación fotovoltaica. 
La potencia generada en los SEC y transportada hacia el sistema africano es de 189 MW 
aproximadamente, circulando ésta a través del enlace Fuerteventura-Tarfaya. 

En el período horario de demanda máxima, se ha supuesto en cambio una penetración eólica 
alrededor del 49 % en Gran Canaria. Si consideramos que la energía producida por la central 
hidroeléctrica es de origen renovable, la penetración de la generación renovable en Gran 
Canaria en este período horario asciende aproximadamente al 58 %. En Lanzarote-
Fuerteventura, la generación eólica representa de forma aproximada el 53 %. Como ya se 
ha indicado, en este período horario los SEC importan energía desde África, siendo de 109 
MW aproximadamente. Como ya se ha indicado, el punto de conexión con el sistema del 
norte de África es Tarfaya. En torno a Tarfaya se espera que exista una alta producción de 
energías renovables. Por lo tanto, la energía importada desde el sistema africano podría estar 
generada en un alto porcentaje por energías renovables, aumentando de este modo la 
cobertura de la demanda por energías renovables en los SEC. 

En el sistema eléctrico del norte de África, se han considerado unos ciertos valores realistas 
de producción renovable, de generación convencional y de importación con el sistema 
eléctrico de España, teniendo en cuenta las potencias instaladas estimadas para el año 2020 
en sus planificaciones nacionales. 

En las Tablas 4.5, 4.6 y 4.7 se indica para cada uno de los períodos horarios a analizar los 
valores de demanda, generación y potencia intercambiada a través de la interconexión. De 
esta forma, se pueden visualizar de forma clara las diferencias entre los períodos horarios y 
en la producción de generación renovable. 
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Tabla 4.5: Demanda, generación e intercambios de potencia en Gran Canaria, Lanzarote-
Fuerteventura y África. Período de demanda mínima 

 Sistema eléctrico Demanda/Generación/Intercambios  Potencia (MW) 

Gran Canaria 

Demanda 288 
Generación Convencional 147,76 
Generación hidráulica -112,5 
Generación Eólica 345,63 
Generación Fotovoltaica 0 
Exportación 86,29 

Lanzarote-Fuerteventura 

Demanda 129 
Generación Convencional 52,27 
Generación Eólica 121,74 
Generación Fotovoltaica 0 
Exportación 43,01 

Norte de África 

Demanda 3781 
Generación Convencional 3092,86 
Generación hidráulica 0 
Generación Eólica 217,52 
Generación solar termoeléctrica 400 
Importación desde los SEC 129,31 
Importación desde España peninsular 28,1 

 

Tabla 4.6: Demanda, generación e intercambios de potencia en Gran Canaria, Lanzarote-
Fuerteventura y África. Período de demanda media 

 Sistema eléctrico Demanda/Generación/Intercambios  Potencia (MW) 

Gran Canaria 

Demanda 472 
Generación Convencional 183,5 
Generación hidráulica 0 
Generación Eólica 368,67 
Generación Fotovoltaica 45,01 
Exportación 117,88 

Lanzarote-Fuerteventura 

Demanda 224,5 
Generación Convencional 90 
Generación Eólica 158,27 
Generación Fotovoltaica 56,99 
Exportación 70,86 

Norte de África 

Demanda 6125,5 
Generación Convencional 4137,28 
Generación hidráulica 0 
Generación Eólica 1518,28 
Generación solar termoeléctrica 400 
Importación desde SEC 188,74 
Importación desde España peninsular 104,29 

 

 

 

 



Capítulo 4. Interconexiones y almacenamiento  82 

Tabla 4.7: Demanda, generación e intercambios de potencia en Gran Canaria, Lanzarote-
Fuerteventura y África. Período de demanda máxima 

 Sistema eléctrico Demanda/Generación/Intercambios  Potencia (MW) 

Gran Canaria 

Demanda 656 
Generación Convencional 205,89 
Generación hidráulica 64 
Generación Eólica 322,59 
Generación Fotovoltaica 0 
Importación 70,62 

Lanzarote-Fuerteventura 

Demanda 320 
Generación Convencional 113,99 
Generación Eólica 170,44 
Generación Fotovoltaica 0 
Importación 37,97 

Norte de África 

Demanda 8470 
Generación Convencional 6278,23 
Generación hidráulica 0 
Generación Eólica 1518,28 
Generación solar termoeléctrica 400 
Exportación a SEC 108,59 
Importación desde España peninsular 684,61 

 

Los grupos generadores de las centrales eléctricas de los SEC en servicio y las potencias 
generadas por estos en cada período horario pueden consultarse en el apéndice D. 

4.5.2. Análisis en régimen estacionario 
El análisis de flujo de potencia en los períodos horarios estudiados muestra que los valores 
de las tensiones pueden mantenerse dentro de los intervalos admisibles. 

A continuación se recogen en la Tabla 4.8 los resultados de las tensiones de los nudos de la 
red de transporte de los SEC en cada período horario considerado. 

Tabla 4.8: Tensiones en los nudos de la red de transporte de Gran Canaria y de Lanzarote-
Fuerteventura 

Nudo 
Tensión 
nominal 

(kV) 

Tensión en 
período horario 

de mínima 
demanda  

(kV) 

Tensión en 
período horario 

de mínima 
media  
(kV) 

Tensión en 
período horario 

de máxima 
demanda  

(kV) 
Agüimes 66 66,18 66,08 65,93 
Aldea Blanca 66 66,01 65,91 65,75 
Arguineguín 66 65,21 64,92 64,74 
Arinaga 66 66,15 66,08 65,94 
Arucas 66 65,18 64,41 62,86 
Barranco Seco 66 65,40 64,72 63,58 
Barranco de Tirajana 66 66,13 66,05 65,97 
Tirajana 220 221,50 221,54 222,35 
Tirajana II 220 220,20 220,81 222,05 
Tirajana III 220 220,09 220,29 220,90 
Buenvista 66 65,40 64,60 63,39 
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Carrizal 66 66,05 65,91 65,57 
Cementos Especiales 66 65,05 64,71 64,50 
CINSA 66 65,86 65,64 64,99 
El Cebadal 66 65,47 64,68 63,49 
El Tablero 66 65,26 65,05 64,91 
EMALSA 66 66,08 66,31 66,54 
Gáldar/Agaete 66 65,76 65,27 63,23 
Guanarteme 66 65,34 64,50 63,24 
Guía 66 65,56 65,06 63,02 
Jinámar 66 66,09 66,32 66,55 
Jinámar 220 220,66 220,42 220,11 
La Aldea 66 65,68 65,14 63,04 
La Paterna (L Cardo) 66 65,46 64,72 63,57 
La Paterna (L Cardo) 220 220,59 220,04 219,32 
LP Oeste 66 65,43 64,73 63,54 
Lomo Apolinario 66 65,41 64,69 63,54 
Lomo Maspalomas 66 65,27 64,96 64,75 
Marzagán 66 65,52 65,04 64,05 
Matorral 66 66,13 66,05 65,97 
Mogán 66 65,23 64,91 64,71 
Muelle Grande 66 65,35 64,49 63,22 
Nueva Arucas 66 65,21 64,46 62,94 
Nueva Barranco Seco 66 65,43 64,78 63,66 
Escobar 66 66,07 65,94 65,61 
Nueva CINSA 66 65,86 65,64 65,00 
Nueva Guía 66 65,57 65,06 63,05 
P M Jinámar 66 66,09 66,32 66,55 
Plaza Feria 66 65,43 64,64 63,44 
Sabinal 66 65,54 65,04 64,06 
Sabinal 220 220,66 220,40 220,07 
San Agustín 66 65,07 64,57 64,14 
San Mateo 66 65,35 64,77 63,04 
Santa Águeda 66 65,27 65,07 65,02 
Santa Águeda 220 219,56 219,74 220,57 
Chira-Soria 220 219,63 220,13 221,63 
Telde 66 65,46 65,13 64,15 
Punta Grande 66 66,63 66,48 65,56 
Mácher 66 66,48 66,29 65,25 
Playa Blanca 66 66,33 66,57 64,38 
Haría-Teguise 66 66,69 66,60 65,52 
S 2-3 66 66,69 66,60 65,52 
San Bartolomé 66 66,63 66,46 65,49 
Callejones 66 66,63 66,46 65,50 
S 6-7 66 66,67 66,54 65,70 
S 8 66 66,61 66,48 65,41 
Desalación 66 66,63 66,48 65,25 
Tías 66 66,48 66,29 64,63 
Tías 132 133,08 134,36 128,75 
Nueva Playa Blanca  66 66,33 66,57 64,79 
Nueva Playa Blanca  132 132,90 133,99 129,56 
Matagorda 132 133,07 134,28 133,03 
Las Salinas 66 67,30 67,33 64,77 
Corralejo 66 66,36 66,63 64,86 
La Oliva 66 66,37 66,66 65,31 
La Oliva 132 133,07 134,42 130,63 
Puerto del Rosario 66 67,21 67,21 66,38 
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Puerto del Rosario 132 133,04 134,16 132,03 
Gran Tarajal 66 65,87 65,98 66,07 
Matas Blancas 66 65,13 65,16 66,17 
Antigua 132 132,73 133,53 132,50 
Tuineje 132 132,51 133,12 132,90 
Nueva Gran Tarajal 66 65,87 65,98 66,07 
Nueva Gran Tarajal 132 132,01 132,34 132,87 
Jares 132 131,92 132,22 133,11 
S 18-19 132 132,01 132,33 133,23 
Cañada de La Barca 132 131,70 131,95 133,23 
Nueva Matas Blancas 66 65,13 65,16 66,17 
Nueva Matas Blancas 132 130,56 130,55 133,11 
Jandía 132 130,05 130,22 133,37 

 

En general se observa un buen perfil de tensiones en los SEC, debido en gran parte a la 
topología significativamente mallada que tiene la red de transporte estimada para el año 2020 
y al alto nivel de penetración de generación renovable distribuida. La generación renovable 
distribuida permite reducir el flujo de potencia a través de las líneas y aquellas con capacidad 
de control de tensión, colaboran en el mantenimiento de las mismas. 

Los nudos más alejados de las centrales eléctricas como las subestaciones de La Aldea, 
Gáldar/Agaete o San Mateo en Gran Canaria presentan los menores valores. Los valores 
mayores de tensión se producen en las subestaciones asociadas a las centrales eléctricas Las 
Salinas, en Fuerteventura y Barranco de Tirajana, en Gran Canaria. 

Se ha visto que los niveles de carga de los transformadores y líneas no exceden sus 
capacidades nominales en ningún período horario. 

4.5.3. Análisis en régimen dinámico 
En el presente apartado se analiza el comportamiento del sistema eléctrico en los tres 
períodos horarios definidos ante las perturbaciones indicadas en el apartado 4.3.2.2. 

4.5.3.1. Desconexión de generación convencional 

Desconexión de generación convencional en el sistema eléctrico de Gran Canaria 

El mayor grupo de generación convencional en el sistema eléctrico de Gran Canaria es el 
conjunto formado por el Ciclo Combinado 2. En los tres períodos horarios analizados está 
en configuración a medio ciclo, es decir, solo se encuentran en funcionamiento una de las 
turbinas de gas y la turbina de vapor. En el período horario de demanda mínima, la potencia 
generada por el ciclo combinado es 31,89 MW y en el resto de períodos horarios analizados 
es de 45 MW. 

En el período de demanda mínima, al producirse la pérdida del ciclo combinado 2,  la 
frecuencia en el sistema eléctrico de Gran Canaria sufre una caída considerable. El valor de 
𝑓𝑓𝑚𝑚𝑐𝑐𝑚𝑚 es de 49,73 Hz y se estabiliza la frecuencia con una desviación cuasi-estacionaria de      
-0,21 Hz. Posteriormente, la actuación de la regulación secundaria devolvería la frecuencia 
a su valor de consigna. En cambio, en el sistema eléctrico del norte de África la frecuencia 
apenas se ve afectada, a pesar de que importa energía desde Gran Canaria. Esto se debe a la 



Capítulo 4. Interconexiones y almacenamiento  85 

mayor inercia que posee el sistema del norte de África y al control potencia-frecuencia de 
las estaciones convertidoras (Figuras 4.25 y 4.26). 

  
Figura 4.25: Frecuencia ante pérdida de 

generación convencional en Gran Canaria. 
Período de demanda mínima 

Figura 4.26: Potencia por polo ante la 
pérdida de generación convencional en 

Gran Canaria. Período de demanda 
mínima 

La frecuencia del sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura no es afectada, ya que la 
potencia que exporta no se alterada por desviaciones de frecuencia que aparezcan en el 
sistema eléctrico de Gran Canaria. De acuerdo a los controles implementados en las 
estaciones convertidoras (apartado 4.2.1.4), ante una variación de la frecuencia en alguno de 
los SEC, la estación convertidora perteneciente al sistema del norte de África es la encargada 
de modificar el valor de potencia importada o exportada, establecido así debido a su mayor 
inercia. 

Durante el período horario de demanda media, la pérdida del ciclo combinado 2 es también 
soportada por el sistema eléctrico de Gran Canaria, estabilizándose la frecuencia en un valor 
aproximado de 49,78 Hz (Figura 4.27). De acuerdo al control de potencia-frecuencia que 
poseen las estaciones convertidoras, al detectar la caída de la frecuencia en Gran Canaria, 
reducen la potencia transportada por la interconexión desde Gran Canaria, disminuyendo 
también consecuentemente la potencia consumida en las estación convertidora de Tarfaya. 
Por otro lado, la potencia en la estación convertidora de Jandía permanece inalterada (Figura 
4.28).  

Asimismo, esta disminución de la potencia convertida en las estaciones de Gran Canaria y 
Tarfaya conlleva una disminución de la potencia reactiva consumida en las mismas, tal y 
como se muestra en la Figura 4.29. 
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Figura 4.27: Frecuencia ante pérdida de generación convencional en Gran Canaria. 

Período de demanda media 

 
Figura 4.28: Potencia por polo ante la 

pérdida de generación convencional en 
Gran Canaria. Período de demanda media 

Figura 4.29: Potencia reactiva consumida 
por polo ante la pérdida de generación 

convencional en Gran Canaria. Período de 
demanda media 

En el período horario de demanda máxima, en el que los SEC importan energía desde 
África, los sistemas también se recuperan satisfactoriamente como se puede ver en la Figura 
4.30. En este caso, al disminuir la frecuencia en el sistema de Gran Canaria debido a la 
pérdida de generación, las estaciones convertidoras de Barranco de Tirajana y Tarfaya 
aumentan la cantidad de potencia que circula hacia Gran Canaria en 13,4 MW 
aproximadamente. La acción conjunta de las estaciones convertidoras y los reguladores de 
velocidad de los generadores en las centrales eléctricas consiguen estabilizar el sistema. La 
potencia consumida en la estación convertidora de Jandía no se ve afectada (Figura 4.31). 

En consonancia con lo visto hasta ahora, la potencia reactiva consumida en las estaciones 
de convertidoras de Gran Canaria y Tarfaya aumenta, al incrementarse la potencia activa 
transportada hacia el sistema eléctrico de Gran Canaria (Figura 4.32). 
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Figura 4.30: Frecuencia ante pérdida de generación convencional en Gran Canaria. 

Período de demanda máxima 

  
Figura 4.31: Potencia convertida por polo 

ante la pérdida de generación 
convencional en Gran Canaria. Período de 

demanda máxima 

Figura 4.32: Potencia reactiva consumida 
por polo ante la pérdida de generación 

convencional en Gran Canaria. Período de 
demanda máxima 

Desconexión de generación convencional en el sistema eléctrico de Lanzarote-
Fuerteventura 

De entre los grupos de generación convencional que se encuentran conectados, el grupo 
Diésel 6 de la central eléctrica Punta Grande y el grupo Diésel 6 de la central eléctrica Las 
Salinas son los grupos de mayor potencia en el sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura. 
Ambos presentan  una potencia aparente de 30 MVA. Para analizar la pérdida de generación 
se ha escogido el grupo Diésel 6 de Las Salinas. Este grupo genera 14,10 MW en los períodos 
horarios de demanda mínima y de demanda media y 15,85 MW en el período horario de 
demanda máxima. 

La pérdida de este grupo generador es soportada por los tres sistemas en los tres períodos 
horarios analizados. 

En la Figura 4.33 se observa que en el período horario de demanda mínima la frecuencia en 
Lanzarote-Fuerteventura se estabiliza en 49,82 Hz. Ante la caída de la frecuencia en 
Lanzarote-Fuerteventura, las estaciones convertidoras de Jandía y Tarfaya reducen la 
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potencia exportada hacia los sistemas eléctricos del norte de África (Figura 4.34). De esta 
manera, los controles de la interconexión colaboran en la recuperación de la frecuencia. 

  
Figura 4.33: Frecuencia ante pérdida de 
generación convencional en Lanzarote-

Fuerteventura. Período de demanda 
mínima 

Figura 4.34: Potencia por polo ante la 
pérdida de generación convencional en 
Lanzarote-Fuerteventura. Período de 

demanda mínima 

Al igual que en el período de demanda mínima, en el período horario de demanda media el 
sistema es capaz de mantener la estabilidad. La frecuencia en Lanzarote-Fuerteventura se 
estabiliza en 49,84 Hz, mientras que la frecuencia en el sistema del norte de África 
prácticamente se mantiene inalterada ante la perturbación analizada (Figura 4.35). La 
potencia exportada desde la estación convertidora Jandía se reduce en 8,36 MW. En la 
Figura 4.36 puede verse esta disminución de potencia por polo. 

  
Figura 4.35: Frecuencia ante pérdida de 
generación convencional en Lanzarote-

Fuerteventura. Período de demanda media 

Figura 4.36: Potencia por polo ante la 
pérdida de generación convencional en 
Lanzarote-Fuerteventura. Período de 

demanda media 

Finalmente, en la Figura 4.37 se muestra la evolución de las frecuencias de los sistemas de 
Lanzarote-Fuerteventura y del norte de África en el período horario demanda máxima. En 
este período horario, los SEC importan energía desde el continente africano. 

Puede observarse que la pérdida del generador Diésel 6 de Las Salinas provoca la caída de 
la frecuencia en Lanzarote-Fuerteventura, estabilizándose aproximadamente en 49,75 Hz.  
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En la Figura 4.38 puede verse cómo, ante la disminución de la frecuencia en el SEC, se 
produce un aumento de la potencia transportada a través de la interconexión. Esta potencia 
es proporcionada por la estación convertidora de Tarfaya. 

  
Figura 4.37: Frecuencia ante pérdida de 
generación convencional en Lanzarote-

Fuerteventura. Período de demanda 
máxima 

Figura 4.38: Potencia por polo ante la 
pérdida de generación convencional en 
Lanzarote-Fuerteventura. Período de 

demanda máxima 

4.5.3.2. Desconexión de generación renovable 

Desconexión de generación renovable en el sistema eléctrico de Gran Canaria 

Como ya se indicó en el apartado 4.4.3.2, en el sistema eléctrico de Gran Canaria la mayor 
potencia renovable es de 124,64 MW y se encuentra agregada en la subestación Matorral. 
En el período horario de demanda mínima la potencia eólica generada en dicha subestación 
es de 93,48 MW, en el período de demanda media 99,71 MW y en el período de demanda 
máxima 87,25 MW. 

Estas cantidades de potencia son superiores a las analizadas en el caso de desconexión del 
grupo de generación convencional de mayor potencia en Gran Canaria (apartado 4.5.3.1). 
A pesar de ello, los sistemas eléctricos interconectados son capaces de soportar estas 
desconexiones, como se recoge continuación. 

En los tres períodos horarios estudiados, tal y como se ve en las gráficas indicadas en la 
Figura 4.39, la frecuencia del sistema de Gran Canaria disminuye al sufrir la pérdida de 
generación renovable. 

Los desvíos de la frecuencia en los nuevos estados alcanzados en Gran Canaria dependen 
de la cantidad de potencia desconectada, de acuerdo a los estatismos de los grupos 
generadores. Así pues, para la mayor pérdida de generación renovable, producida en el 
período horario de demanda media, se ocasiona el mayor de los desvíos, siendo éste de -
0,38 Hz. Por el contrario, al perderse una potencia de generación menor -período horario 
de demanda máxima- el desvío cuasi-estacionario de la frecuencia también es menor (-0,25 
Hz). 

Además, en las mismas gráficas se observa que, al variar la potencia que circula entre la 
estación convertidora de Tarfaya y la estación convertidora en Barranco de Tirajana, la 
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frecuencia en el sistema del norte de África experimenta una ligera oscilación que termina 
amortiguándose. 

  

(a) (b) 

 

(c)  

Figura 4.39: Frecuencia ante la pérdida de generación renovable en Gran Canaria: (a) 
período de demanda mínima; (b) período de demanda media; (c) período de demanda 

máxima 

Desconexión de generación renovable en el sistema eléctrico de Lanzarote-
Fuerteventura 

La potencia renovable a desconectar está formada por parques eólicos y suman una potencia 
nominal de 13,4 MW. Durante el período horario de demanda mínima la potencia generada 
es 6,70 MW, en el período de demanda media es 8,71 MW y en el período de demanda 
máxima 9,38 MW. 

En los tres períodos considerados el sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura es capaz 
de recuperarse, tal y como se ve en la Figura 4.40, que muestra la evolución temporal de la 
frecuencia. La frecuencia en el sistema eléctrico del norte de África apenas percibe dicha 
perturbación, debido al tamaño que posee. 
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(a) (b) 

 
(c)  

Figura 4.40: Frecuencia ante la pérdida de generación renovable en Lanzarote-
Fuerteventura: (a) período de demanda mínima; (b) período de demanda media; (c) 

período de demanda máxima 

4.5.3.3. Cortocircuito 

Cortocircuito en el sistema eléctrico de Gran Canaria 

Al igual que en el análisis del sistema interconectado Gran Canaria - Lanzarote-
Fuerteventura (apartado 4.4.3.3), el cortocircuito estudiado en Gran Canaria se ha supuesto 
en la subestación de Arinaga. 

En la Figura 4.41 se muestra la evolución de la tensión en Gran Canaria en las subestaciones 
de Arinaga y Guanarteme al producirse el cortocircuito en el período horario de demanda 
mínima. Puede observarse el correspondiente hueco de tensión provocado por el 
cortocircuito y la posterior recuperación de las tensiones. 

En la Figura 4.42, se muestra que el sistema de Gran Canaria mantiene la estabilidad ante la 
perturbación analizada. Sin embargo, su frecuencia experimenta oscilaciones tras el despeje 
de la falta, siendo la 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑐𝑐𝑚𝑚 de 49,6 Hz aproximadamente. Posteriormente oscila de forma 
amortiguada hasta estabilizarse en un valor inferior al de consigna. Esto se debe a que 
instantes después del despeje del cortocircuito se produce la desconexión de generación 
eólica conectada en la subestación Arinaga por sobrefrecuencia. En Lanzarote-
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Fuerteventura, a pesar de que la frecuencia sufre una fuerte oscilación, ésta finalmente se 
recupera, manteniéndose la estabilidad (Figura 4.43). 

 
Figura 4.41: Tensión ante cortocircuito trifásico en Arinaga. Período de demanda mínima 

  
Figura 4.42: Frecuencia en Gran Canaria 
ante cortocircuito trifásico en Arinaga. 

Período de demanda mínima 

Figura 4.43: Frecuencia en Lanzarote-
Fuerteventura ante cortocircuito trifásico 
en Arinaga. Período de demanda mínima 

  
Figura 4.44: Tensión en CC en las 

estaciones convertidoras ante 
cortocircuito trifásico en Arinaga. Período 

de demanda mínima 

Figura 4.45: Potencia por polo ante 
cortocircuito trifásico en Arinaga. Período 

de demanda mínima 
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La tensión en el sistema de transporte HVDC, o sea en el lado de CC, también cae durante 
el cortocircuito, tal y como se ve en la Figura 4.44. La potencia de conversión en las 
estaciones convertidoras de Barranco de Tirajana y Tarfaya inicialmente disminuyen como 
se muestra en la Figura 4.45, a causa de la caída de las tensiones en el lado de CC. Se aprecia 
además la fluctuación de estas potencias tras la aparición de la perturbación. La fluctuación 
se debe a la modificación de los ángulos de disparo de los tiristores, que se activa una vez 
que la tensión en CC sufre desviaciones importantes de su valor nominal. 

El cortocircuito producido en la subestación Arinaga, en el período horario de demanda 
media, no provoca la pérdida de estabilidad en ninguno de los tres sistemas eléctricos 
interconectados. Esto queda ilustrado en las Figuras 4.46, 4.47 y 4.48 que muestran las 
evoluciones de la tensión y de la frecuencia en Gran Canaria y de la frecuencia en Lanzarote-
Fuerteventura. 

 
Figura 4.46: Tensión en Gran Canaria (subestación Guanarteme) ante cortocircuito 

trifásico en Arinaga. Período de demanda media 

  

Figura 4.47: Frecuencia en Gran Canaria 
ante cortocircuito trifásico en Arinaga. 

Período de demanda media 

Figura 4.48: Frecuencia en Lanzarote-
Fuerteventura ante cortocircuito trifásico 
en Arinaga. Período de demanda media 

En el período horario de demanda máxima, en el que se ha supuesto una importación de 
energía hacia los SEC desde África, se aprecia que los sistemas también son capaces de 
mantener la estabilidad ante la falta trifásica en Arinaga (Figuras 4.49, 4.50 y 4.51). En 
comparación con los otros períodos horarios analizados, en Gran Canaria se observa una 
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elevación transitoria de la frecuencia debido a que importa potencia desde África y 
finalmente se estabiliza con un desvío cuasi-estacionario de -0,1 Hz. 

 
Figura 4.49: Tensión en Gran Canaria ante cortocircuito trifásico en Arinaga. Período de 

demanda máxima 

  
Figura 4.50: Frecuencia en Gran Canaria 
ante cortocircuito trifásico en Arinaga. 

Período de demanda máxima 

Figura 4.51: Frecuencia en Lanzarote-
Fuerteventura ante cortocircuito trifásico 
en Arinaga. Período de demanda máxima 

Tras el hueco de tensión también producido en el sistema de transporte en HVDC (Figura 
4.52), es posible apreciar de forma clara el control de potencia realizado por las estaciones 
convertidoras en Barranco de Tirajana y en Tarfaya. Una vez despejado el cortocircuito, la 
frecuencia en el sistema eléctrico de Gran Canaria presenta un valor superior al de consigna. 
Con objeto de disminuir el valor de la frecuencia, las estaciones convertidoras responden 
disminuyendo la potencia que se importa en Gran Canaria a través de la interconexión, de 
acuerdo al control implementado (Figura 4.53). Durante el período oscilatorio, cuando la 
frecuencia en Gran Canaria cae por debajo del valor de consigna, en este caso, las estaciones 
convertidoras incrementan el valor de potencia transportada hacia Gran Canaria, 
modificando los ángulos de disparo de los tiristores. 
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Figura 4.52: Tensión en CC ante 

cortocircuito trifásico en Arinaga. Período 
de demanda máxima 

Figura 4.53: Potencia por polo ante 
cortocircuito trifásico en Arinaga. Período 

de demanda máxima 

Cortocircuito en el sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura 

El nudo del sistema Lanzarote-Fuerteventura en el cual se ha simulado el cortocircuito es la 
subestación Haría-Teguise. 

En el período horario de demanda mínima, el cortocircuito en la subestación Haría-Teguise 
causa un hueco de tensión que se propaga por todo el sistema Lanzarote-Fuerteventura. 
Esto puede comprobarse en la gráfica de la Figura 4.54, que muestra la tensión en la 
subestación de 132 kV de Jandía, al sur de Fuerteventura. 

Los sistemas de Lanzarote-Fuerteventura y Gran Canaria son capaces de mantener la 
estabilidad ante esta perturbación. En las Figuras 4.55 y 4.56 se muestra la evolución de la 
frecuencia en cada uno de estos sistemas. 

 
Figura 4.54: Tensión en Lanzarote-Fuerteventura (subestación Jandía) ante cortocircuito 

trifásico en Haría-Teguise. Período de demanda mínima 
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Figura 4.55: Frecuencia en Lanzarote-

Fuerteventura ante cortocircuito trifásico 
en Haría-Teguise. Período de demanda 

mínima 

Figura 4.56: Frecuencia en Gran Canaria 
ante cortocircuito trifásico en Haría-

Teguise. Período de demanda mínima 

Como el cortocircuito en Haría-Teguise no provoca la desconexión de unidades de 
generación ni tampoco pérdida de mercado por deslastres de carga, las frecuencias vuelven 
a estabilizarse en sus valores de consigna. En la Figura 4.57 se recoge la gráfica de la potencia 
a través de las estaciones convertidoras. Al margen de las perturbaciones durante el 
cortocircuito, las variaciones de potencia son poco significantes ya que la frecuencia no 
presenta grandes excursiones.  

 
Figura 4.57: Potencia por polo ante cortocircuito trifásico en Haría-Teguise. Período de 

demanda mínima 

De forma semejante al período de demanda mínima, los SEC son capaces de soportar el 
cortocircuito en el período de la demanda media. En la Figura 4.58 se aprecia cómo la 
frecuencia tras el cortocircuito describe un régimen oscilatorio, estabilizándose finalmente. 
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Figura 4.58: Frecuencia en el sistema de Lanzarote-Fuerteventura ante cortocircuito 

trifásico en Haría-Teguise. Período de demanda media 

En el escenario de importación de potencia desde los sistemas eléctricos del norte de África 
(período horario de demanda máxima), los sistemas interconectados mantienen la 
estabilidad al producirse el cortocircuito. Como es lógico, la frecuencia en el sistema de Gran 
Canaria presenta una variación mucho menor que la exhibida en Lanzarote-Fuerteventura 
debido al desacoplo sincrónico que ofrece la interconexión en HVDC (Figuras 4.59 y 4.60). 

Finalmente, en la Figura 4.61 se muestra que el cortocircuito, al igual que sucedía con el 
cortocircuito en Gran Canaria, conduce a que la tensión en el lado de CC de la interconexión 
caiga de forma acusada. Vuelve a apreciarse que ante la caída de la frecuencia en el sistema 
Lanzarote-Fuerteventura, los controles de la interconexión HVDC aumentan la potencia 
transportada desde África para tratar de elevar la mencionada frecuencia (Figura 4.62). 

  
Figura 4.59: Frecuencia en Lanzarote-

Fuerteventura ante cortocircuito en Haría-
Teguise. Período de demanda máxima 

Figura 4.60: Frecuencia en Gran Canaria 
ante cortocircuito Haría-Teguise. Período 

de demanda máxima 
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Figura 4.61: Tensión en CC ante 

cortocircuito trifásico en Haría-Teguise. 
Período de demanda máxima 

Figura 4.62: Potencia por polo ante 
cortocircuito trifásico en Haría-Teguise. 

Período de demanda máxima 

4.5.3.4. Pérdida de uno de los circuitos de interconexión 

En este apartado se analizan los sistemas interconectados al producirse la pérdida de uno de 
los polos de la interconexión. Como el enlace es multiterminal en paralelo, esta pérdida de 
un polo afecta tanto al enlace entre Gran Canaria con Lanzarote-Fuerteventura como el 
enlace entre Lanzarote-Fuerteventura con África. La pérdida de un polo puede suceder, por 
ejemplo, si se produjese una falta en uno de los cables submarinos. 

En el período horario de demanda mínima, cada polo transporta hasta la estación 
convertidora de Tarfaya 64,65 MW aproximadamente. La desconexión de uno de los polos 
es advertida por los SEC como una disminución brusca de la demanda. De acuerdo con la 
ecuación de oscilación de la máquina síncrona (ecuación 2.3), las frecuencias de los SEC se 
incrementan rápidamente. El aumento de la frecuencia es mayor en el sistema de Lanzarote-
Fuerteventura, debido a que tiene una menor 𝐻𝐻 que el sistema de Gran Canaria (Figura 
4.63). En Gran Canaria la frecuencia se estabiliza en 50,20 Hz, alcanzándose un máximo de 
50,25 Hz.  En Lanzarote-Fuerteventura se estabiliza en 50,3 Hz siendo su máximo de 50,49 
Hz. 

  
Figura 4.63: Frecuencia ante desconexión 
de un polo. Período de demanda mínima 

Figura 4.64: Potencia ante desconexión de 
un polo. Período de demanda mínima 
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En la Figura 4.64 se muestra cómo el polo que se mantiene operativo ayuda a la 
estabilización de las frecuencias de los SEC, aumentando la potencia que se exporta desde 
las estaciones convertidoras de Barranco de Tirajana y Jandía hacia el sistema del norte de 
África. 

Este aumento de la potencia por el polo que queda en servicio se realiza de acuerdo al  
control potencia-frecuencia implementado en las estaciones convertidoras. Al detectarse el 
incremento de las frecuencias en los SEC, sus estaciones convertidoras aumentan la tensión 
en CC (Figura 4.65). De este modo, se incrementan también las corrientes inyectadas en 
dichas estaciones, aumentando la potencia transportada hacia la estación convertidora de 
Tarfaya (Figura 4.66). 

Sin embargo, el polo que queda en servicio solo es capaz de aumentar 15 MW la potencia 
transportada, por lo que las frecuencias en los SEC quedan desviadas con un valor superior 
al de consigna. No obstante, dependiendo de los ajustes en las estaciones convertidoras, la 
característica potencia-frecuencia se podría variar, variando así también la potencia 
transportada.  

  
Figura 4.65: Tensión en CC ante la 

desconexión de un polo. Período de 
demanda mínima 

Figura 4.66: Intensidad en CC ante 
desconexión de un polo. Período de 

demanda mínima 

Además de lo comentado, en la Figura 4.65 también se puede apreciar que la estación 
convertidora en Tarfaya, al ser la estación inversora, se encarga de establecimiento de la 
tensión en el sistema de transporte HVDC, manteniendo constante el valor de su tensión 
de salida a 250 kV. 

En el período horario de demanda media, a pesar de que la potencia transporta hacia África 
es mayor que en el período de demanda mínima, los sistemas también son capaces de 
soportar la pérdida de uno de los polos, como puede verse a través de la evolución de las 
frecuencias mostradas en la Figura 4.67. No obstante los desvíos de las frecuencias en los 
SEC son mayores ya que el incremento de potencia a través del otro polo es limitado. 

En el nuevo estado estacionario alcanzado en el sistema de Lanzarote-Fuerteventura, la 
frecuencia se estabiliza en 50,41 Hz, llegando alcanzar un máximo de 50,78 Hz. La 
frecuencia del sistema de Gran Canaria se estabiliza en 50,25 Hz, produciéndose 
inicialmente un máximo de 50,35 Hz. 
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Los incrementos de potencia producidos en las estaciones convertidoras de Barranco de 
Tirajana y Jandía dependen del valor de frecuencia en cada uno de estos sistemas. Como la 
frecuencia en el sistema Lanzarote-Fuerteventura experimenta un mayor incremento que el 
producido en Gran Canaria, se puede observar como también es mayor el incremento de la 
potencia en el polo que queda en servicio en la estación convertidora de Jandía (Figura 4.68). 

  
Figura 4.67: Frecuencia ante desconexión 
de un polo. Período de demanda media 

Figura 4.68: Potencia ante desconexión de 
un polo. Período de demanda media 

En el período horario de demanda máxima, los SEC importan potencia desde los sistemas 
eléctricos del norte de África. Por lo tanto, al producirse la pérdida de uno de los polos del 
sistema de transporte HVDC, los SEC sufren una pérdida de inyección de potencia. Por 
ello, sus frecuencias presentan caídas pronunciadas (Figura 4.69). En el sistema eléctrico de 
Gran Canaria se produce una 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑐𝑐𝑚𝑚 de 49,80 Hz y el estado estacionario alcanzado presenta 
un desvío cuasi-estacionario de -0,15 Hz. En el caso del sistema Lanzarote-Fuerteventura, 
la 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑐𝑐𝑚𝑚 alcanzada es de 49,64 Hz y el desvío cuasi-estacionario de -0,24 Hz 
aproximadamente. 

De forma similar a los períodos horarios vistos con anterioridad, ante la variación de las 
frecuencias de los sistemas, las estaciones convertidoras modifican el valor de la potencia 
intercambiada a través del polo que queda en servicio.  

En este caso, la acción conjunta de las estaciones convertidoras de Barranco de Tirajana, 
Jandía y Tarfaya aumentan las potencias que se están inyectando a Gran Canaria y a 
Lanzarote-Fuerteventura a través del polo que queda operativo (Figura 4.70). Así, el sistema 
de interconexión en HVDC ayuda a la recuperación de las frecuencias de los SEC.  

A través de las Figuras 4.71 y  4.72 se puede apreciar cómo se consigue este aumento de la 
potencia intercambiada entre las estaciones convertidoras. Las estaciones convertidoras de 
Tarfaya y de Jandía modifican sus tensiones en CC, dando lugar así a un incremento de las 
corrientes. De este modo, logran en definitiva el aumento de la potencia que circula hacia 
los SEC. Se debe tener en cuenta que, en este período horario, la estación inversora 
encargada del establecimiento de la tensión es la de Barranco de Tirajana. Por ello, en la 
Figura 4.71, la tensión en CC de esta estación se mantiene estable a 250 kV. 
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Figura 4.69: Frecuencia ante desconexión 
de un polo. Período de demanda máxima 

Figura 4.70: Potencia ante desconexión de 
un polo. Período de demanda máxima 

 
Figura 4.71: Tensión en CC ante la 

desconexión de un polo. Período de 
demanda máxima 

Figura 4.72: Intensidad en CC del polo 
ante la desconexión de un polo. Período 

de demanda máxima 

4.6. Análisis de los sistemas eléctricos interconectados de 
Tenerife y La Gomera 

El objeto del presente apartado es el análisis de la interconexión de los sistemas eléctricos 
de Tenerife y La Gomera esperados para el año 2020 presentada en el apartado 4.2.1.3. 

4.6.1. Escenarios analizados 
Para el análisis de los sistemas interconectados de Tenerife y de La Gomera, los escenarios 
o períodos horarios a analizar se obtienen de acuerdo con lo indicado en el apartado 4.3.1, 
excepto la condición de la cantidad de generación de origen convencional mínima. Esta 
cantidad de generación convencional mínima fue aumentada para solventar problemas 
relacionados con los valores de tensiones en determinados nudos del sistema eléctrico de 
Tenerife. 

Desde un punto de vista energético, la demanda total de La Gomera puede ser cubierta por 
la generación presente en la isla de Tenerife a través de la interconexión. Por consiguiente, 
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además de lo indicado en el párrafo anterior, para determinar los escenarios a analizar se ha 
establecido que la totalidad de la demanda de La Gomera sea cubierta por la generación 
renovable presente en dicha isla y por la importación de energía desde Tenerife. 

Con estas consideraciones, los períodos horarios a analizar de demanda máxima anual y 
demanda mínima anual con alta penetración de renovables obtenidos se muestran en las 
Tablas 4.9 y 4.10. 

En el período horario de demanda mínima, el consumo de La Gomera representa el 2,06 % 
de la demanda que se produce en Tenerife. La potencia eólica constituye el 53,03 % de la 
generación en este punto de funcionamiento. Al producirse el período horario con demanda 
mínima por la noche, la generación fotovoltaica es inexistente. Por tanto, en este punto de 
funcionamiento del sistema la penetración renovable coincide con la penetración eólica. 

En el período horario de demanda máxima, el consumo de La Gomera representa el 2,12 
% de la existente en Tenerife. Al producirse la demanda máxima a mediodía, en este 
escenario se tiene generación fotovoltaica que representa el 25,59 % de la demanda. La 
cobertura de la demanda por parte de la generación eólica es del 39,14 %. Por tanto, la 
generación renovable cubre el 64,73 % de la generación total. 

Tanto en el período horario de demanda mínima como en el de demanda máxima, la central 
hidroeléctrica reversible presente en Tenerife se encuentra en modo bombeo. En el período 
horario de demanda mínima la potencia consumida por la central es de 46 MW con un solo 
grupo en funcionamiento. Durante el período horario de demanda máxima la central se 
encuentra con 2 grupos en funcionamiento, consumiendo un total de 51 MW. 

La central hidroeléctrica reversible de La Gomera se encuentra parada tanto en el período 
horario de demanda mínima como en el de demanda máxima ya que no existe un excedente 
energético suficiente en la isla que permita el almacenamiento de energía a través de esta 
instalación. 

La asignación de potencia a los grupos convencionales en las centrales eléctricas de 
Candelaria y Ganadilla puede ser consultada en el apéndice D. 

Tabla 4.9: Demanda, generación e intercambios de potencia en Tenerife y La Gomera. 
Período de demanda mínima 

 Tenerife La Gomera 
Demanda (MW) 488 11 
Generación convencional (MW) 255 0 
Generación hidráulica (MW) -46 0 
Generación eólica (MW) 282 7 
Generación fotovoltaica (MW) 0 0 
Importación (MW) 0 4 
Exportación (MW) 4 0 
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Tabla 4.10: Demanda, generación e intercambios de potencia en Tenerife y La Gomera. 
Período de demanda máxima 

 Tenerife La Gomera 
Demanda (MW) 657 15 
Generación convencional (MW) 255 0 
Generación hidráulica (MW) -51 0 
Generación eólica (MW) 276 7 
Generación fotovoltaica (MW) 185 0,05 
Importación (MW) 0 8 
Exportación (MW) 8 0 

 

4.6.2. Análisis en régimen estacionario 
Los resultados obtenidos del análisis en régimen estacionario para los períodos horarios de 
demanda mínima y máxima indican que todas las tensiones de los nudos de transporte se 
encuentran dentro de los márgenes establecidos. Los valores obtenidos pueden ser 
consultados en las Tablas 4.11 y 4.12. 

En ambos períodos horarios la menor tensión se registra en la subestación Realejos. En 
demanda mínima la tensión presenta un valor de 64,53 kV (0,9777 pu) y en demanda 
máxima es de 63,00 kV (0,9545 pu). 

En el período horario de demanda mínima, el valor de tensión más elevado obtenido es 
1,0259 pu (225,70 kV), perteneciente a la subestación Central hidroeléctrica reversible en 
Tenerife. En demanda máxima, el mayor valor de tensión se produce en la subestación de 
la central eléctrica de Granadilla, alcanzado 224,18 kV (1,019 pu). 

Tabla 4.11: Tensiones en los nudos de la red de transporte de Tenerife y de La Gomera. 
Período de demanda mínima 

Nudo 
Tensión 
nominal 

(kV) 

Tensión 
obtenida 

(kV) 
Nudo 

Tensión 
nominal 

(kV) 

Tensión 
obtenida 

(kV) 
Candelaria 220 225,32 Adeje 66 65,18 
Candelaria 66 66,99 Los Olivos 66 65,71 
Caletillas 220 225,3 Los Vallitos 220 223,67 
Pol de Güímar 66 66,64 Los Vallitos 66 65,99 
Geneto 66 66,75 Chayofa 66 65,76 
El Rosario 220 225,52 Arona II 66 65,29 
El Rosario 66 66,72 Arona II 66 65,64 
Central Reversible 220 225,7 San Isidro 66 66,10 
Buenos Aires 220 224,58 Granadilla II 220 225,30 
Buenos Aires 66 66,75 Granadilla 220 225,41 
Cotesa 66 66,75 Granadilla 66 66,95 
Laguna Oeste 66 66,69 El Porís 220 224,86 
Guajara 66 66,69 El Porís 66 67,06 
San Telmo 66 66,72 PP EE 2 66 66,93 
Manuel Cruz 66 66,23 Arico II 66 67,06 
Ballester 66 66,56 Arico ACYR 66 67,06 
Dique Este 66 66,53 PE Porís de Abona 2 66 67,12 
Cruz Chica 66 66,24 Tagoro 66 67,08 
Tacoronte 66 65,74 PE Porís de Abona 66 67,09 
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La Matanza 220 224,27 Abona 220 225,21 
La Matanza 66 66,04 Abona 66 66,96 
Cuesta La Villa 66 65,95 Pol Ind de Granadilla 66 66,95 
Realejos 66 64,53 PP EE 1 66 66,94 
Nueva Icod 66 64,88 ITER 66 65,24 
Icod 66 64,87 El Palmar 66 65,24 
Teno 66 64,96 Alajeró 66 65,14 
Guía de Isora 66 65,09 Central Hidroeléctrica 66 65,18 
Chio 66 65,10    

 

Tabla 4.12: Tensiones en los nudos de la red de transporte de Tenerife y de La Gomera. 
Período de demanda máxima 

Nudo 
Tensión 
nominal 

(kV) 

Tensión 
obtenida        

(kV) 
Nudo 

Tensión 
nominal 

(kV) 

Tensión 
obtenida        

(kV) 
Candelaria 220 224,05 Adeje 66 63,88 
Candelaria 66 66,97 Los Olivos 66 64,59 
Caletillas 220 224,03 Los Vallitos 220 221,72 
Pol de Güímar 66 66,42 Los Vallitos 66 64,96 
Geneto 66 66,30 Chayofa 66 64,96 
El Rosario 220 224,05 Arona II 66 64,09 
El Rosario 66 66,16 Arona II 66 64,60 
Central Reversible 220 224,16 San Isidro 66 65,23 
Buenos Aires 220 223,06 Granadilla II 220 223,94 
Buenos Aires 66 66,13 Granadilla 220 224,18 
Cotesa 66 66,15 Granadilla 66 66,40 
Laguna Oeste 66 66,08 El Porís 220 223,52 
Guajara 66 66,07 El Porís 66 66,75 
San Telmo 66 66,09 PP EE 2 66 66,70 
Manuel Cruz 66 65,46 Arico II 66 66,76 
Ballester 66 65,90 Arico ACYR 66 66,76 
Dique Este 66 65,84 PE Porís de Abona 2 66 66,82 
Cruz Chica 66 65,51 Tagoro 66 66,76 
Tacoronte 66 64,75 PE Porís de Abona 66 66,78 
La Matanza 220 222,60 Abona 220 223,83 
La Matanza 66 65,10 Abona 66 66,43 
Cuesta La Villa 66 64,98 Pol Ind de Granadilla 66 66,41 
Realejos 66 63,00 PP EE 1 66 66,44 
Nueva Icod 66 63,50 ITER 66 66,45 
Icod 66 63,48 El Palmar 66 63,60 
Teno 66 63,64 Alajeró 66 63,45 
Guía de Isora 66 63,86 Central Hidroeléctrica 66 63,48 
Chio 66 63,86    

 

Las Figuras 4.73 y 4.74 muestran una visión general los distintos valores de tensión 
obtenidos en ambos sistemas interconectados. Se aprecia que los valores de tensión más 
elevados se producen en los nudos en los que existe generación, especialmente generación 
gestionable. La zona noroeste de Tenerife y La Gomera son las áreas que exhiben un menor 
nivel de tensiones. 
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Figura 4.73: Diagrama de tensiones de Tenerife y La Gomera. Período de demanda 

mínima 

 
Figura 4.74: Diagrama de tensiones de Tenerife y  La Gomera. Período de demanda 

máxima 

No se observan sobrecargas en los elementos pertenecientes al sistema en el período horario 
de demanda mínima.  

Se destaca la diferencia entre las potencias transportadas por los circuitos de la interconexión 
entre las dos islas. De forma aproximada, la potencia activa (𝑃𝑃) y la potencia reactiva (𝑄𝑄) 
que circulan por cada circuito vienen dadas por las ecuaciones 4.5 y 4.6 [23]. 

𝑃𝑃 = 𝑉𝑉1𝑉𝑉2
𝑋𝑋

sin 𝛿𝛿                                                                                                                (4.5) 

𝑄𝑄 = 𝑉𝑉2
𝑋𝑋

(𝑉𝑉1 cos 𝛿𝛿 − 𝑉𝑉2)                                                                                                  (4.6) 

1,10 pu

0,9 pu

1,10 pu

0,9 pu
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en las cuales: 

𝑉𝑉1 y 𝑉𝑉2: módulos de las tensiones de los nudos entre los cuales circula la potencia 

𝛿𝛿: ángulo de desfase entre las tensiones de los nudos 

𝑋𝑋: reactancia existente entre los nudos 

En este caso, 𝑋𝑋 es el valor de la reactancia de los circuitos de la interconexión. 

La potencia activa transportada por el circuito El Palmar – Los Olivos es de 3,81 MW 
mientras que la correspondiente al circuito El Palmar – Guía de Isora es de 0,38 MW. A 
pesar de que el circuito El Palmar – Los Olivos posee una mayor reactancia, la circulación 
de potencia activa es mayor por este circuito debido a que la tensión de Los Olivos presenta 
un mayor desfase con respecto a la tensión de El Palmar. También se debe a que el módulo 
de la tensión de Los Olivos es mayor que el módulo de la tensión en Guía de Isora. 

En el período horario de demanda máxima tampoco se observan niveles de carga que 
excedan los máximos permitidos, ni en líneas, ni en transformadores. 

En el período de demanda máxima la potencia que circula a través de los circuitos de 
interconexión presenta diferencias. Nuevamente, el circuito El Palmar - Los Olivos 
transporta mayor potencia que el circuito El Palmar - Guía de Isora debido a las razones ya 
comentadas. En este período de demanda máxima, las potencias que circulan son de 5,91 
MW y 2,31 MW aproximadamente. 

4.6.3. Análisis en régimen dinámico 

4.6.3.1. Desconexión de generación convencional 

En los sistemas eléctricos interconectados de Tenerife y La Gomera, el grupo de generación 
de mayor potencia es el constituido por el ciclo combinado 2, emplazado en la central 
eléctrica de Granadilla, El ciclo combinado 2 está formado por los generadores Gas 5-CC2, 
Gas 6-CC2 y Vapor 4-CC2. A través del despacho económico se asignó al ciclo combinado 
2 la generación de 78,06 MW en el período horario de demanda mínima. En el período 
horario de demanda máxima la potencia asignada al ciclo combinado 2 es de 79,62 MW. 

Al desconectarse el ciclo combinado 2, tanto en el período horario de demanda mínima 
como en el de demanda máxima, se comprueba que el sistema podría ser capaz de mantener 
la estabilidad. La Figura 4.75 muestra la evolución de la frecuencia del sistema para ambos 
períodos. En esta figura se observa que ante la pérdida de generación, la frecuencia del 
sistema experimenta una caída, de acuerdo a la ecuación 2.3. Para el período horario de 
demanda mínima la frecuencia se estabiliza en 49,68 Hz y en el período horario de demanda 
máxima en 49,71 Hz aproximadamente. 

No se produce la actuación de relés de deslastre de carga ni desconexión de otros grupos de 
generación convencional o de generación renovable. Por tanto, la disminución de la 
frecuencia es sólo atribuible a la pérdida de la potencia por la desconexión del ciclo 
combinado 2.  
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(a) (b) 

Figura 4.75: Frecuencia ante la pérdida de generación convencional: (a) Período de 
demanda mínima; (b) Período de demanda máxima 

4.6.3.2. Desconexión de generación renovable 

La mayor potencia renovable agregada en una subestación es la correspondiente a la 
subestación PP.EE. 1, situada al sureste de Tenerife. En el período horario de demanda 
mínima, la potencia total generada por los parques eólicos conectados a esta subestación se 
estima en 61,72 MW. Para el período horario de demanda máxima la generación renovable 
en esta subestación sería de 65,25 MW. 

De acuerdo a los resultados obtenidos, los sistemas de Tenerife y La Gomera podrían ser 
capaces de mantener la estabilidad cuando se pierde la generación asociada a la subestación 
PP.EE. 1 en ambos períodos horarios (Figura 4.76).  

El nuevo estado estacionario alcanzado en el período horario de demanda mínima presenta 
una frecuencia de 49,79 Hz y la máxima derivada de la frecuencia es de -0,67 Hz/s.  

En el período horario de demanda máxima la frecuencia se estabiliza también en 49,79 Hz 
aproximadamente en el nuevo estado estacionario. La máxima derivada de la frecuencia es 
-0,65 Hz/s, alcanzada a los 20 ms después de la desconexión de la generación eólica.  

No se producen pérdidas de generación ni de mercado ante la desconexión de la generación 
asociada a la subestación PP. EE. 1. 
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(a) (b) 

Figura 4.76: Frecuencia ante la pérdida de generación renovable: (a) Período de demanda 
mínima; (b) Período de demanda máxima 

4.6.3.3. Cortocircuito 

Para el análisis en régimen dinámico, se han supuesto cortocircuitos trifásicos francos de 
250 ms de duración en las subestaciones Granadilla II, El Porís y Buenos Aires. En estas 
subestaciones, los cortocircuitos se han provocado en los correspondientes parques de 66 
kV excepto en la subestación Granadilla II, que se aplicó en barras de 220 kV. 

La subestación Granadilla II es una de las subestaciones asociadas a la central eléctrica 
Granadilla. La subestación El Porís se encuentra en un área de alta concentración de 
generación renovable entre las dos centrales eléctricas existentes en el sistema eléctrico de 
Tenerife. La subestación Buenos Aires se sitúa en el área capitalina de la isla. Los 
cortocircuitos estudiados en estas subestaciones pueden proporcionar una visión general del 
comportamiento del sistema. 

En el período horario de demanda mínima, los sistemas interconectados de Tenerife y de 
La Gomera son capaces de soportar los tres casos de cortocircuito estudiados, manteniendo 
la estabilidad. La Figura 4.77 recoge las gráficas de la evolución de la frecuencia antes estos 
eventos. 

El cortocircuito en la subestación El Porís causa la desconexión de 5 aerogeneradores 
integrantes del P. E. Porís de Abona 2 debido a sobrefrecuencia. La pérdida de estos 5 
aerogeneradores representa la desconexión de 8,06 MW de generación. Esto provoca que la 
frecuencia muestre un desvío en el estado estacionario alcanzado, presentando un valor de 
49,97 Hz. 

Al margen de esta desconexión de generación, no se producen más desconexiones ni 
deslastres de carga ante los cortocircuitos estudiados. 
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(a) (b) 

 

(c)  

Figura 4.77: Frecuencia en período de demanda mínima ante un cortocircuito trifásico 
franco de 250 ms en: (a) la subestación Granadilla; (b) la subestación El Porís; (c) la 

subestación Buenos Aires 

Durante el período de demanda máxima, los sistemas de Tenerife y de La Gomera también 
soportan los cortocircuitos analizados manteniendo la estabilidad (Figura 4.78). 

Al igual que en demanda mínima, el cortocircuito en la subestación El Porís provoca la 
desconexión de 5 aerogeneradores pertenecientes al P. E. Porís de Abona 2. La suma de la 
potencia generada por estos 5 generadores es 7,89 MW, quedando desviada la frecuencia a 
49,97 Hz. 

No se advierten más desconexiones de generación o deslastres de carga. 
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(a) (b) 

 

(c)  

Figura 4.78: Frecuencia en el período de demanda máxima ante un cortocircuito trifásico 
franco de 250 ms en: (a) la subestación Granadilla; (b) la subestación El Porís; (c) la 

subestación Buenos Aires 

4.6.3.4. Pérdida de uno de los circuitos de interconexión 

En este apartado se estudia la desconexión de cada uno de los circuitos de interconexión 
entre los sistemas eléctricos de Tenerife y La Gomera. Como se recoge en el apartado 
4.2.1.3, los circuitos de interconexión son El Palmar - Guía de Isora y El Palmar - Los 
Olivos. 

De acuerdo con los resultados obtenidos de la desconexión del circuito El Palmar - Guía de 
Isora y de la desconexión del circuito El Palmar - Los Olivos, no cabría esperarse pérdida 
de estabilidad de los sistemas interconectados en el período de demanda mínima. Para 
ambos casos, como puede apreciarse en la Figura 4.79, los efectos sobre la frecuencia son  
muy pequeños. Esto se debe a que la potencia que transporta el circuito desconectado 
comienza a circular por el que continúa en servicio, sin mayores repercusiones. Este cambio 
en el flujo de potencia por las líneas produce caídas de tensión, provocando un descenso de 
la carga y por ello puede observarse un incremento de la frecuencia. 
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(a) (b) 

Figura 4.79: Frecuencia en el período de demanda mínima ante la pérdida del circuito: (a) 
El Palmar - Guía de Isora; (b) El Palmar - Los Olivos 

Las tensiones en los nudos de La Gomera podrían ser las más afectadas por la desconexión 
de cualquiera de los dos circuitos. La pérdida de unos de estos circuitos conlleva el aumento 
de la impedancia total de la interconexión, provocando una mayor caída de tensión en el 
enlace. A pesar de ello las tensiones se mantienen dentro de los márgenes permitidos.  

Tras la desconexión del circuito El Palmar - Guía de Isora las tensiones en las subestaciones 
El Palmar y Alajeró se reducen en 0,4 kV, estableciéndose en el nuevo estado estacionario 
en 64,83 kV y 64,73 kV (Figura 4.80 (a)).  

En el caso de la pérdida del circuito El Palmar - Los Olivos, la tensión en El Palmar se 
establece en 64,18 kV y la tensión en Alajeró en 64,09 kV. Aproximadamente, estas 
tensiones disminuyen 0,5 kV con respecto al anterior estado estacionario (Figura 4.80 (b)). 

  

(a) (b) 

Figura 4.80: Tensión en el período de demanda mínima ante la pérdida del circuito: (a) El 
Palmar - Guía de Isora; (b) El Palmar - Los Olivos 
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Al igual que en el período de demanda mínima, en el período horario de demanda máxima 
los sistemas interconectados mantendrían la estabilidad al producirse la pérdida de cada uno 
de los circuitos que interconectan estas dos islas. 

Las desviaciones de la frecuencia ante estas perturbaciones son muy pequeñas, por lo que 
no afectarían a la estabilidad. En la Figura 4.81 se puede ver las variaciones de la frecuencia 
provocada por las pérdidas de los circuitos. 

  

    (a) (b) 

Figura 4.81: Tensiones en el período de demanda máxima ante la pérdida del circuito: (a) 
El Palmar - Guía de Isora; (b) El Palmar - Los Olivos 

Nuevamente, se observa que las tensiones podrían experimentar reducciones en sus valores, 
sobre todo aquellas correspondientes a las subestaciones de La Gomera. 

Ante la desconexión del circuito El Palmar - Guía de Isora, la reducción de las tensiones en 
las subestaciones El Palmar y Alajeró podría alcanzar los 0,9 kV aproximadamente (Figura 
4.82 (a)). En el nuevo estado estacionario alcanzado tras la pérdida de este circuito, las 
tensiones en las subestaciones El Palmar y Alajeró son 62,63 kV y 62,56 kV. 

Cabría esperar una reducción mayor cuando se produce la desconexión del circuito El 
Palmar - Los Olivos. En este caso, la disminución de la tensión en las subestaciones de La 
Gomera podría ser de 1,5 kV aproximadamente. Como se puede ver en la Figura 4.82 (b), 
debido a la reducción, las tensiones en las subestaciones El Palmar y Alajeró son de 61,98 
kV y 62,14 kV. Estos valores son superiores a la mínima indicada en la Tabla 4.2. 
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(a) (b) 

Figura 4.82: Tensión en el período de demanda máxima ante la pérdida del circuito: (a) El 
Palmar - Guía de Isora; (b) El Palmar - Los Olivos 

4.7. Resumen y conclusiones 

En este capítulo se analizan las posibilidades que las interconexiones eléctricas 
conjuntamente con el almacenamiento hidroeléctrico ofrecen para conseguir una mayor 
integración de las energías renovables en los SEC en el horizonte temporal de 2020.  

Una de las interconexiones estudiadas es la interconexión con los sistemas eléctricos del 
norte de África, la cual posibilitaría evacuar o importar energía de acuerdo a las necesidades 
que se presentaran.  

En esta región, actualmente existe un enlace entre los sistemas eléctricos del norte de África 
y el sistema eléctrico europeo, conectando directamente con la península ibérica. Además, 
existen iniciativas que están promoviendo el aumento de las interconexiones entre Europa 
y los países africanos mediterráneos para transportar energía de origen renovable hacia 
Europa. La interconexión estudiada en esta tesis entre el archipiélago canario con el sistema 
eléctrico del norte de África brinda la posibilidad de poder unirse a estas iniciativas. Esto 
permitiría producir energía renovable en el archipiélago canario y exportarla hacia Europa. 

Desde ese punto de vista, se han considerado penetraciones especialmente elevadas de 
generación renovable de origen eólico y fotovoltaico en aquellos SEC que son 
interconectados con el sistema eléctrico africano. 

Teniendo en cuenta las limitaciones actuales de la tecnología, tres interconexiones han sido 
estudiadas: 

- Gran Canaria - Lanzarote-Fuerteventura 
 

- Gran Canaria - Lanzarote-Fuerteventura - Norte de África 
 

- Tenerife - La Gomera 
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La interconexión entre los sistemas de Gran Canaria, Lanzarote-Fuerteventura y África se 
ha considerado en HVDC, mientras que la interconexión entre Tenerife y La Gomera se ha 
estudiado en CA. 

Para el análisis de los sistemas interconectados se establecieron escenarios y perturbaciones 
que permitieron estudiar la viabilidad técnica y comprobar la posibilidad de integrar la 
potencia renovable propuesta.  

Se realizó análisis en régimen estacionario y en régimen dinámico y las perturbaciones 
estudiadas fueron: desconexión de generación convencional, desconexión de generación 
renovable, cortocircuito y pérdida de uno de los circuitos de interconexión.  

Teniendo presente la metodología empleada y otros aspectos referentes al modelado como 
son la topología del sistema, potencias convencionales, potencias renovables, capacidad 
hidroeléctrica reversible estimada o características de las interconexiones, las principales 
conclusiones de este capítulo se indican en los siguientes párrafos. 

El análisis en régimen estacionario y en el régimen dinámico de cada sistema interconectado 
en los escenarios establecidos muestra que estos podrían ser viables técnicamente. 

Cabría esperar que las tensiones en los nudos pertenecientes a las redes de transporte de los 
SEC se mantuviesen dentro de los márgenes admisibles. A su vez, los regímenes de carga 
de los elementos que forman parte de estas redes podrían mantenerse en valores aceptables. 

Los sistemas interconectados podrían soportar las perturbaciones analizadas, manteniendo 
la estabilidad. Asimismo, los posteriores estados estacionarios alcanzados cumplirían con 
los márgenes admisibles establecidos para las tensiones y los regímenes de carga. 

Las interconexiones conjuntamente con las centrales hidroeléctricas reversibles podrían 
permitir un aumento significativo de la generación renovable en los sistemas eléctricos 
canarios. Las cifras de las potencias renovables consideradas se pueden consultar en la Tabla 
4.1. 

En el caso de la interconexión entre Gran Canaria, Lanzarote-Fuerteventura y África, el 
enlace posibilitaría evacuar potencia de origen renovable desde los SEC hacia el sistema 
africano. Además, esta interconexión permitiría abastecer en parte a los SEC con energía 
proveniente del área próxima al punto de interconexión en África, que podría presentar un 
alto potencial de energías renovables. 

La interconexión propuesta entre los sistemas eléctricos de Tenerife y La Gomera 
conjuntamente con el almacenamiento de hidroeléctrico podría permitir que la totalidad de 
la demanda de La Gomera pudiera ser cubierta con la generación renovable considerada en 
esta isla y por dicha interconexión, sin repercusiones negativas aparentes. 

En las interconexiones con HVDC, gracias al control implementado de potencia-frecuencia 
en las estaciones convertidoras, los sistemas podrían compartir sus reservas primarias y 
secundarias, pudiendo mejorar la respuesta global en frecuencia de los SEC ante las 
perturbaciones. Las interconexiones HVDC podrían evitar o limitar la propagación de las 
perturbaciones y sus efectos, como por ejemplo los huecos de tensión entre los SEC 
interconectados. 



   

 
Capítulo 5 

Integración de generación eólica con 
capacidad de soporte de huecos de tensión, 
de control de tensión y de emulación de 
inercia 
 

5.1. Introducción  

En el presente capítulo se estudia la integración de generación eólica en los sistemas 
eléctricos canarios a través del tiempo crítico de eliminación (TCE). Se han considerado las 
modernas capacidades proporcionadas por los GSM como: soporte de huecos de tensión 
(fault ride-through), control de tensión y emulación de inercia (EI) ya introducidas en el 
capítulo 2. 

Diferentes criterios técnicos son considerados en el estudio de acceso de nuevas 
instalaciones de generación en los sistemas eléctricos. Estos criterios pueden dividirse en 
dos grupos: aquellos relacionados con el régimen estacionario y los aplicables al régimen 
dinámico. 

Los criterios técnicos aplicables al régimen estacionario básicamente se refieren al 
cumplimiento de los criterios de seguridad y funcionamiento establecidos en condiciones 
de disponibilidad total del sistema y en situaciones de contingencias. 

Los criterios técnicos a tener en cuenta en el régimen dinámico aseguran el cumplimiento 
de unas condiciones de seguridad, regularidad y calidad aceptables. El TCE se encuentra 
considerado como uno de estos criterios [56]. 

Tradicionalmente, el TCE se ha definido como el máximo tiempo de duración de una falta 
sin que se produzca una pérdida de estabilidad del sistema. Por ello, el TCE puede 
considerarse como un indicador de la estabilidad del sistema [57-60]. 

Con objeto de establecer unos criterios generales de protección en los sistemas eléctricos 
españoles, el operador del sistema eléctrico en España ha desarrollado una metodología para 
la evaluación del TCE [61,62]. En esta metodología, se considera el TCE como el tiempo 
máximo que puede mantenerse un cortocircuito sin que se produzca una perturbación 
crítica para el sistema en su conjunto, por la presencia de uno de los fenómenos siguientes 
[63,64]: 
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- Pérdida de sincronismo de generadores, u oscilaciones entre ellos, que afecten a la 
estabilidad del sistema. 
 

- Pérdida de mercado significativa. 
 

- Incumplimiento de los criterios de seguridad en el régimen permanente posterior a la 
perturbación. 

Los valores que establecen estos fenómenos son definidos por el operador del sistema. En 
el caso de las pérdidas de mercado significativas para los pequeños sistemas eléctricos 
españoles (sistemas insulares y extrapeninsulares) se ha establecido como tal la pérdida del 
10 % de la demanda [62]. 

Para los operadores de los sistemas eléctricos el TCE es esencial, ya que está relacionado 
con el establecimiento de los esquemas generales de protección, estando éstos diseñados 
con la finalidad de minimizar las repercusiones de las perturbaciones en los sistemas 
eléctricos. De forma general, las faltas que se producen en los sistemas eléctricos deben ser 
despejadas en tiempos inferiores al TCE.  

Por consiguiente, para poder diseñar un esquema general de protección eficaz es 
conveniente conocer previamente el TCE. Una modificación posterior significativa del TCE 
podría influir en la efectividad de las protecciones y poner en riesgo el buen funcionamiento 
o incluso la estabilidad del sistema eléctrico. Por esta razón se considera como criterio 
técnico en el estudio de acceso de nueva generación a la red. 

La incorporación de generación eólica podría afectar en cierta medida al TCE previamente 
determinado en un sistema eléctrico, convirtiéndose en factor limitante para su integración. 
Las repercusiones podrían resultar más apreciables en sistemas pequeños y aislados, como 
aquellos presentes en las Islas Canarias. 

Por este motivo, en la presente tesis se ha propuesto el análisis de la integración de 
aerogeneradores con nuevas capacidades haciendo uso de la definición de TCE recogida en 
la metodología usada por el operador y gestor del sistema de transporte en España. 

Con objeto de obtener los valores de TCE se realiza análisis en régimen dinámico de los 
sistemas ante cortocircuitos trifásicos francos y por lo tanto, el comportamiento de los 
aerogeneradores es analizado ante este tipo de perturbaciones. Durante el análisis se ha 
prestado atención a las tensiones, dada su importancia en los sistemas eléctricos pequeños 
y aislados. 

Varios trabajos han investigado la generación eólica y la estabilidad de los sistemas eléctricos 
a través del TCE y sus resultados muestran que existe una relación entre estos aspectos. En 
dichos trabajos se sugiere que se produce una modificación de los valores de TCE al 
introducir generación eólica en un sistema eléctrico [65-67]. 

Otros trabajos, como los indicados en el apartado 2.2.2.2, analizan la EI proporcionada por 
los modernos aerogeneradores y sugieren que ésta podría tener un impacto positivo sobre 
la frecuencia de los sistemas. 
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Normalmente, en estos trabajos se estudian grandes sistemas eléctricos como los 
continentales, basados en grandes grupos de generación térmicos o hidráulicos. Las 
perturbaciones consideradas en aquellos trabajos donde la EI es estudiada fueron la 
desconexión de grupos de generación o la pérdida de interconexiones con otros sistemas 
eléctricos. Estos trabajos se centran en la evolución temporal de la frecuencia. 

En [68] se considera generación eólica con capacidad de EI en el análisis de integración de 
un sistema hidroeléctrico reversible, en un sistema eléctrico con características similares a 
los canarios, pero no se consideró el análisis de cortocircuito en régimen dinámico. 

5.2. Procedimiento 

Como ya se adelantó en el apartado anterior, en el presente capítulo se estudia la 
introducción de aerogeneradores con nuevas capacidades en los SEC a través del TCE. De 
forma similar al capítulo 3, se analiza en mayor profundidad los efectos de la generación 
eólica en el sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura 2020. Posteriormente, se realiza un 
estudio en el sistema eléctrico de Gran Canaria 2020. En estos sistemas eléctricos han sido 
consideradas las protecciones de tensión y frecuencia de la generación y además, las 
protecciones de sobrevelocidad y sobrecorriente. Asimismo, en cada sistema eléctrico se 
han tenido en cuenta sus esquemas de deslastre de carga. Los valores ajustados en las 
protecciones y en los esquemas de deslastre de carga pueden ser consultados en el Apéndice 
B. 

Se han estudiado los aerogeneradores síncronos multipolos con convertidores electrónicos 
para toda la potencia (GSM) en dos supuestos: el primero considerando que estos 
aerogeneradores están dotados de soporte de huecos de tensión y control de tensión y el 
segundo considerando además la capacidad de EI. Para facilitar la lectura de este capítulo, 
se hace referencia al primer supuesto simplemente como GSM y al segundo supuesto como 
GSM con capacidad de EI. 

Con el fin de poder valorar mejor los efectos de estas nuevas características, también se ha 
estudiado el aerogenerador de inducción convencional (GI), conocido también como 
aerogenerador tipo 1. De este modo es posible establecer una comparativa entre ambos 
tipos de aerogenerador, lo cual permite evaluar los efectos de las nuevas características. 

Se han planteado escenarios con distintas cantidades de generación eólica para los cuales se 
ha determinado el TCE. Éste se ha obtenido mediante análisis dinámico de los sistemas ante 
cortocircuitos trifásicos francos de determinadas duraciones aplicados en varios puntos del 
sistema. Posteriormente se comprueba la existencia o no de alguno de los fenómenos que 
definen el TCE. 

Este tipo de falta ha sido considerada ya que presenta mayor severidad para la estabilidad 
de un sistema eléctrico. 

La elección de los puntos del sistema en los que se analiza el cortocircuito se realiza tratando 
de conocer de forma global el comportamiento del sistema eléctrico a estudio. En ese trabajo 
los puntos seleccionados han sido las subestaciones asociadas a las centrales eléctricas, 
subestaciones alejadas y subestaciones entre centrales eléctricas. 
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5.3. Análisis 

5.3.1. Sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura 2020 
En el sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura esperado para 2020 los puntos donde se 
han estudiado los cortocircuitos trifásicos francos han sido las subestaciones pertenecientes 
a las dos centrales eléctricas, Punta Grande en Lanzarote y Las Salinas en Fuerteventura, las 
subestaciones de Haría-Teguise y Jandía, siendo estas las subestaciones más alejadas de las 
centrales eléctricas y, por último, la subestación de Corralejo, la cual es un nudo entre las 
dos centrales eléctricas. 

Los escenarios con distintos niveles de penetración de generación eólica se han obtenido 
incrementando esta generación desde 0 MW hasta 150 MW, en bloques de 10 MW. La 
generación eólica de 150 MW representa el 39 % aproximadamente de la generación en el 
sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura 2020. 

Resultados 

Los resultados obtenidos en el análisis en régimen dinámico indican que el fenómeno que 
establece el TCE es la pérdida de mercado significativa debida al deslastre de carga de más 
de un 10 % de la demanda total. De acuerdo a los valores tarados en el esquema de deslastre 
de carga, se produce una pérdida de mercado mayor al 10 % cuando han actuado el primer 
y el segundo escalón de deslastre. 

En las Tablas 5.1, 5.2 y  5.3 se recogen los valores de los TCE obtenidos para el sistema 
Lanzarote-Fuerteventura con los GI, con los GSM y con los GSM con capacidad de EI. 
Puede observarse en los datos presentados en dichas tablas que existe un decrecimiento para 
todos ellos a medida que la potencia eólica generada aumenta. 

La evolución de los TCE obtenidos en función de la potencia eólica total generada en el 
sistema se ilustra en las Figuras 5.1, 5.2 y 5.3. Se observa claramente que a medida que la 
potencia eólica generada es mayor, menores son los TCE obtenidos para los cortocircuitos 
trifásicos francos analizados en las cinco subestaciones. 

Tabla 5.1: TCE obtenidos en el sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura con GI 
 Potencia eólica generada (MW) 
 0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100 110 120 130 140 150 

Subestación Tiempo crítico de eliminación (ms) 
Punta Grande 210 200 210 210 210 200 210 200 200 180 170 160 160 140 140 140 
Haría-Teguise 480 470 450 430 430 420 410 390 330 320 310 270 260 230 220 220 

Las Salinas 320 290 280 270 270 270 270 260 250 240 240 220 230 190 190 180 
Jandía 800 810 810 810 810 810 810 700 600 600 590 420 400 320 310 300 

Corralejo 560 550 520 450 450 450 450 440 370 360 360 300 300 260 250 230 
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Tabla 5.2: TCE obtenidos en el sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura con GSM 
 Potencia eólica generada (MW) 
 0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100 110 120 130 140 150 

Subestación Tiempo crítico de eliminación (ms) 
Punta Grande 210 250 240 230 230 210 230 220 220 220 220 220 220 200 200 190 
Haría-Teguise 480 490 470 430 420 430 430 430 410 410 410 390 390 310 310 300 

Las Salinas 320 310 300 300 300 300 310 300 300 300 300 270 270 240 240 240 
Jandía 800 670 640 620 570 530 500 480 440 420 400 360 360 280 270 260 

Corralejo 560 560 550 510 510 530 520 510 500 510 520 420 420 340 340 320 
 

Tabla 5.3: TCE obtenidos en el sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura con GSM con 
capacidad de EI 

 Potencia eólica generada (MW) 
 0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100 110 120 130 140 150 

Subestación Tiempo crítico de eliminación (ms) 
Punta Grande 210 240 240 240 240 210 230 220 240 230 230 220 220 210 220 220 
Haría-Teguise 480 500 480 440 430 440 440 430 400 410 410 410 410 360 350 350 

Las Salinas 320 320 300 300 300 300 320 310 310 300 300 290 300 280 280 280 
Jandía 800 690 660 640 590 550 520 500 480 450 430 430 420 360 360 340 

Corralejo 560 570 540 510 510 530 530 530 500 500 510 460 470 410 410 390 
 

 
Figura 5.1: TCE en función de la potencia eólica generada en el sistema eléctrico 
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Figura 5.2: TCE en función de la potencia eólica generada en el sistema eléctrico 
Lanzarote-Fuerteventura con GSM dotados de capacidad de soporte de huecos de tensión 

y control de tensión 

 

Figura 5.3: TCE en función de la potencia eólica generada en el sistema eléctrico 
Lanzarote-Fuerteventura con GSM dotados de capacidad de soporte de huecos de 

tensión, control de tensión y EI 

Para los dos tipos de aerogeneradores, la disminución de los valores de TCE se debe a la 
desconexión de la generación eólica. Un cortocircuito trifásico franco causa un hueco de 
tensión y tras el despeje de dicha falta se produce además una sobretensión. La sobretensión 
se produce debido a que las consignas de tensión en los generadores convencionales son 
elevadas, para poder conseguir un buen nivel de tensiones en todo el sistema. Esta 
sobretensión tras un cortocircuito también ha sido observada en otros trabajos [69]. Debido 
al pequeño tamaño de los sistemas eléctricos canarios, tanto el hueco de tensión como la 
posterior sobretensión afectan a todo el sistema eléctrico. En la Figura 5.4 se recogen las 
gráficas de la evolución temporal de las tensiones en los nudos a los cuales están conectados 
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los parques eólicos, al producirse un cortocircuito de 250 ms de duración en la subestación 
Las Salinas y con 50 MW de potencia eólica total. Puede observarse los correspondientes 
huecos de tensión durante el cortocircuito y las sobretensiones tras el despeje de la falta. 

  

(a) - Tensiones en los parques eólicos de 
Lanzarote 

(b) - Tensiones en los parques eólicos de 
Fuerteventura 

  

(c) - Tensiones en los parques eólicos de 
Lanzarote 

(d) - Tensiones en los parques eólicos de 
Fuerteventura 

  

(e) - Tensiones en los parques eólicos de 
Lanzarote 

(f) - Tensiones en los parques eólicos de 
Fuerteventura 
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E1 - Los Valles

E2 - P E A

E3 - P E B

E4 - Montaña La Mina

E5 - P E P 5

E6 - P E C

E7 - Chimida

E8 - P E D

E10 - P Vientos

E11 - P E 10

E12 - Morro Galera 3

E13 - P D CAAF

E14 - Aerop Fuertev

E15 - P E E

E16 - P E 6

E17 - P E 9

E18 - La Tablada

E19 - Moralito

E20 - Cañada Barca

E21 - Cañada Rio

Leyenda

Figura 5.4: Evolución temporal de las tensiones en los parques eólicos al producirse un
cortocircuito trifásico franco de 250ms de duración en la subestación Las Salinas con una

potencia eólica de 50MWy estando constituida por (a), (b): GI; (c), (d): GSM y (e), (f): GSM y
con capacidad de EI

Esta posterior sobretensión causa la actuación de los relés de protección por sobretensión de la ge-
neración eólica. Las desconexiones de la generación eólica pueden verse en la Figura 5.5, la cual
muestra como estas desconexiones afectan a la frecuencia en ejemplos de cortocircuito para cada
tipo de aerogenerador estudiado.
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      (c)  

Figura 5.5: Evolución temporal de la tensión y de la frecuencia cuando se produce un 
cortocircuito trifásico en: (a) Subestación Las Salinas, con una duración de 260 ms, con 

GI; (b) Subestación Punta Grande, con una duración de 230 ms, con GSM; (c) 
Subestación Haría-Teguise, con una duración de 420 ms, GSM con capacidad de EI 

La ecuación de oscilación de la máquina síncrona (ecuación 2.3) puede ser usada para 
entender cómo la generación eólica afecta a la frecuencia del sistema y provoca el descenso 
del TCE a medida que la generación eólica es mayor. Normalmente cuando se produce un 
cortocircuito la potencia eléctrica (𝑃𝑃𝑒𝑒) en los bornes de los generadores disminuye 
bruscamente. El consecuente desequilibrio entre esta potencia y la potencia mecánica (𝑃𝑃𝑚𝑚) 

provoca una elevada aceleración de los generadores convencionales (𝑑𝑑𝑑𝑑
𝑑𝑑𝑑𝑑

), elevándose la 
frecuencia. 

Cuando el cortocircuito es despejado, la 𝑃𝑃𝑒𝑒 comienza a recuperar su valor previo. Además, 
ante las aceleraciones producidas en los generadores convencionales, los controles de 
velocidad han actuado para reducir la 𝑃𝑃𝑚𝑚. Ambos efectos causan la disminución de 𝑑𝑑𝑑𝑑

𝑑𝑑𝑑𝑑
 y la 

frecuencia desciende por debajo del valor nominal. 

La desconexión de la generación eólica debido a las sobretensiones se produce durante el 
mencionado descenso de la frecuencia. La desconexión de la generación eólica provoca que 
el desequilibrio entre 𝑃𝑃𝑒𝑒 y 𝑃𝑃𝑚𝑚 aumente, causando una mayor caída de la frecuencia, como 
puede verse en la Figura 5.5. 
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Estas desviaciones de la frecuencia pueden alcanzar los 48,9 Hz, causando la actuación del 
primer y segundo escalón de deslastre de carga. La carga deslastrada por ambos escalones 
es superior al 10 % de la carga total, constituyendo esto el fenómeno que establece el TCE. 
Por lo tanto, cuanta mayor sea la generación eólica, mayor cantidad de potencia eólica se 
desconectará, provocando mayores descensos de la frecuencia, y por lo tanto, con menores 
duraciones de cortocircuito se alcanzan los valores de deslastre de carga que definen el TCE. 

También se ha observado que la sobrefrecuencia producida al acelerarse los generadores 
convencionales causa la desconexión de generación eólica por la actuación de sus relés de 
protección de sobrefrecuencia. Estas desconexiones de generación eólica debidas a 
sobrefrecuencia representan el 13 % aproximadamente del total de desconexiones 
observadas en los cortocircuitos estudiados. 

El decrecimiento del TCE a medida que la potencia eólica es mayor también es debida a la 
disminución del número de generadores convencionales. Como ya se indicó en el apartado 
3.2.3, la introducción de generación eólica en el sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura 
requiere la desconexión de algunos generadores convencionales, dando cumplimiento al 
criterio de Boucherot. Este descenso en el número de generadores convencionales causa la 
disminución de la constante inercia ( ) total del sistema, La Figura 5.6 muestra una gráfica 
con los valores de  total del sistema para los niveles de penetración eólica estudiados. 

 

Figura 5.6: Inercia total del sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura para los distintos 
supuestos 

Considerando nuevamente la ecuación 2.3, puede comprobarse que para un mismo 
desequilibrio entre  y , cuanto menor sea  las desviaciones de la frecuencia producidas 
serán mayores. 

Además, la reducción del número de generadores convencionales trae consigo la pérdida de 
las capacidades de regulación de los que están dotados -regulación potencia-frecuencia y 
regulación de tensión-. La merma de estas capacidades también afecta a los valores de TCE. 

Al margen del descenso generalizado del TCE, los valores de TCE obtenidos también 
presentan diferencias de acuerdo con el tipo de aerogenerador estudiado. Estas diferencias 
son más claras en la Figura 5.7, que recoge las gráficas de los valores de TCE para los 
cortocircuitos producidos en cada una de las subestaciones, cuando en el sistema se tienen 
las distintas tecnologías de aerogeneradores. 
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(a) – Cortocircuito en la subestación Punta 

Grande 
(b) - Cortocircuito en la subestación 

Haría-Teguise 

 
(c) - Cortocircuito en la subestación Las 

Salinas 
(d) - Cortocircuito en la subestación 

Jandía 

  
(e) - Cortocircuito en la subestación 

Corralejo 
 

Figura 5.7: TCE obtenidos para cortocircuito en cada subestación considerando las 
distintas tecnologías de aerogeneradores 
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Los valores de TCE obtenidos cuando en el sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura se 
cuenta con GSM son mayores que para GI. Estos mayores valores de TCE son debidos a 
la capacidad de soporte de huecos de tensión y al control de tensión que poseen los GSM. 
Con estas dos características, los aerogeneradores no sólo son capaces de mantenerse 
conectados al producirse una perturbación en el sistema sino que además, mediante el 
control dinámico de tensión, pueden generar o consumir potencia reactiva con objeto de 
colaborar en la recuperación de las tensiones. Un ejemplo de ello puede verse en la Figura 
5.8, que muestra la potencia reactiva correspondiente al parque eólico E2 modelado con 
GSM cuando en el sistema se produce un cortocircuito trifásico. Asimismo se ha graficado 
también la potencia reactiva del mencionado parque eólico cuando es modelado con GI. 

 

Figura 5.8: Potencia reactiva del parque eólico E2 en los casos de GI y GSM cuando se 
produce en el sistema un cortocircuito trifásico de 300 ms de duración 

Durante el hueco de tensión provocado por el cortocircuito, el parque eólico formado por 
GSM genera potencia reactiva adicional para ayudar a la recuperación de la tensión, de 
acuerdo a la característica descrita de la Figura 2.21, en el apartado 2.4. Esto produce que 
durante el hueco de tensión los valores de tensión sean mayores que aquellos producidos en 
el caso de GI. Al tener mayores valores de tensión en el sistema, se ocasiona una menor 
disminución de la potencia producida por los generadores convencionales y por 
consiguiente se aceleran menos, provocando unas desviaciones de la frecuencia menores. 
Esto puede verse en la Figura 5.9, la cual muestra la evolución de la tensión y la frecuencia 
para los distintos tipos de aerogeneradores estudiados al producirse un cortocircuito 
trifásico en la subestación de Las Salinas. 
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Figura 5.9: Evolución temporal de la tensión y de la frecuencia cuando se produce un 

cortocircuito trifásico franco de 300 ms de duración en la subestación Las Salinas y con 
una potencia eólica total de 80 MW 

Posteriormente, los GSM consumen potencia reactiva adicional al producirse la 
sobretensión tras al despeje del cortocircuito trifásico. Este consumo adicional de potencia 
reactiva en el sistema provoca que las sobretensiones presenten valores menores. Por 
ejemplo, para un cortocircuito trifásico franco de 150 ms de duración en la subestación 
Punta Grande, con GSM el valor máximo de esta sobretensión es un 2 % menor que el 
correspondiente a GI. Por tanto, los GSM pueden evitar sus propias desconexiones debidas 
a las sobretensiones en determinados casos de cortocircuito. En estos casos, tales como el 
mostrado en la Figura 5.9, el descenso de la frecuencia no se ve agravado por la desconexión 
de la generación eólica y por lo tanto no causan el deslastre del primer y del segundo escalón 
de carga. 

Por otro lado, en general los TCE obtenidos con GSM con capacidad de EI son de media 
un 3,6 % superiores a aquellos obtenidos con el mismo tipo de aerogenerador pero sin 
capacidad de emulación de inercia. Esto se observa de forma clara en la Figura 5.7. 

Los valores mayores de TCE se deben a la inyección de 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒 producida por los 
aerogeneradores al entrar en funcionamiento la EI, como se vio en el capítulo 2. En la Figura 
5.10 se recoge la gráfica de la potencia activa generada por el parque eólico E2 con y sin 
capacidad de EI. En esta figura se observa que a partir del instante 2,25 s aproximadamente 
los aerogeneradores comienzan a generar 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒 ya que la frecuencia desciende por debajo de 
49,85 Hz en ese instante. 
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Figura 5.10: Potencia activa generada por el parque eólico E2 en los casos de GSM y GSM 

con capacidad de EI cuando se produce un cortocircuito trifásico franco de 300 ms de 
duración en la subestación de Las Salinas y existe una potencia eólica total en el sistema de 

80 MW 

La gráfica de la Figura 5.9 muestra que la inyección de 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒 reduce la caída de la frecuencia 
(como ya se comprobó en el capítulo 2), obteniéndose una menor desviación de la misma y 
un mayor valor de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚. Por ejemplo, para cortocircuitos trifásicos francos de 150 ms de 
duración analizados en las cinco subestaciones consideradas, el valor de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 es 
aproximadamente un 10,4 % superior cuando los GSM cuentan con la capacidad de EI. 

Si se compara los valores de TCE obtenidos con GSM dotados de capacidad de EI con los 
obtenidos con GI, el valor medio es del 24,3 % superior y la diferencia de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 es del 34,8 
% superior. 

5.3.2. Sistema eléctrico Gran Canaria 2020 
Para analizar las nuevas características de la generación eólica en el sistema eléctrico Gran 
Canaria 2020 se han estudiado cortocircuitos trifásicos francos en barras de las 
subestaciones de las centrales eléctricas Jinámar y Barranco de Tirajana y en barras de las 
subestaciones de transporte Barranco Seco, Arinaga y Santa Águeda. El nivel de tensión de 
estos embarrados es de igual a 66 kV, excepto Barranco de Tirajana y Santa Águeda que es 
220 kV. 

Los escenarios de generación eólica considerados han sido: 50, 100, 150, 200 y 250 MW. El 
nivel máximo de penetración eólica analizado, es decir 250 MW, representa el 38 % de la 
generación total. Las subestaciones que se consideran con generación eólica conectada son 
las presentadas en la Tabla 3.11 del apartado 3.3. 

Resultados 

De acuerdo con los resultados obtenidos para los cortocircuitos en las subestaciones 
estudiadas, el fenómeno que establece el TCE es la pérdida significativa de mercado, excepto 
para los cortocircuitos producidos en la subestación Jinámar.  

Como en el sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura, en el sistema eléctrico Gran 
Canaria se produce la pérdida significativa de demanda del 10 % al producirse el deslastre 
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del segundo escalón de carga, de acuerdo a los tarados de los relés de deslastre de carga 
recogidos en el apartado B. 

Los cortocircuitos en la subestación perteneciente a la central eléctrica de Jinámar producen 
la pérdida de la generación convencional en esta central por aislamiento del defecto, 
conduciendo a la inestabilidad y al incumplimiento de los criterios de seguridad en el 
régimen permanente posterior a la perturbación. 

Las Tablas 5.4 y 5.5 recogen los valores de TCE obtenidos para los distintos 
aerogeneradores estudiados. Como puede observarse en estas tablas, se produce una 
disminución de los valores de TCE de forma similar a lo visto en el sistema Lanzarote-
Fuerteventura. Además, los TCE obtenidos para GSM con y sin capacidad de EI son 
similares. 

Tabla 5.4: TCE obtenidos en el sistema eléctrico Gran Canaria con GI 
 Potencia eólica generada (MW) 
 0 50 100 150 200 250 

Subestación Tiempo crítico de eliminación (ms) 
Barranco Seco 670 420 290 290 300 210 

Jinámar 350 350 350 350 350 350 
Arinaga 750 440 340 350 270 190 

Barranco de Tirajana 350 230 210 220 190 130 
Santa Águeda 640 410 300 300 290 200 

 

Tabla 5.5: TCE obtenidos en el sistema eléctrico Gran Canaria con GSM y con GSM 
dotados de capacidad de EI 

 Potencia eólica generada (MW) 
 0 50 100 150 200 250 

Subestación Tiempo crítico de eliminación (ms) 
Barranco Seco 670 770 540 390 420 410 

Jinámar 350 350 350 350 350 350 
Arinaga 750 800 580 470 510 490 

Barranco de Tirajana 350 350 290 270 290 270 
Santa Águeda 640 730 520 400 430 440 

 

En las Figuras 5.11 y 5.12 se puede apreciar de forma gráfica el descenso de los valores de 
los TCE al introducir generación eólica en el sistema eléctrico de Gran Canaria. 
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Figura 5.11: TCE en función de la potencia eólica generada en el sistema eléctrico Gran 

Canaria con GI 

 
Figura 5.12: TCE en función de la potencia eólica generada en el sistema eléctrico Gran 

Canaria con GSM y con GSM dotados de capacidad de EI 

La disminución de los valores de los TCE son producidos por el descenso de la 𝐻𝐻 total del 
sistema y por la desconexión de la generación eólica al producirse los cortocircuitos. 

Al reemplazar la generación convencional, substituyendo los generadores síncronos de las 
centrales eléctricas por generación eólica, se produce la reducción de la 𝐻𝐻 total del sistema. 
Los valores de 𝐻𝐻 del sistema para cada escenario de penetración estudiado se muestran en 
la Figura 5.13. 
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Figura 5.13: Inercia total del sistema eléctrico Gran Canaria para los escenarios de 
generación eólica 

De acuerdo con la ecuación de oscilación de la máquina síncrona, el descenso de la  
conlleva que cortocircuitos de menor duración sean capaces de causar excursiones de la 
frecuencia mayores, alcanzándose los valores tarados en los relés de deslastre de carga, como 
ya se observó en el sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura (apartado 5.3.1). 

Las capacidades de regulación potencia-frecuencia y de regulación de tensión del sistema 
también se ven afectadas por la disminución del número de generadores convencionales. 

Como ocurre con el sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura, al producirse los 
cortocircuitos la desconexión de la generación eólica también afecta a los valores de TCE, 
causando su descenso a medida que esta generación es mayor. Pero en el sistema eléctrico 
Gran Canaria, la desconexión de la generación eólica es debida a los valores de 
sobrefrecuencia alcanzados. 

Se ha observado en las subestaciones analizadas, excepto Jinámar que, cuando tiene lugar 
un cortocircuito trifásico franco, los generadores de las centrales eléctricas se aceleran 
rápidamente debido a la disminución brusca de la  en sus bornes. Esto provoca que 
inicialmente se eleve la frecuencia lo suficiente como para alcanzar el valor tarado de la 
protección de sobrefrecuencia en la generación eólica, teniendo lugar su desconexión.  

Tras el despeje del cortocircuito, esta desconexión de la generación eólica ocasiona un 
aumento del valor de  que, conjuntamente con la diminución de la  por la actuación de 
los reguladores de velocidad, conlleva una reducción de la velocidad en los generadores de 
las centrales de Jinámar y Barranco de Tirajana. Debido a ello, la frecuencia del sistema 
disminuye los suficiente como para causar la actuación del segundo deslastre de carga, lo 
cual establece el TCE. 

En la Figura 5.14 puede verse la influencia de la desconexión de la generación eólica sobre 
la frecuencia. En esta figura se recoge la frecuencia del sistema eléctrico Gran Canaria al 
producirse un cortocircuito en la subestación Barranco Seco con GSM para dos casos. En 
uno de ellos se produce la pérdida de la generación eólica debido a la sobrefrecuencia y en 
el otro, la generación eólica se mantiene conectada. Puede apreciarse que la frecuencia 
alcanza valores inferiores para el caso de desconexión de la generación eólica, produciéndose 
la actuación de los relés de deslastre de carga. 
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Figura 5.14: Evolución temporal de la frecuencia al producirse un cortocircuito trifásico 

franco de 400 ms de duración en la subestación Barranco Seco con 150 MW de 
generación eólica constituida por GSM 

No en todos los casos la desconexión de la generación eólica implica directamente que la 
frecuencia alcance los valores establecidos para el deslastre del segundo escalón de carga, 
como en el ejemplo anterior. Esto depende del tipo de aerogenerador analizado y sobre 
todo de la cantidad de generación eólica desconectada. De forma general, a partir de 150 
MW de penetración eólica, la pérdida de esta generación produce en el sistema el deslastre 
del segundo escalón de carga, alcanzándose el TCE. 

Los TCE obtenidos en el caso de GSM son mayores que aquellos correspondientes a los 
GI, de forma similar a lo observado en el sistema Lanzarote-Fuerteventura. Esto se debe a 
que los GSM poseen capacidad de soporte de huecos de tensión y de control de tensión, 
como ya se comentó en el apartado anterior. La disminución de la 𝑃𝑃𝑒𝑒 que experimentan los 
generadores convencionales es menor debido a que la inyección de potencia reactiva por 
parte de los GSM produce huecos de tensión de menor profundidad que aquellos 
correspondientes a los GI. Por consiguiente, con GSM los valores de 𝑃𝑃𝑚𝑚 − 𝑃𝑃𝑒𝑒 serán 
menores y por lo tanto las aceleraciones de los generadores convencionales durante los 
huecos de tensión también serán menores. Dado que las aceleraciones de los generadores 
convencionales son menores, las excursiones de la frecuencia también lo serán, presentando 
valores superiores a los obtenidos con GI. Esto puede verse en la Figura 5.15. En esta figura 
se recoge la gráfica de la frecuencia cuando se produce en la subestación Barranco Seco un 
cortocircuito trifásico franco de 420 ms de duración para los casos de GI y de GSM. 
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Figura 5.15: Evolución temporal de la frecuencia al producirse un cortocircuito trifásico 

franco de 420 ms de duración en la subestación Barranco Seco con 50 MW de generación 
eólica en los caso de GI y GSM 

Por lo tanto, cuando en el sistema eléctrico Gran Canaria se tiene generación eólica formada 
por GSM se requiere mayores duraciones de cortocircuito para provocar el segundo escalón 
de deslastre que establece el TCE.  

Esta es también la razón por la cual para cortocircuito en las subestaciones de Barranco 
Seco, Arinaga y Santa Águeda en el caso de 50 MW de potencia eólica constituida por GSM, 
se producen valores de TCE mayores que en el caso del sistema sin generación eólica (Figura 
5.12). 

Como ya se ha indicado, en el sistema eléctrico Gran Canaria se produce la desconexión de 
la generación eólica debido a las sobrefrecuencias que tienen lugar inicialmente. Como la 
desconexión de la generación eólica es anterior al descenso que experimenta la frecuencia, 
la capacidad de EI de los GSM no llega a entrar en funcionamiento. Por lo tanto, los valores 
de TCE obtenidos para GSM con y sin capacidad de EI no muestran diferencias. 

5.4. Resumen y conclusiones 

En el presente capítulo se ha estudiado por medio del TCE la introducción de generación 
eólica con capacidad de soporte de huecos de tensión, control de tensión y EI en los SEC. 
Los sistemas eléctricos empleados han sido Lanzarote-Fuerteventura 2020 y Gran Canaria 
2020. 

Se ha observado que un incremento progresivo en los SEC de la generación eólica, ya sea 
formada por GI o por GSM, produce una disminución de los valores de TCE. En general, 
el fenómeno que establece el TCE en los SEC es el de pérdida de mercado significativa por 
deslastre de carga. En menor medida, también se estableció el TCE por incumplimiento de 
los criterios de seguridad en el régimen permanente posterior a la perturbación.  

No obstante, se ha comprobado que el TCE presenta mayores valores cuando los sistemas 
eléctricos analizados cuentan con generación eólica con las capacidades de control de 
tensión y EI, las cuales pueden ser proporcionadas por aerogeneradores como los GSM. 
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En general, la disminución de los TCE se debe principalmente a dos causas. La primera de 
ellas es la substitución de los generadores convencionales de las centrales eléctricas por la 
generación eólica, en cumplimiento del criterio de Boucherot. La reducción del número de 
generadores convencionales implica la disminución de la constante de inercia total de los 
sistemas estudiados. Los sistemas pequeños y aislados como los considerados son sensibles 
a dicha disminución de la constante de inercia. Con menores inercias se experimentan 
mayores excursiones de la frecuencia ante una misma perturbación. Además, la reducción 
del número de generadores convencionales causa en el sistema una merma en las 
capacidades de control potencia-frecuencia y de control de la tensión. 

La segunda de las causas es la desconexión de la generación eólica ante los cortocircuitos 
estudiados. En el sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura 2020 se producen 
sobretensiones transitorias tras el despeje de los cortocircuitos. Los valores de sobretensión 
alcanzados provocan la actuación de las protecciones de sobretensión de la generación 
eólica. En el sistema eléctrico de Gran Canaria 2020 el motivo de la desconexión de la 
generación eólica es la actuación de sus protecciones por sobrefrecuencia, al producirse los 
cortocircuitos. La desconexión de una cantidad de generación eólica mayor, 
independientemente de la causa que la origina, provoca mayores variaciones de la frecuencia. 

Por consiguiente, ambas causas, al provocar mayores desviaciones de la frecuencia ante un 
cortocircuito, hacen que se alcance más fácilmente los valores de tarado de deslastre de 
carga, produciéndose de este modo la pérdida de mercado significativo que constituye el 
fenómeno que establece el TCE. 

Como se ha indicado, la capacidad de control de tensión que puede ser proporcionada por 
los aerogeneradores consigue elevar los valores de TCE. Al producirse un hueco de tensión 
causado por un cortocircuito, los GSM mediante el control dinámico de tensión 
implementado generan potencia reactiva, colaborando en el mantenimiento de las tensiones 
en el sistema. Esto conduce a que las excursiones experimentadas por la frecuencia sean 
menores. Además, en el sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura 2020, el control 
dinámico de tensión es capaz de reducir las sobretensiones observadas. Por ello, los GSM 
con control de tensión pueden evitar sus propias desconexiones por sobretensión en 
determinados casos. En esta situación, la generación eólica se mantiene conectada y no 
provoca una mayor desviación de la frecuencia como se comentó anteriormente. 

Por su parte, la capacidad de EI proporcionada por los GSM también puede ser capaz de 
atenuar la disminución los TCE. En el sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura 2020 
se aprecia que la inyección de potencia activa al ejecutarse la EI es capaz de reducir la caída 
de la frecuencia, evitando que se produzca la pérdida de mercado que establece el TCE. Los 
valores de TCE obtenidos con GSM con capacidad de EI son un 3,6 % mayores de media 
que aquellos obtenidos con GSM sin capacidad de EI. Esta cifra asciende al 24,3 % si se 
comparan con los obtenidos para GI. Sin embargo, en casos de cortocircuitos que 
provoquen desviaciones de frecuencia grandes, la EI podría no evitar las pérdidas de 
mercado debidas a la actuación de los relés de deslastre de carga. 

No obstante, en el sistema eléctrico Gran Canaria 2020, la desconexión prematura de la 
generación eólica, debido a los valores de sobrefrecuencia producidos por los cortocircuitos 
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analizados, evita la ejecución de la capacidad de EI. Por lo tanto, en este sistema eléctrico 
no se ha apreciado los efectos de la EI sobre el TCE.  

Con todo lo expuesto hasta ahora, puede concluirse que la capacidad de soporte de huecos 
de tensión, el control de tensión y la EI proporcionados por los aerogeneradores presentan 
un impacto positivo en los SEC, al producirse mayores valores de TCE que aquellos 
obtenidos sin estas capacidades. Así pues, estas capacidades posibilitan que pueda integrarse 
mayor cantidad de generación eólica en los sistemas eléctricos pequeños y aislados como 
los canarios. 

Una conclusión que puede extraerse es la posible conveniencia de revisar el tarado de las 
protecciones de la generación eólica. El tarado de las protecciones de sobretensión y 
sobrefrecuencia se realizó considerando lo indicado en [32]. Conforme a los valores de TCE 
obtenidos, se ha podido observar que el déficit de generación debida a la desconexión de la 
generación eólica, por la actuación de sus protecciones, produce en los SEC un 
empeoramiento de la estabilidad. Además, si los aerogeneradores se mantuviesen 
conectados podrían colaborar en la recuperación de los sistemas a través de sus capacidades. 
La falta de colaboración queda de manifiesto en el sistema eléctrico de Gran Canaria, en los 
casos en lo que la desconexión de la generación eólica imposibilitó la ejecución de la EI. 
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Capítulo 6 

Conclusiones principales y trabajos futuros 
 

6.1. Conclusiones Principales 

La integración de energías renovables en los sistemas eléctricos pequeños y aislados, como 
los SEC, presenta dificultades de índole técnico inherentes tanto a la propia generación 
renovable como a las características de este tipo de sistemas eléctricos. 

En esta tesis se abordan algunos aspectos técnicos que pudieran facilitar la integración de 
este tipo de energías en los SEC y por extensión, a otros sistemas de características similares. 
Las principales conclusiones y aportaciones se centran en los aspectos que se recogen en los 
siguientes párrafos. 

Se ha observado que la capacidad de soporte de huecos de tensión de la generación 
renovable podría resultar beneficiosa para los SEC. Ante los huecos de tensión producidos 
por las faltas estudiadas, la generación renovable, tanto eólica como fotovoltaica, se 
mantiene conectada por lo que no se agrava la situación de los sistemas objeto de estudio. 
Además, en el caso de los GSM, esto permite el desarrollo de la capacidad de control de 
tensión durante y después de la falta, así como la capacidad de EI. 

Se ha comprobado que la capacidad de EI proporcionada por aerogeneradores puede 
favorecer la integración de la generación eólica en los SEC. Ante una pérdida de generación 
en el sistema, las excursiones de la frecuencia experimentadas son menores gracias a la 
potencia activa extra generada por los aerogeneradores con EI.  

Se ha observado que la capacidad de EI podría ayudar a mejorar la estabilidad de los SEC 
al producirse un cortocircuito. Esto ha sido cuantificado través del TCE, obteniéndose 
mayores valores de este parámetro cuando la generación eólica posee emulación de EI. En 
el régimen dinámico provocado por el cortocircuito, la potencia activa extra inyectada por 
los aerogeneradores puede ayudar a reducir las desviaciones de la frecuencia.   

Se ha observado que determinadas pérdidas de generación y cortocircuitos causan pérdidas 
de mercado producidas por la actuación de los relés de deslastre de carga. Se ha probado 
que la capacidad de EI aportada por la generación eólica podría evitar dichas pérdidas de 
mercado. Además, en determinados casos, podría llegar a prevenir situaciones de caída total 
del sistema. 

La capacidad de control de tensión proporcionada por la generación eólica durante las faltas 
podría favorecer la recuperación de las tensiones y mejorar la estabilidad de los SEC. 
Durante los cortocircuitos, las tensiones de los nudos presentan valores no tan bajos gracias 
a la aportación de potencia reactiva por parte de la generación eólica. Al producirse huecos 
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de tensión con valores menos reducidos, las excursiones de la frecuencia son menores. 
Además, se ha observado en el análisis que pueden producirse sobretensiones transitorias 
posteriores a la falta que provocasen la desconexión de la propia generación eólica, por 
actuación de sus protecciones de sobretensión. Ante estas sobretensiones, se ha observado 
que el control de tensión proporcionado por los aerogeneradores podría colaborar en la 
reducción de los valores de tensión alcanzados mediante el consumo de potencia reactiva y 
evitar, de este modo, sus propias desconexiones. Como con la capacidad de EI, el efecto del 
control de tensión sobre la estabilidad de los SEC ha sido cuantificado a través del TCE. 

Al integrar generación renovable, desplazando parte de la generación convencional de las 
centrales eléctricas en los SEC, estas capacidades ofrecidas por la generación renovable 
podrían ayudar a paliar en parte la disminución de la inercia y la disminución de la prestación 
de los servicios complementarios de control de frecuencia y de control de tensión. Por tanto, 
tales capacidades se muestran como una estrategia a considerar para aumentar la generación 
renovable en los sistemas eléctricos pequeños y aislados como los SEC. 

Por otro lado, se ha analizado conjuntamente el almacenamiento proporcionado por 
centrales hidroeléctricas reversibles y las interconexiones eléctricas entre los SEC y entre 
estos y el continente africano, como medio para lograr una mayor integración de energías 
renovables en el archipiélago canario. A su vez, los sistemas eléctricos africanos próximos a 
Canarias se encuentran conectados con Europa. 

Las interconexiones abordadas en esta tesis son: interconexión entre los sistemas eléctricos 
de Gran Canaria y Lanzarote-Fuerteventura, la interconexión entre los sistemas eléctricos 
de Gran Canaria, Lanzarote-Fuerteventura y el continente africano y, la interconexión entre 
los sistemas eléctricos de Tenerife y La Gomera. 

Las centrales hidroeléctricas reversibles han sido consideradas en las islas de Gran Canaria, 
Tenerife y La Gomera. 

Se ha observado que las interconexiones, conjuntamente con los sistemas de 
almacenamiento, podrían ayudar a incrementar de forma notable la penetración de las 
energías renovables en los SEC. Posiblemente esta observación pudiera ser aplicable a 
sistemas similares a los canarios, con posibilidad de conexión a una red robusta como las 
continentales. 

La interconexión entre Gran Canaria, Lanzarote-Fuerteventura y África podría permitir la 
evacuación de energía renovable producida en Canarias hacia Europa. Esta interconexión 
permitiría que Canarias se uniese a determinadas propuestas para la exportación de energía 
renovable desde el continente africano a Europa. 

De acuerdo al análisis realizado, la isla de La Gomera podría abastecerse de energía por 
medio de su generación renovable y a través de la interconexión con la isla de Tenerife, 
existiendo en el sistema interconectado una potencia renovable elevada. En este escenario 
sería posible prescindir de la generación convencional en La Gomera. 

Se ha apreciado que, al producirse algunas perturbaciones en los SEC, la generación eólica 
podría llegar a desconectarse debido a la actuación de sus protecciones de sobretensión y 
sobrefrecuencia. De este modo se causaría un empeoramiento de la situación, impidiendo 
además la ejecución de la capacidad de control de tensión y la capacidad de EI. 
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6.2. Trabajos Futuros 

El desarrollo del análisis realizado en la presente tesis y sus conclusiones permiten plantearse 
nuevas líneas de investigación. Algunas de ellas se recogen en los siguientes párrafos. 

En este trabajo, para probar la EI en los SEC se han empleado unos valores fijos de 𝑓𝑓𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚, 
𝑓𝑓𝐵𝐵𝐵𝐵𝑚𝑚𝐵𝐵𝐵𝐵 𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵 y 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑒𝑒𝑚𝑚 𝑚𝑚á𝑒𝑒 que definen la característica de control de la EI. Por otro lado, se 
analizaron distintos valores de 𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝐵𝐵𝑚𝑚𝑟𝑟 , mostrándose su influencia en la frecuencia de los 
SEC. Sería conveniente realizar un análisis que contemplase conjuntamente otros valores 
para estos parámetros con objeto de conocer sus efectos y determinar cuáles de estos valores 
son los más adecuados o beneficiosos para la aplicación de la EI en cada uno de los SEC. 

Sería interesante llevar a cabo un estudio del ajuste de las protecciones de sobretensión y 
sobrefrecuencia de la generación eólica que contemplase mantener conectado este tipo de 
generación. De este modo, los parques eólicos ante cualquier evento podrían desarrollar por 
completo las capacidades de control de tensión y de EI. 

Dado los resultados positivos de la aplicación del control de tensión y la EI proporcionados 
por la generación eólica en los SEC, podrían plantearse estudios orientados a determinar 
cuánta generación convencional puede ser substituida por la generación eólica con estas 
capacidades. 

Se ha podido observar que la EI tiene efectos sobre la frecuencia de los SEC y por ello, en 
los deslastres de carga. Por tanto, podría realizarse estudios de los planes de deslastre de 
cada SEC que consideraran la EI. 

Para la realización del análisis energético en el estudio de las interconexiones y el 
almacenamiento hidroeléctrico, una de las condiciones establecidas fue considerar que la 
generación convencional representase al menos 30 % de la generación total. Conforme a los 
resultados, cabría plantearse la revisión de este valor con el fin de estudiar la posibilidad de 
incrementar la generación renovable. En este sentido, se podría analizar específicamente 
cuánta generación convencional podría ser substituida gracias a las interconexiones y a las 
centrales hidroeléctricas reversibles. 

La profundidad máxima para una posible interconexión entre las islas de Gran Canaria y 
Tenerife ronda los 2000 m, lo que imposibilita actualmente dicha interconexión. Dado que 
esta profundad máxima no está muy alejada del límite de la actual tecnología de 
interconexiones submarinas y considerando el continuo avance de la misma, una tarea que 
podría ser abordada sería el estudio de la interconexión entre ambas islas. 
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Apéndice A 

Principales características de los sistemas 
eléctricos tratados en esta tesis 
 

A.1. Algunas características de los sistemas eléctricos 
pequeños y aislados 

Los sistemas eléctricos pequeños y aislados pueden ser aquellos presentes en zonas rurales 
remotas que funcionan de forma autónoma, sistemas eléctricos en plataformas marinas, 
sistemas eléctricos en islas, etcétera. 

Estos sistemas eléctricos presentan una serie de aspectos comunes y que los caracterizan 
como son baja inercia, bajos valores de característica de respuesta potencia/frecuencia, 
reservas primaria y secundaria menores, bajo nivel de mallado de la red o potencias de 
cortocircuito baja. 

Uno los factores más importantes que caracterizan el comportamiento de los sistemas 
pequeños y aislados es su bajo valor de inercia, debido al relativamente pequeño número de 
grupos de generación convencional presentes en estos sistemas. De acuerdo con la ecuación 
de oscilación de la máquina síncrona (ecuación 2.3), con una baja inercia se experimentará 
en los sistemas eléctricos mayores excursiones de la frecuencia ante determinados eventos 
producidos. Por lo tanto, una menor estabilidad es inherente a los sistemas eléctricos 
pequeños y aislados. 

La característica de respuesta potencia/frecuencia, al igual que la inercia, está relacionada 
con el número de generadores convencionales y con su estatismo. Esta característica en los 
sistemas pequeños y aislados es pequeña si se compara con los sistemas eléctricos 
continentales. Para tener una idea, en el sistema gestionado por los operadores del sistema 
de transporte de la red europea (European Network of Transmission System Operators for Electricity 
(ENTSO-E)), la característica de respuesta potencia/frecuencia en esta red es de 12000 – 
15000 MW/Hz [70,71]. Mientras que por ejemplo, el valor de esta característica en el sistema 
eléctrico de Gran Canaria es de 50 MW/Hz [71]. Los sistemas eléctricos pequeños y aislados 
exhiben mayores desviaciones cuasi-estacionarias de la frecuencia a causa de los valores 
bajos de esta característica. 

Las redes de transporte y/o distribución en los sistemas eléctricos pequeños y aislados son 
generalmente poco malladas, presentándose en muchos de ellos topologías de red más 
parecidas a sistemas radiales. La relación resistencia/reactancia (R/X) que presentan las 
redes es elevada. Esto causa caídas de tensión mayores tanto en el funcionamiento normal 
de los sistemas como ante contingencias. Además, durante un cortocircuito puede 
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producirse aumentos de la potencia activa demanda en el sistema. Este aumento de la 
demanda causa caídas de la frecuencia durante el cortocircuito, al contrario que lo que cabría 
esperar en sistemas de mayor tamaño. 

De acuerdo con [5], los sistemas aislados pueden ser clasificados en las categorías que se 
muestran en la Tabla A.1. 

Tabla A.1: Clasificación de los sistemas eléctricos aislados 
Potencia instalada (kW) Categoría 

<1 Microsistemas 

1 – 75 Sistemas eléctricos de pequeños 
pueblos 

10 – 500 Sistemas de comunidades 
500 – 5000 Sistemas eléctricos en islas 

5000 - 120000 Grandes sistemas 
interconectados 

 

Considerando únicamente los sistemas eléctricos insulares, otra clasificación ha sido 
establecida en [38], atendiendo a la máxima potencia demanda (potencia pico). Esta 
clasificación puede verse en la Tabla A.2. 

Tabla A.2: Clasificación de los sistemas eléctricos insulares 
Máxima demanda anual (MW) Categoría 

<1 Islas muy pequeñas 
1 – 5 Pequeñas islas 
5 – 35 Islas de mediano tamaño 
>35 Grandes islas 

A.2. Los sistemas eléctricos canarios 

En las siete Islas Canarias actualmente existen seis sistemas eléctricos independientes, ya 
que los sistemas eléctricos de las islas de Lanzarote y Fuerteventura están unidos a través de 
un cable submarino, considerándose éstos un único sistema. Por tanto, los sistemas 
eléctricos existentes en la actualidad son: Gran Canaria, Tenerife, La Palma, la Gomera, El 
Hierro y Lanzarote- Fuerteventura. 

Los sistemas eléctricos canarios son sistemas pequeños y aislados, aspectos que los 
caracterizan enormemente.  

Cada isla tiene una central eléctrica, excepto las islas de Gran Canaria y Tenerife que poseen 
dos. Actualmente los niveles de tensión en la red de transporte son 66 kV y 220 kV, si bien 
este último sólo se encuentra en las islas de Gran Canaria y Tenerife. 

La potencia de generación total instalada en Canarias fue de 3040,9 MW y la energía total 
generada alcanzó los 9078,62 GWh en el año 2013 [72]. 

La estructura de la potencia instalada y conectada a red en cada sistema eléctrico para dicho 
año se recoge en la Tabla A.3 [72]. 
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Tabla A.3: Potencia de generación instalada y conectada a red en Canarias en el año 2013 
(MW) 

Fuente Gran 
Canaria Tenerife Lanzarote-

Fuerteventura
La 

Palma
La 

Gomera
El 

Hierro 
Total 

Canarias 
Centrales 
eléctricas 

convencionales 
1000,6 1051,1 419,4 105,3 22,9 14,9 2614,2 

Cogeneración 24,9 65,1 0 0 0 0 90 
Eólica 85,7 36,7 21,9 7 0,4 0,1 151,8 

Fotovoltaica 39,2 114,9 20,6 4,6 0,01 0,03 179,34 
Minihidráulica 0 1,2 0 0,8 0 0 2 

Biocombustibles 0 1,6 2,1 0 0 0 3,7 
Total 1150,4 1270,6 464 117,7 23,31 15,03 3041,04 

 

La mayoría de las unidades de generación en las centrales eléctricas de las islas son grupos 
diésel y turbinas de gas. Las islas de Gran Canaria y Tenerife cuentan también con dos ciclos 
combinados cada una. Las centrales eléctricas convencionales y sus unidades de generación 
pueden ser consultadas en [72[73]. 

Cabe reseñar que en el último año, en la isla de El Hierro entró en funcionamiento una 
central hidroéolica, por lo cual los valores actuales de potencia de generación instalada 
difieren de los presentados para esta isla en la Tabla A.3. 

La demanda bruta de electricidad así como la máxima demanda anual producida en el año 
2013 para cada sistema eléctrico se recogen en la Tabla A.4. 

Tabla A.4: Demanda y potencia punta anual en Canarias en el año 2013 

Fuente Gran 
Canaria 

Tenerife Lanzarote-
Fuerteventura

La 
Palma 

La 
Gomera

El 
Hierro 

Total 
Canarias 

Energía anual 
demandada 

(GWh) 
3585,341 3608 1505,815 262,375 71,184 45,904 9078,62 

Demanda punta 
(MW) 553 547 251 42 11,5 8,6  

A.3. Sistemas eléctricos canarios considerados en esta tesis 

Los sistemas eléctricos canarios considerados en esta tesis han sido los sistemas de Gran 
Canaria, Lanzarote-Fuerteventura, Tenerife y La Gomera, estando basados en aquellos que 
se espera que se encuentren en servicio para el año 2020.  

A.3.1. Sistema eléctrico de Gran Canaria 2020 

En este apartado se describe el sistema eléctrico de Gran Canaria para el año 2020 que fue 
considerado para la realización de este trabajo. 

Para el año 2020 en Gran Canaria se espera que se encuentren en servicio nuevas 
infraestructuras en el sistema eléctrico necesarias para garantizar la seguridad del mismo y 
para la conexión de la nueva generación renovable prevista.  
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La red de transporte mantendrá los actuales niveles de tensión, 66 kV y 220 kV, estando 
planificadas nuevas subestaciones y líneas eléctricas asociadas. Entre las nuevas 
infraestructuras destacan las subestaciones de Sabinal, Santa Águeda y Arinaga. La 
subestación Sabinal permitirá descongestionar la subestación Jinámar. Para asegurar el 
suministro en la zona sur de la isla se ha proyectado la subestación Santa Águeda, que 
además permitirá la conexión con la futura central hidroeléctrica reversible Chira-Soria. La 
subestación Arinaga es una de las infraestructuras asociadas a la generación eólica prevista 
en la zona sureste de la isla [53]. 

En el diagrama unifilar del sistema eléctrico de Gran Canaria utilizado en este trabajo se 
presenta en la Figura A.1. En él puede apreciarse las subestaciones y líneas eléctricas de 
transporte. Asimismo, se recoge la generación tanto de origen convencional como 
renovable. 

 

Figura A.1: Diagrama unifilar del sistema eléctrico de Gran Canaria 2020 
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A.3.1.1. Generación convencional 

En el sistema eléctrico de Gran Canaria considerado para el año 2020 se mantienen las 
actuales centrales eléctricas térmicas Jinámar y Barranco de Tirajana, si bien se ha previsto 
cambios en la estructuras de generación que las componen. 

La potencia convencional total que se espera que se encuentre instalada es de 1087 MW 
aproximadamente. 

La central eléctrica de Jinámar, con una potencia instalada aproximada de 234 MW, estará 
formada por grupos diésel y turbinas de gas. 

La central eléctrica Barranco de Tirajana contará con los dos grupos de vapor instalados 
actualmente, las dos turbinas de gas y los ciclos combinados 1 y 2. Además, a pesar de los 
retrasos que sufre, también se ha considerado el  ciclo combinado 3. La potencia total de la 
central eléctrica será de 852 MW aproximadamente.  

Los grupos de generación convencional que se espera que se encuentren en servicio en el 
año 2020 se muestran en la Tabla A.5. 

Tabla A.5: Parque de generación convencional previsto en Gran Canaria para en el año 
2020 

Central 
eléctrica 

Grupo de 
generación 

Potencia 
activa 
(MW) 

Potencia 
aparente 
(MVA) 

Jinámar 

Gas 1 17,64 22,05 
Gas 2 32,34 40,43 
Gas 3 32,34 40,43 
Diésel 4 20,51 25,64 
Diésel 5 20,51 25,64 
Vapor 4 55,56 69,45 
Vapor 5 55,56 69,45 

Barranco de 
Tirajana 

Gas 1 32,34 40,43 
Gas 2 32,34 40,43 
Vapor 1 74,24 92,8 
Vapor 2 74,24 92,8 
Gas 3 - CC1 68,7 85,88 
Gas 4 - CC1 68,7 85,88 
Vapor 3 - CC1 68,7 85,88 
Gas 5 - CC2 75 85,88 
Gas 6 - CC2 75 85,88 
Vapor 4 - CC2 77 85,88 
Gas 7 - CC3 68,7 85,88 
Gas 8 - CC3 68,7 85,88 
Vapor 5 - CC3 68,7 85,88 

 

La inercia total ( ) proporcionada por los generadores presentados en la Tabla A.5 se estima 
que sea 62,3 s aproximadamente. 
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A.3.1.2. Generación eólica 

La potencia eólica total que se ha estimado es de 411 MW de acuerdo con [53]. Para el 
horizonte temporal de 2020, se podría considerar que esta potencia estaría compuesta por 
los actuales parques eólicos, la potencia adjudicada por el Gobierno de Canarias a través del 
concurso convocado en  2007 [74] y el resto estaría por asignarse [49]. 

En la Tabla A.6 se muestran todos los parques eólicos que representan la potencia eólica 
total comentada anteriormente. Además, en esta tabla se indica con un asterisco (*) la nueva 
potencia necesaria para alcanzar la potencia eólica propuesta en el capítulo 4. 

Tabla A.6: Parques eólicos estimados en el sistema eléctrico de Gran Canaria para el año 
2020 

Parque eólico 
Potencia 

(MW) Denominación Parque eólico 
Potencia 

(MW) Denominación 

La Florida 2,5 E1 Bco Tirajana 1,89 E22 
Lomo Cabezo 1,8 E2 Adsa 2 E23 
Nicolases 8,1 E3 Canónigo 6,8 E24 
60 Fanegadas 16,1 E4 Piletas 16,1 E25 
Canal Arinaga 13,8 E5 El Goro 8,1 E26 
Ctra Arinaga 6,92 E6 Ojos Garza 7,2 E27 
M S Francisco 1,125 E7 Lomo Gordo 18,4 E28 
Sta Lucía 7,2 E8 S Bartolomé 9,2 E29 
La Punta 8,25 E9 Llanos Aldea 20 E30 
La Gaviota 6,93 E10 Villegas 7,2 E31 
Tenefé 1,125 E11 Llano Blanco 9,2 E32 
San Antonio 2,25 E12 Salinas Mat 2,55 E33 
Pico Viento 13,8 E13 Offsh Arinaga 5 E34 
Mont Pelada 4,62 E14 P E Matorral 57,5 E35 
Cueva Blanca 1,98 E15 P E Arinaga 11,5 E36 
Felix S M 1,7 E16 P E Gáldar 20,7 E37 
P E Carrizal 23 E17 La Vereda 20 E38 
Lanzagorta 18 E18 P E P 14 * 11,5 E39 
Juan Grande 29,9 E19 P E P 8 * 6,9 E40 
B Formas 3 7,8 E20 P E P 6 * 18,4 E41 
B Formas 2 Y 4 11,5 E21 P E P 11 * 5,4 E42 

A.3.1.3. Generación fotovoltaica 

La generación fotovoltaica que ha sido estimada para el año 2020 en este trabajo en Gran 
Canaria es de 65 MW, aproximadamente. Este valor se ha estimado de acuerdo a la 
información publicada por el Gobierno de Canarias. 

En la Tabla A.7 se recoge el reparto de esta potencia fotovoltaica entre las distintas 
subestaciones de la isla [49]. Asimismo en esta la tabla, en las columnas marcadas con un 
asterisco (*) se indica la potencia fotovoltaica considerada en el capítulo 4. 
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Tabla A.7: Generación fotovoltaica por nudo en el sistema eléctrico de Gran Canaria 
estimada para el año 2020 

Nudo Potencia 
(MW) 

Potencia 
* (MW) Denom. Nudo Potencia 

(MW) 
Potencia 
* (MW) Denom. 

Aldea Blanca 11,57 13,4 F1 Tablero 4,5 5,21 F8 
Arguineguín 1,23 1,42 F2 Guía 7,4 8,57 F9 
Arucas 2,15 2,49 F3 L Maspalo 0,6 0,69 F10 
Bco Seco 0,61 0,71 F4 Marzagán 4,05 4,69 F11 
Carrizal 9,5 11 F5 San Mateo 4 4,63 F12 
Cinsa 3,4 3,94 F6 Telde 11,07 12,82 F13 
Matorral 4,7 5,44 F7     

A.3.1.4. Generación hidroeléctrica 

La generación hidroeléctrica que se estima en Gran Canaria para el año 2020 está constituida 
en su totalidad por la central hidroeléctrica reversible Chira-Soria. Esta central hidroeléctrica 
tiene como depósito superior el embalse de Chira y como depósito inferior el embalse de 
Soria, presentando un salto neto aproximado de 351 m. La sala de máquinas albergará 3 
grupos turbo-bomba reversibles de 54 MW, sumando un total de 162 MW [75]. 

A.3.1.5. Demanda 

Se han realizado trabajos para la estimación de la demanda de electricidad en Gran Canaria 
para el año 2020 haciendo uso de aplicaciones informáticas. Se ha considerado un consumo 
anual de 4040 GWh [55]. Según los resultados obtenidos, para el período horario valle anual 
se espera una demanda de potencia de 288 MW, para el período horario llano anual unos 
460 MW y para el período horario punta anual unos 656 MW. 

Estos valores han sido validados al ser contrastados con estudios realizados por 
organizaciones relacionadas con la planificación eléctrica.  

En la Tabla A.8 se muestra la demanda en aquellas subestaciones del sistema eléctrico de 
Gran Canaria que presentan consumo.  

Tabla A.8: Demanda de potencia por subestación en el sistema eléctrico de Gran Canaria 
estimada para el año 2020 

Nudo 
Potencia 

activa 
(%) 

Nudo 
Potencia 

activa 
(%) 

Nudo 
Potencia 

activa 
(%) 

Agüimes 1 El Cebadal 1,6 Lomo Maspal 7,4 
Aldea Blanca 4,2 El Tablero 1,8 Marzagán 1,9 
Arguineguín 2,9 Emalsa 0,9 Mogán 1,8 

Arinaga 2,1 Gáldar/Agaete 1,6 Muelle Grande 3,8 
Arucas 5,8 Guanarteme 6,6 P M Jinámar 0,8 

Bco Seco 5,6 Guía 3,3 Plaza Feria 2,7 
Buenavista 7 La Aldea 0,9 San Agustín 6,1 

Carrizal 4,3 La Paterna 3,9 San Mateo 4,1 
Cementos Esp 1,1 LP Oeste 2,2 Santa Águeda 1,2 

Cinsa 4,4 Lomo Apolinario 4,9 Telde 4,1 
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A.3.2. Sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura 2020 

El actual sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura está formado por los sistemas eléctricos 
de ambas islas unidos por una interconexión submarina en CA de 66 kV. Cada isla cuenta 
con una central eléctrica convencional. 

Se ha planificado nuevas subestaciones y líneas eléctricas a 66 kV y 132 kV y se espera que 
estén en servicio en el año 2020. Entre estas infraestructuras se destaca el refuerzo del enlace 
submarino entre estas islas mediante un nuevo circuito en CA a 132 kV. Las nuevas 
infraestructuras a 132 kV conforman un importante eje de transporte desde mitad de la isla 
de Lanzarote hasta el sur de Fuerteventura y mejorará el actual sistema eléctrico. Por lo 
tanto, la red de transporte contará con dos niveles de tensión, uno de 66 kV y otro de 132 
kV. 

La demanda de energía esperada para el año 2020 es de 1816 GWh aproximadamente [55]. 

El diagrama unifilar del sistema Lanzarote-Fuerteventura 2020 utilizado en esta tesis es 
presentado en la Figura A.2. 

 

Figura A.2: Diagrama unifilar del sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura 2020 
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A.3.2.1. Generación convencional 

Cada isla cuenta con una central eléctrica térmica convencional. Se prevé que para el año 
2020 la central eléctrica en la isla de Lanzarote, denominada Punta Grande, tenga una 
potencia instalada de 204,8 MW. En el caso de la central eléctrica Las Salinas, en 
Fuerteventura, la potencia prevista es de 193,7 MW. Los grupos de generación estas 
centrales eléctricas se indican en la Tabla A.9. 

Tabla A.9: Parque de generación convencional previsto en Lanzarote-Fuerteventura 
estimado en el año 2020 

Central 
eléctrica 

Grupo de 
generación 

Potencia 
activa 
(MW) 

Potencia 
aparente 
(MVA) 

Punta Grande

Diésel 1 6,49 9,4 
Diésel 2 6,49 9,4 
Diésel 3 6,49 9,4 
Diésel 4 12,85 20 
Diésel 5 12,85 20 
Diésel 6 20,51 30 
Diésel 7 17,2 22,5 
Diésel 8 17,2 22,5 
Diésel 9 17,6 21,75 
Diésel 10 17,6 21,75 
Diésel 11 17,6 22,5 
Gas 1 19,6 27,24 
Gas 2 32,34 40,93 

Las Salinas 

Diésel 1 3,82 5,4 
Diésel 2 3,82 5,4 
Diésel 3 4,11 6,3 
Diésel 4 6,21 9,4 
Diésel 5 6,21 9,4 
Diésel 6 20,51 30 
Diésel 7 17,2 18 
Diésel 8 17,2 18 
Diésel 9 17,2 18 
Diésel 10 17,2 18 
Diésel 11 17,2 18 
Gas 1 21,85 32,42 
Gas 2 29,4 40,93 
Gas Móvil 1 11,74 15 

 

La  total en el sistema eléctrico Lanzarote-Fuerteventura proporcionada por los 
generadores convencionales se espera que sea de 21,45 s. 

A.3.2.2. Generación eólica 

La potencia eólica esperada para el año 2020 en Lanzarote-Fuerteventura es de 162 MW 
[53]. En la Tabla A.10 se muestran los parques eólicos que se estima que estén en servicio 
en el año 2020. Asimismo, en esta tabla se indica por medio de un asterisco (*) las nuevas 
instalaciones propuestas para alcanzar la potencia eólica obtenida a través del análisis 
energético en el capítulo 4 [49]. 



Apéndice A. Principales características de los sistemas eléctricos tratados en esta 
tesis  150 

Tabla A.10: Parques eólicos estimados en el sistema eléctrico de Lanzarote-Fuerteventura 
para el año 2020 

Parque eólico Potencia 
(MW) Denominación Parque eólico Potencia 

(MW) Denominación 

Los Valles 7,65 E1 P E E 9,2 E15 
P E A 9,9 E2 P E 6 18,4 E16 
P E B 3,5 E3 P E 9 11,5 E17 
Montaña La Mina 1,125 E4 La Tablada 9,2 E18 
P E 5 13,8 E5 Moralito 9,2 E19 
P E C 9,2 E6 Cañada Barca 1,125 E20 
Chimida 9 E7 Cañada Río 15,39 E21 
P E D 5,4 E8 P E P 1 * 11,5 E22 
C A Punta Grande 3,5 E9 P E P 11 * 13,8 E23 
P Vientos 12 E10 P E P 12 *  9,2 E24 
P E 10 6,9 E11 P E P 9 * 1,1 E25 
Morro Galera 3 2,3 E12 P E P13 * 4,6 E26 
P D CAAF 1,7 E13 P E P 15 * 13,8 E27 
Aerop Fuertev 3 E14 P E P 16 * 23 E28 

 

A.3.2.3. Generación fotovoltaica 

La potencia fotovoltaica prevista para el año 2020 en el sistema Lanzarote-Fuerteventura es 
de 45 MW [53]. Los nudos del sistema que se estima que presenten generación fotovoltaica 
se presentan en la Tabla A.11, conjuntamente con sus respectivas potencias. Igualmente se 
presenta en esta tabla el reparto de potencia fotovoltaica considerada en el capítulo 4 en la 
columna marcada con un asterisco (*). 

Tabla A.11: Generación fotovoltaica por nudo en el sistema eléctrico de Lanzarote-
Fuerteventura estimada para el año 2020 

Nudo Potencia 
(MW) 

Potencia 
* (MW)

Denom. Nudo Potencia 
(MW) 

Potencia 
* (MW) 

Denom. 

Punta Grande 4,60 10,52 F1 Corralejo 3,51 6,92 F7 
Mácher 3,49 7,97 F2 La Oliva 3,20 6,31 F8 
Playa Blanca 3,59 8,2 F3 Puerto Rosario 3,20 6,31 F9 
Haría-Teguise 3,18 7,27 F4 Gran Tarajal 1,45 2,85 F10 
S Bartolomé 4,83 11,04 F5 Matas Blancas 3,81 7,52 F11 
Las Salinas 6,97 13,76 F6 Jandía 3,20 6,31 F12 

 

A.3.2.4. Demanda 

Como ya se ha indicado, para el año 2020 se prevé una demanda de energía de 1816 GWh. 
De acuerdo con esta demanda se ha estimado que la potencia punta pueda ser de 320 MW, 
la potencia en el período valle de 129 MW y en el período llano 207 MW [49]. La demanda 
de electricidad repartida por subestaciones puede ser consultada en la Tabla A.12. 
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Tabla A.12: Demanda de potencia por subestación en el sistema eléctrico de Lanzarote-
Fuerteventura estimada para el año 2020 

Nudo 
Potencia 

activa 
(%) 

Nudo 
Potencia 

activa  
(%) 

Nudo 
Potencia 

activa 
(%) 

Punta Grande 9,7 San Bartolomé 10,5 Puerto Rosario 8,8 
Mácher 12,4 Desalación 11,8 Gran Tarajal 5,3 
Playa Blanca 10,0 Las Salinas 8,8 Matas Blancas 5,7 
Haría-Teguise 3,4 Corralejo 7,9 Jandía 5,7 

 

A.3.3. Sistema eléctrico de Tenerife 2020 

El sistema eléctrico de Tenerife esperado para el año 2020 sigue contando con las dos 
centrales eléctricas actuales, Candelaria y Granadilla. La demanda de energía se estima en 
4062 GWh. 

Los niveles de tensión en la red de transporte serán 66 kV y 220 kV, al igual que en la 
actualidad. Al igual que en la isla de Gran Canaria, se espera para el año 2020 se encuentren 
en funcionamiento nuevas subestaciones y líneas eléctricas que reforzarán el sistema y 
garantizarán la conexión de la generación renovable. 

Se han planificado nuevas subestaciones con parques a 220 kV en el sur (Los Vallitos) y en 
la capital de la isla (Buenos Aires) para garantizar la cobertura de la demanda. 
Conjuntamente, las subestaciones El Porís y Abona contarán con un parque de 220 kV para 
la evacuación de la generación eólica de la zona. 

En la Figura A.3 se muestra el diagrama unifilar del sistema eléctrico de Tenerife previsto y 
que ha sido considerado en esta tesis. 
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Figura A.3: Diagrama unifilar del sistema eléctrico de Tenerife 2020 

A.3.3.1. Generación convencional 

Como ya se indicó, la generación convencional para el año 2020 en Tenerife seguirá estando 
formada por las centrales eléctricas de Candelaria y Granadilla y se prevé que la potencia 
total instalada alcance los 908 MW aproximadamente. 

La central de Candelaria tendrá una potencia de 246,3 MW, la cual contempla el ciclo 
combinado 3. Por su parte, la generación en la central de Granadilla suma 661,5 MW. 

Además de estas dos centrales eléctricas, en Tenerife existe una instalación de cogeneración 
(Cotesa) formada por una turbina de gas de 36 MW. 

La estructura de la generación de estas instalaciones puede consultarse en la Tabla A.13. 
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Tabla A.13: Parque de generación convencional previsto en Tenerife estimado en el año 
2020 

Central Eléctrica Grupo de 
generación 

Potencia 
activa 
(MW) 

Potencia 
aparente 
(MVA) 

Candelaria 

Gas 4 - CC3 68,7 93,75 
Gas 5 - CC3 68,7 93,75 
Vapor 7 - CC3 68,7 93,75 
Vapor 5 37,28 50 
Vapor 6 37,28 50 

Granadilla 

Gas 2 39,2 52,5 
Gas 5 - CC2 77,5 98 
Gas 6 - CC2 77,5 98 
Vapor 4 - CC2 78,7 98,38 
Vapor 1 74,24 100 
Vapor 2 74,24 100 
Gas 3 - CC1 68,7 93,75 
Gas 4 - CC1 68,7 93,75 
Vapor 3 - CC1 68,7 93,75 
Gas 1 32,34 46,88 
Diésel 1 20,51 30 
Diésel 2 20,51 30 

Cotesa Gas 1 36 47,5 
 

La  total proporcionada por la generación térmica convencional que se espera que se 
encuentre instalada en las centrales eléctricas de Candelaria y Granadilla en el 2020 estaría 
en torno a 60,5 s. 

A.3.3.2. Generación eólica 

La generación eólica que se espera que se encuentre instalada en el año 2020 en Tenerife es 
de 402 MW [53]. Actualmente se encuentran instalados 36,7 MW. La potencia restante para 
alcanzar la cifra esperada para 2020 está formada por los parques eólicos adjudicatarios del 
concurso convocado en 2007 por el Gobierno de Canarias [74] y por los estimados en [49] 
(Tabla A.14). 

Tabla A.14: Parques eólicos propuestos en el sistema eléctrico de Tenerife para el año 
2020 

Parque eólico Potencia 
(MW) 

Denominación Parque eólico Potencia 
(MW) 

Denominación 

Punta Teno 1,8 E1 La Morra  6,3 E17 
P E 18 4,6 E2 P E 1 11,5 E18 
P E 11 13,8 E3 P E 2 13,8 E19 
P E 12 11,5 E4 C Granadilla 16,1 E20 
P E 13 13,8 E5 Aulagas   13,8 E21 
P E 14 13,8 E6 El Rincón 18,4 E22 
Llanos Esquina 5,95 E7 C M Arico 18,4 E23 
Finca Mogán 26 E8 Chimiche 18,4 E24 
P E 9 13,8 E9 Punta Gomeros 5,4 E25 
P E 10 11,5 E10 P E 3 9,2 E26 
Porís Abona 2 19,6 E11 P E 4 11,5 E27 
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P E 5 11,5 E12 Arete     18,4 E28 
P E 6 13,8 E13 La Roca  18,4 E29 
P E 8 13,8 E14 ITER 1 2,3 E30 
P E 7 7,2 E15 ITER 2 11,5 E31 
Porís Abona 18,4 E16 ITER 3 8 E32 

 

A.3.3.3. Generación fotovoltaica 

Como se indicó en el apartado A.2, en la isla de Tenerife hay una potencia fotovoltaica 
instalada de 114,9 MW, siendo una cantidad considerable para un sistema insular. Teniendo 
presente esta cifra, se ha estimado en [55] que para el año 2020 la potencia fotovoltaica 
instalada puede alcanzar los 218,5 MW. El reparto de esta potencia por subestación se 
muestra en la Tabla A.15. 

Tabla A.15: Generación fotovoltaica por nudo en el sistema eléctrico de Tenerife estimada 
para el año 2020 

Nudo 
Potencia 

(MW) Denominación Nudo 
Potencia 

(MW) Denominación 

Pol Güimar 3,07 F1 Arona   9,42 F7 
El Rosario 5,45 F2 Arico    108,41 F8 
Cruz Chica  4,98 F3 Tagoro   12,86 F9 
Tacoronte 0,72 F4 Abona    9,06 F10 
Guía Isora 18,75 F5 Pol Granadilla 13,30 F11 
Chayofa  10,65 F6 ITER     21,83 F12 

 

A.3.3.4. Generación hidroeléctrica 

En [53] se contempla la existencia de generación hidroeléctrica para el horizonte temporal 
de 2020. En la presente tesis, la generación hidráulica que se ha estimado en el sistema está 
formada por una sola central hidroeléctrica de tipo reversible que presenta una potencia 
total de 135 MW. Está constituida por tres grupos de 45 MW cada uno [49]. Esta central 
hidroeléctrica reversible estaría situada en el noreste de la isla y se conectaría a través de una 
línea de 220 kV. 

A.3.3.5. Demanda 

La demanda de energía eléctrica en Tenerife se ha estimado en 4062 GWh para el año 2020. 
Se ha calculado que la demanda punta alcance los 678 MW aproximadamente y en el valle 
sea de 290 MW [55]. La demanda de electricidad en valor porcentual repartida en la 
subestaciones previstas para el año 2020 puede verse en la Tabla A.16. 
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Tabla A.16: Demanda de potencia por subestación en el sistema eléctrico de Tenerife 
estimada para el año 2020 

Nudo Potencia 
(%) Nudo Potencia 

(%) Nudo Potencia 
(%) 

Candelaria 0,6 Cruz Chica 3,7 Los Vallitos 3 
Caletillas 0,3 Tacoronte 4,5 Chayofa 5,4 
Pol Güimar 3,5 La Matanza 5 Arona II 4 
Geneto 3 Cuesta Villa 4,5 Arona 4 
El Rosario 3 Realejos 5 San Isidro 2,5 
Buen Aires 8 Nueva Icod 1,5 El Porís 0,3 
Laguna Oeste 4 Icod 1,5 Arico II 0,3 
Guajara 4,6 Teno 1,4 Tagoro 0,2 
San Telmo 1,5 Guía Isora 2 Abona 0,2 
Manuel Cruz 3 Chio 2 Pol Granadilla 3,8 
Ballester 2,4 Adeje 5  
Dique Este 2,7 Los Olivos 3,6  

A.3.4. Sistema eléctrico de La Gomera 2020 

La planificación nacional [53] prevé la implantación de la red de transporte en el sistema 
eléctrico de La Gomera para el año 2020, dado que actualmente solamente existe una red 
de distribución.  

La red de transporte considerada en este trabajo está formada por tres subestaciones con un 
nivel de tensión de 66 kV. Una de estas subestaciones es El Palmar y pertenece a la única 
central eléctrica convencional en la isla. La demanda de energía en el año 2020 se prevé que 
sea de unos 91,1 GWh [55]. 

La Figura A.4 muestra el diagrama unifilar del sistema eléctrico de La Gomera esperado para 
el año 2020. 

 

Figura A.4: Diagrama unifilar del sistema eléctrico de La Gomera 2020 

A.3.4.1. Generación convencional 

Como ya se indicó en el apartado anterior, la única central eléctrica convencional en la isla 
de La Gomera es El Palmar. La potencia que se estima instalada es de 26 MW 
aproximadamente. En la Tabla A.17 se recogen los distintos grupos de generación que la 
componen. 
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Tabla A.17: Parque de generación convencional previsto en La Gomera estimado en el 
año 2020 

Central 
eléctrica 

Grupo de 
generación

Potencia 
activa 
(MW) 

Potencia 
aparente 
(MVA)

Grupo de 
generación 

Potencia 
activa 
(MW) 

Potencia 
aparente 
(MVA) 

El Palmar 

Diésel 12 1,4 2 Diésel 18 3,1 4,38 
Diésel 13 1,4 2 Diésel 19 3,1 4,38 
Diésel 14 1,84 2,8 Diésel 20 3,1 4,38 
Diésel 15 1,84 2,8 Diésel 21 3,1 4,38 
Diésel 16 2,51 3,56 Diésel Móvil 2 1,06 1,83 
Diésel 17 2,51 3,56 Diésel Móvil 3 0,97 1,27 

 

La suma de las  de los generadores convencionales de la central eléctrica El Palmar se 
estima en 0,3 s. 

A.3.4.2. Generación eólica 

La potencia eólica prevista alcanzará los 8 MW de acuerdo con [53]. Los parques eólicos 
que se prevé estén instalados en 2020, con una potencia total próxima a la prevista, se 
presentan en la Tabla A.18 [49]. 

Tabla A.18: Parques eólicos estimados en el sistema eléctrico de La Gomera para el año 
2020 

Parque eólico 
Potencia 

(MW) Denominación Parque eólico 
Potencia 

(MW) Denominación 

Ayamosna Este 1,8 E1 P E 3 4,6 E3 
El Revolcadero 1,8 E2 Epina 0,36 E4 

 

A.3.4.3. Generación fotovoltaica 

En La Gomera se estima que la potencia fotovoltaica instalada en el año 2020 alcance los 
0,05 MW. Esta potencia estaría repartida entre las subestaciones de El Palmar, con 0,03 MW 
y Alajeró, con 0,02 MW. 

A.3.4.4. Generación hidroeléctrica 

Para el horizonte temporal de 2020 se ha considerado una central hidroeléctrica reversible 
de 15 MW de acuerdo con [53]. La central hidroeléctrica está formada por 3 grupos de 6,67 
MW cada uno. 

A.3.4.5. Demanda 

La demanda de energía eléctrica que se espera para el año 2020 en La Gomera es de 91,1 
GWh [55]. Se prevé que la demanda valle y la demanda punta en La Gomera sean 6 MW y 
15 MW aproximadamente. 

La subestaciones El Palmar y Alajeró se reparten al 50 % la demanda eléctrica en la isla. 
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A.4. Sistemas eléctricos del norte de África 2020 

En la presente tesis se contempla la conexión entre los SEC y los sistemas eléctricos del 
norte de África. En este apartado se describe este sistema eléctrico africano considerado que 
se espera que esté en operación en el año 2020. 

 

En África no existe un gran sistema eléctrico interconectado que abarque todo el continente. 
En el norte, la situación geopolítica de los últimos años no permite considerar que los 
sistemas eléctricos presenten interconexiones eléctricas al este de Túnez. Tampoco existen 
conexiones hacia el sur, con países como Mauritania o Mali. En consecuencia, los sistemas 
considerados son los más próximos a Canarias, incluyéndose también la interconexión 
submarina con la península ibérica. 

En comparación con los sistemas eléctricos europeos, los sistemas del norte de África son 
relativamente pequeños, ya que la demanda por habitante es bastante inferior. 

En los últimos años se ha experimentado un incremento de la demanda del 6 %, haciéndose 
necesarias inversiones en generación y transporte. Bajo esta premisa, se está apostando por 
el aumento de la generación convencional y a su vez, se está impulsando el desarrollo de las 
energías renovables a gran escala, como la eólica o la solar termoeléctrica. 

Según las previsiones para el horizonte 2020, se espera una generación diversificada en la 
que se combina la generación térmica convencional con cantidades importantes de 
generación eólica, solar termoeléctrica, además de la generación hidroeléctrica. 

A.4.1. Nudos 

Las tensiones de la red de transporte son 60, 150, 225 y 400 kV. No todas estas tensiones 
están normalizadas por la International Electrotechnical Commission (IEC). Considerando los 
nudos de la interconexión con España, existen 21 nudos de 400 kV, 92 nudos de 225 kV y 
3 nudos de 150 kV. 

La Tabla A.19 recoge los distintos nudos y sus niveles de tensión [49,[76]. 

Tabla A.19: Nudos más próximos a Canarias de la red de transporte del norte de África 
esperados para el año 2020 

Nudo 
Tensión 
nominal 

(kV) 
Nudo 

Tensión 
nominal 

(kV) 
Nudo 

Tensión 
nominal 

(kV) 
Nudo 

Tensión 
nominal 

(kV) 

Abdelmoumen 225 Chiker 225 Lawamer 225 Souk Larbaa 400 

A Fassi 225 Chrifia 225 Lawamer 400 S Sliman 225 

Afourer 225 Dakhla 225 Loukkos 225 Taghramt 225 

Afourer I 150 D Bouazza 225 Mediouna 225 Taghramt 400 

Agadir 225 Dhar Doum 400 Mediouna 400 Tahadart 400 

Agadir 400 Douyet 225 Melloussa 225 Tanger 225 

AGDZ 225 El Ouali 225 Melloussa 400 Tan Tan 400 
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Agla 225 Errachadia 225 Mghila 225 Tan Tan Port 225 

A Hansali 225 Fardioua 400 Mibladen 225 Tarfaya 225 

Ain Beni Mathar 225 Fouarat 225 Mohammedia 225 Tarifa 400 

Ait Melloul 225 Ghazaouat 225 My Youssef 225 Taza 225 

Al-Massira 225 Ghazaouat II 225 Nakhil 225 Tazarte 225 

Al-Wahda 225 Glalcha 225 Olad Hdou 225 Telemcen 225 

Al-Wahda 400 Goulimime 225 Oualili 225 Tensift I 225 

Assilah 225 Had El Soualem 225 Oualili 400 Tensift II 225 

Benguerir 225 Hassan I 225 Ouarzazate 225 Tetouan 225 

Berkane 225 Igli 225 Oued Laou 225 Tinghir 225 

Bin El Ouidane 150 Imikorn 225 Oujda 225 Tit Mellil 225 

Bir Lhar 400 Imzournen 225 Oulad Saleh 225 Tizgui 150 

Bouguedra 225 Jerada 225 Oulad Tiema 225 Tizgui 225 

Boujdour 225 J lasfar 225 Phosboucraa 225 Tizgui 400 

Bourdim 225 J lasfar II 225 Riad 225 Tiznit 225 

Bourdim 400 J lasfar VVI 400 SB 225 Toulal 225 

Cap Sim 225 Kenitra 225 S Bennour 225 UR1 225 

Cap Sim 400 Khemisset 225 Sehoul 225 UR2 225 

CasaBlanca I 225 Khenifra 225 Selouane 225 Zaer 225 

CasaBlanca II 225 Kouribga 225 Selouane_Al G 400   

Chemaia 225 Laayoune 225 Settat 225   

Chemaia 400 Laayoune 400 Sonasid 225   

Chichaoua 225 Laayoune Pla 225 Souk Larbaa 225   

 

A.4.2. Líneas eléctricas 

La planificación de la red eléctrica incluye la construcción de líneas de 400 kV que 
conectarán distintas zonas del norte de África. Los proyectos de mayor relevancia son el 
doble circuito desde Chamaia hacia la zona de Laayoune. Esta línea conectará también con 
las subestaciones de Agadir y Tan-Tan. La línea evacuará la potencia de origen eólico y solar 
planificada en la zona de Tarfaya y Laayoune. 

De forma aproximada, se calcula que existirán 36 circuitos de 400 km con una longitud de 
6258 km, 150 circuitos de 225 kV sumando una longitud de 10925 km y 6 circuitos de 150 
km con una longitud total de 60 km. 

De entre las líneas eléctricas del sistema se destacan la interconexión entre el sistema 
eléctrico del norte de África y el sistema eléctrico europeo, a través de España peninsular, y 
la interconexión entre Marruecos y Argelia. La interconexión entre el norte de África y 
Europa está formada por un doble circuito de 400 kV y una capacidad de alrededor de 800 
MW. 
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La interconexión entre Marruecos y Argelia está compuesta por tres líneas. Dos de ellas son 
de 225 kV y unen las subestaciones de Oujda (en Marruecos) con Tlecem y Ghazaouet en 
Argelia. La restante es una línea de 400 kV de doble circuito entre las subestaciones de 
Bourdim, en el lado marroquí y Selouane en Argelia. 

La Tabla A.20 muestra la lista de circuitos que componen las líneas e interconexiones tanto 
existentes como planificados [49,[76]. 

Tabla A.20: Circuitos en los sistemas eléctricos del norte de África 2020 

Nudo i Nudo j Tensión 
nominal (kV)

Circuito Longitud (km) 

Fardioua Melloussa 400 1 21 

Fardioua Taghramt 400 1 30 

Fardioua Tarifa 400 1 30 

Fardioua Tarifa 400 2 30 

Tanger Melloussa 225 1 20 

Tanger Melloussa 225 2 20 

Tanger Assilah 225 1 25 

Melloussa Tahadart 400 1 50 

Melloussa Souk Larbaa 400 1 120 

Melloussa Al-Wahda 400 1 125 

Melloussa Agla 225 1 40 

Melloussa Tetouan 225 1 50 

Taghramt Tahadart 400 1 75 

Taghramt Oualili 400 1 260 

Taghramt Agla 225 1 30 

Taghramt Agla 225 2 30 

Assilah Loukkos 225 1 85 

Agla Tetouan 225 1 40 

Loukkos Souk Larbaa 225 1 50 

Loukkos Souk Larbaa 225 2 40 

Oued Laou Tetouan 225 1 25 

Oued Laou Al-Wahda 225 1 80 

Dhar Doum Souk Larbaa 400 1 70 

Dhar Doum Souk Larbaa 400 2 70 

Souk Larbaa Oualili 400 1 120 

Souk Larbaa Fouarat 225 1 100 

Al-Wahda Oualili 400 1 85 

Al-Wahda Oualili 400 2 85 

Al-Wahda Imzournen 225 1 120 

Al-Wahda Toulal 225 1 135 

Imzournen Selouane 225 1 70 

Sonasid  Selouane 225 1 35 

Selouane Berkane 225 1 60 

Selouane Bourdim 225 1 110 
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Selouane Bourdim 225 2 110 

Berkane Oujda 225 1 80 

Berkane Oujda 225 2 80 

Bourdim Oualili 400 1 250 

Bourdim Oualili 400 2 250 

Bourdim Selouane_Alg 400 1 150 

Bourdim Selouane_Alg 400 2 150 

Bourdim Oujda 225 1 50 

Bourdim Oujda 225 2 50 

Bourdim Ain Beni Mathar 225 1 100 

Bourdim Ain Beni Mathar 225 2 100 

Bourdim Jerada 225 1 75 

Bourdim Toulal 225 1 310 

Oujda Ain Beni Mathar 225 1 110 

Oujda Jerada 225 1 80 

Oujda Taza 225 1 160 

Oujda Telemcen 225 1 80 

Oujda Ghazaouat II 225 1 70 

Kenitra Fouarat 225 1 30 

Kenitra Fouarat 225 2 30 

Kenitra Fouarat 225 3 30 

Kenitra Fouarat 225 4 30 

Fouarat S Sliman 225 1 50 

Fouarat Riad 225 1 80 

Fouarat Zaer 225 1 90 

Fouarat Ghanem 225 1 340 

S Sliman Oualili 225 1 90 

Oualili Mediouna 400 1 250 

Oualili Mediouna 400 2 250 

Oualili Tizgui 400 1 250 

Oualili Tizgui 400 2 250 

Oualili Toulal 225 1 40 

Oualili Toulal 225 2 40 

Oualili Douyet 225 1 50 

Toulal El Ouali 225 1 100 

Toulal Zaer 225 1 150 

Toulal Khemisset 225 1 70 

Toulal Khenifra 225 1 80 

Douyet A Fassi 225 1 50 

A Fassi El Ouali 225 1 30 

El Ouali Taza 225 1 90 

Riad Zaer 225 1 15 

Zaer Mohammedia 225 1 50 

Zaer Mohammedia 225 2 50 
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Sehoul Khemisset 225 1 70 

Sehoul Mohammedia 225 1 80 

Tit Mellil Mohammedia 225 1 30 

Tit Mellil Mediouna 225 1 40 

Tit Mellil Mediouna 225 2 40 

Tit Mellil Mediouna 225 3 40 

Tit Mellil Had El Soualem 225 1 100 

Mohammedia CasaBlanca I 225 1 20 

Mohammedia CasaBlanca II 225 1 30 

Mohammedia Mediouna 225 1 75 

Mohammedia Settat 225 1 130 

CasaBlanca I CasaBlanca II 225 1 20 

Olad Hdou SB 225 1 20 

Olad Hdou Mediouna 225 1 40 

Olad Hdou Mediouna 225 2 40 

SB D Bouazza 225 1 40 

SB J lasfar 225 1 100 

D Bouazza Oulad Saleh 225 1 40 

Oulad Saleh Lawamer 225 1 40 

Mediouna Lawamer 400 1 130 

Mediouna J lasfar V-VI 400 1 215 

Mediouna Khourigba 225 1 70 

Khourigba Tizgui 225 1 70 

Khenifra A Hansali 225 1 40 

Khenifra Mibladen 225 1 80 

Lawamer J lasfar V-VI 400 1 200 

Lawamer Bir Lhar 400 1 250 

Lawamer Bir Lhar 400 2 250 

Lawamer J lasfar 225 1 30 

Had El Soualem Ghanem 225 1 70 

Settat Chiker 225 1 40 

Settat Tizgui 225 1 130 

Chiker S Bennour 225 1 60 

Chiker Al-Massira 225 1 40 

Tizgui Bir Lhar 400 1 310 

Tizgui Bir Lhar 400 2 310 

Tizgui UR1 225 1 40 

Tizgui UR1 225 2 40 

Tizgui Afourer 225 1 100 

Tizgui Afourer I 150 1 5 

Tizgui Afourer I 150 2 5 

Tizgui Afourer I 150 3 5 

UR1 UR2 225 1 50 

UR1 Hassan I 225 1 110 
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UR2 Mghila 225 1 40 

Mghila A Hansali 225 1 40 

Mibladen Errachidia 225 1 100 

Afourer I Bin El Ouidane 150 1 15 

Afourer I Bin El Ouidane 150 2 15 

Afourer I Bin El Ouidane 150 3 15 

J lasfar V-VI Chemaia 400 1 60 

J lasfar V-VI Chemaia 400 2 60 

J lasfar Ghanem 225 1 35 

J lasfar Ghanem 225 2 35 

J lasfar Ghanem 225 3 35 

J lasfar Ghanem 225 4 35 

J lasfar Ghanem 225 5 35 

J lasfar Bougedra 225 1 80 

J lasfar Chemaia 225 1 80 

Ghanem S Bennour 225 1 50 

Ghanem S Bennour 225 2 50 

S Bennour Bougedra 225 1 130 

S Bennour Benguerir 225 1 40 

Al-Massira Benguerir 225 1 60 

Bougedra Cap Sim 225 1 30 

Bougedra Chemaia 225 1 65 

Cap Sim Chemaia 400 1 80 

Cap Sim Chemaia 400 2 80 

Chemaia Agadir 400 1 190 

Chemaia Agadir 400 2 190 

Chemaia Tensift II 225 1 100 

Chemaia Tensift II 225 2 100 

Chemaia Chichaoua 225 1 80 

Chemaia Chichaoua 225 2 80 

Benguerir Tensift I 225 1 90 

Afourer Tensift II 225 1 125 

Hassan I Tazarte 225 1 100 

Tinghir Errachidia 225 1 140 

Tinghir Ouarzazate 225 1 90 

Chrifia Tensift II 225 1 50 

Chrifia Chichaoua 225 1 50 

Tensift II  Tensift I 225 1 40 

Tensift I Nakhil  225 1 40 

Nakhil Tazarte 225 1 70 

Tazarte My Youssef 225 1 110 

Tazarte Ouarzazate 225 1 140 

Ouarzazate AGDZ 225 1 75 

Chichaoua Abdelmoumen 225 1 100 
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Chichaoua Abdelmoumen 225 2 100 

Chichaoua Agadir 225 1 150 

Chichaoua Glalcha 225 1 150 

Abdelmoumen Agadir 225 1 50 

Abdelmoumen Glalcha 225 1 50 

Agadir Tan tan 400 1 270 

Agadir Laayoune  400 1 480 

Agadir Ait Melloul 225 1 25 

Agadir Oulad Tiema 225 1 50 

Ait Melloul Oulad Tiema 225 1 35 

Oulad Tiema Glalcha  225 1 35 

Glalcha Igli 225 1 80 

Glalcha Igli  225 2 80 

Glalcha Imikorn 225 1 50 

Tiznit Imikorn 225 1 50 

Tiznit Goulimime 225 1 100 

Tan tan port Goulimime 225 1 150 

Tan tan port Tarfaya 225 1 150 

Tan tan  Laayoune 400 1 210 

Tarfaya Laayoune 225 1 70 

Tarfaya Laayoune 225 2 70 

Laayoune Pla Laayoune 225 1 50 

Laayoune Pla Laayoune 225 2 50 

Laayoune Phosboucraa 225 1 50 

Laayoune Bougdour  225 1 200 

Bougdour Dakhla 225 1 340 

Telemcen Ghazaouat II 225 1 50 

Ghazaouat Ghazaouat II 225 1 50 

A.4.3. Generación convencional 

En el noreste del continente africano hay diversos tipos de centrales eléctricas térmicas 
convencionales que utilizan como combustible fueloil, gasóleo, gas natural o carbón.  

Desde hace años se han venido instalando ciclos combinados debido al rendimiento que 
ofrecen. 

Los mayores centros de generación utilizan como combustible principal el carbón. Estas 
centrales se encuentran «a pie de mina» o cuentan con un suministro a través de ferrocarril 
o barco. 

Se estima que en la actualidad haya instalada una potencia convencional de 4341 MW 
aproximadamente. Si se tiene en consideración aquellas plantas planificadas durante los 
próximos años, se espera que la potencia instalada para el año 2020 ascienda a 7984 MW 
aproximadamente. 
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En la Tabla A.21 se recogen las centrales eléctricas con sus respectivos grupos de 
generación, tanto los existentes como los planificados [49,[76-[81]. 

Tabla A.21: Centrales eléctricas térmicas previstas en la zona norte de África más próxima 
a Canarias para el año 2020 

Central eléctrica Tecnología Unidades Potencia unitaria (MW)

Tanger Gas 2 20 

Tahadart Gas (CC) 1 264 

Vapor (CC) 1 120 

Tetouan Gas 2 20 

Gas 3 35 

Dhardoum Gas (CC) 2 132 

Vapor (CC) 1 120 

Al-Wahda Gas (CC) 2 132 

Vapor (CC) 1 120 

Ain Beni Mathar Gas (CC) 2 150 

Vapor (CC) 1 172 

Jerada Vapor 3 55 

Vapor 1 350 

Kenitra Gas 3 105 

Vapor 4 75 

Tit Mellil Gas 6 34 

Mohammedia Gas 3 33 

Gas 3 100 

Vapor 4 150 

J Lasfar V VI Vapor 2 350 

J Lasfar Vapor 2 348 

Vapor 2 330 

Cap Sim Vapor 2 660 

Agadir Diésel 4 18 

Gas 2 20 

Tan Tan Port Diésel 7 16,5 

Laayoune Vapor 1 100 
 Gas 3 33 

Dakhla Diésel 3 7,8 

Diésel 1 16,5 
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A.4.4. Generación hidroeléctrica 

La zona con mayor potencia hidroeléctrica es Afourer, en la cordillera del Atlas. En ella se 
encuentran las centrales de Afourer, Bin El Ouidane y otras dos de reciente construcción: 
Afourer STEP (Station de Transfer d’energie par Pompage) I y Afourer STEP II. Estas centrales 
suman una potencia de 684 MW. Además de estas instalaciones, en otras zonas existen 
centrales de importancia como son Al'Wahda y Allal El Fassi, de 240 MW de potencia cada 
una o Al-Massira de 128 MW. 

Se espera que para el año 2020 se encuentren en servicio dos instalaciones más, 
Abdelmoumen STEP de 350 MW y el complejo hidroeléctrico M’dez El Menzel de 170 
MW [49]. 

Estas centrales, al igual que el resto de las presentes en el sistema, se muestran en la Tabla 
A.22. 

Se calcula que existe una potencia hidráulica instalada de 1692 MW aproximadamente. Tras 
la ejecución de los proyectos hidráulicos previstos se espera que para 2020 se cuente con 
una potencia instalada de 2212 MW. 

Tabla A.22: Centrales hidroeléctricas previstas en el norte de África en la zona más 
próxima a Canarias para el año 2020 

Central 
hidroeléctrica 

Uds.
Potencia 
unitaria 
(MW) 

Potencia 
total 

(MW) 

Central 
hidroeléctrica 

Uds.
Potencia 
unitaria 
(MW) 

Potencia 
total 

(MW) 

Afourer I 2 45 90 Mansour Eddahbi 2 5 5 

Afourer STEP I 2 172 344 Hassan I 1 67 67 

Afourer STEP II 2 60 120 Idriss I 2 20 40 

Ahmed El Hansali 1 92 92 Imfout 2 15 30 

Al Kansera 2 7 14 Lalla Takerkoust 2 6 12 

Al Massira 2 62 124 Mohammed V 1 23 23 

Al Wahda 3 80 240 Moulay Youssef 2 12 24 

Allal el Fassi 3 80 240 Oued El Makhazine 1 36 36 

Bin El Ouidane 3 45 135 M’dez 1 45 45 

Daourat 2 8 16 El Menzel 1 125 125 

Tanafnit 2 11 22 Abdelmoumen STEP 2 175 350 

El Borj 2 9 18     
 

A.4.5. Generación eólica 

Existen en la zona del continente africano más próxima a Canarias grandes extensiones con 
buenos recursos eólicos. Se estima que la potencia instalada en el área considerada es de 
unos 1000 MW aproximadamente. 

En esta región de África se está impulsado, a través del plan «Integrated Wind Program», la 
instalación de nueva potencia eólica, que repartida en seis zonas suma 1000 MW. El objetivo 
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es alcanzar los 2000 MW de potencia instalada para el año 2020. [82,[83]. En la Tabla A.23 
se recogen las distintas instalaciones, tanto las actuales como las propuestas en el 
mencionado plan y que se espera que estén en operación para el año 2020. 

Tabla A.23: Potencia eólica prevista de instalar en la zona norte de África más próxima a 
Canarias para el año 2020 

Generación eólica Potencia 
(MW) Estado 

A. Torres (Koudia El Baida) 50 En servicio 

Tarfaya 300 En servicio 

Haouma 50 En servicio 

Sendouk 120 En servicio 

Akhfenir 200 En servicio 

Laayoune (Foum El Oued) 50,6 En servicio 

Tanger 1 (Dhar Saadane) 140 En servicio 

Amougdoul (Essaouira) 60 En servicio 

Cementera Lafarge Tetuán 32 En servicio 

Ciments du Maroc El Aaiún 5 En servicio 

Tanger 2 150 Planificada 

Taza 150 Planificada 

Midelt 100 Planificada 

Jbel Lahdid 200 Planificada 

Tiskrad 300 Planificada 

Boujdour 100 Planificada 
 

A.4.6. Generación solar termoeléctrica 

Actualmente solo se conoce de la existencia de una sola planta solar termoeléctrica en esta 
región de África. Esta planta se encuentra integrada en la central eléctrica convencional Ain 
Beni Mathar. La instalación solar termoeléctrica se ha asociado a un ciclo combinado 
aportando 20 MW de potencia para la generación de vapor. 

Al igual que para la generación eólica, existe un plan ambicioso para la implantación en la 
región de plantas solares termoeléctricas. En este plan se propone la instalación de un total 
de 2000 MW repartidos en los emplazamientos que se recogen en la Tabla A.24. Se espera 
que estén en operación en el año 2019 [84]. 
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Tabla A.24: Generación solar termoélectrica en la zona más próxima a Canarias estimada 
para el año 2020 

Central solar termoeléctrica Potencia instalada 
(MW) 

Ouarzazate 500 

Ain Beni Mathar 400 

Foum Al Ouad (Laâyoune) 500 

Boujdour 100 

Sebkhat Tah (Tarfaya) 500 

A.4.7. Demanda 

Se estima una demanda de potencia eléctrica para el año 2020 de 8470 MW [49,[85].  

De acuerdo con la estimación realizada en [49], que considera la distribución poblacional en 
la región, el ratio de consumo por habitante y factor de potencia, la demanda por subestación 
prevista para el año 2020 es la que se presenta en la Tabla A.25. 

Tabla A.25: Demanda de potencia por subestación en la zona más próxima a Canarias 
estimada para el año 2020 

Subestación 
Potencia 

activa 
(MW) 

Potencia 
reactiva 
(MVAr) 

Subestación 
Potencia 

activa 
(MW) 

Potencia 
reactiva 
(MVAr) 

Agadir 193,69 81,11 Laayoune Pla 22,46 9,54 

AGDZ 41,38 13,74 Lawamer 28,62 10,83 

Ait Melloul 196,03 83,30 Loukkos 115,52 45,49 

Al-Wahda 84,18 26,45 Mghila 136,45 55,03 

Assilah 164,28 69,49 Mibladen 94,39 35,49 

Benguerir 505,88 196,32 Olad Hdou 28,62 10,83 

Berkane 75,35 30,54 Oualili 130,54 54,70 

Bouguedra 236,79 88,94 Ouarzazate 55,96 20,98 

Boujdour 20,93 8,77 Oujda 181,42 76,64 

Bourdim 84,40 33,89 Oulad Saleh 28,62 10,83 

CasaBlanca I 393,42 167,60 Phosboucraa 22,46 9,54 

CasaBlanca II 393,42 167,60 Riad 391,85 163,67 

Chichaoua 23,49 7,63 S Bennour 65,50 22,07 

Chiker 80,93 29,01 Sehoul 71,66 27,35 

Chrifia 23,49 7,63 Selouane 191,25 72,90 

Dakhla 46,36 17,68 Settat 216,48 83,62 

D Bouazza 28,62 10,83 Souk Larbaa 50,39 17,82 

Douyet 461,13 165,75 S Sliman 158,24 59,92 

El Ouali 79,67 31,33 Tanger 164,28 69,49 
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Errachadia 89,12 34,65 Tan Tan Port 29,31 12,48 

Fouarat 252,79 101,41 Tarfaya 25,71 10,39 

Glalcha 208,14 73,83 Taza 136,99 52,18 

Goulimime 91,43 35,65 Tensift I 65,15 20,69 

Had El Soualem 28,62 10,83 Tetouan 307,31 110,28 

Imzournen 77,85 28,92 Tinghir 48,22 17,05 

Jerada 61,21 24,58 Tit Mellil 561,78 232,80 

Khemisset 129,16 50,66 Tizgui 172,47 62,18 

Khenifra 95,65 38,38 Tiznit 37,96 13,86 

Kouribga 151,24 62,14 Toulal 176,79 71,28 

Laayoune 43,06 17,82 Zaer 391,85 163,67 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



 
Apéndice B 

Implementación de los sistemas eléctricos  
en la aplicación informática 
 

B.1. Introducción 

En esta tesis se analizan los sistemas eléctricos en régimen estacionario y en régimen 
dinámico. 

En régimen estacionario, el análisis de flujo de potencia permite conocer las tensiones en 
módulo y argumento y las potencias activa y reactiva que circulan por las líneas para un 
determinado estado del sistema eléctrico. 

Con los estudios de régimen dinámico realizados se pretende conocer la evolución temporal 
del sistema eléctrico analizando su estabilidad dinámica, es decir, la capacidad de mantener 
el sincronismo entre los generadores cuando se produce una perturbación. Algunas de estas 
perturbaciones pueden ser faltas, pérdida de generación o desconexión de una demanda de 
gran potencia. El período considerado en este análisis puede llegar a ser del orden de decenas 
de segundos, por lo que es necesario tener en cuenta la actuación de los reguladores de 
velocidad y los sistemas de excitación de los generadores síncronos presentes en el sistema. 

El análisis en régimen dinámico requiere el uso y resolución de ecuaciones diferenciales a 
través de métodos numéricos por lo que, en la práctica, para la realización de simulaciones 
dinámicas de sistemas eléctricos se recurre a aplicaciones informáticas como PSS®E (Power 
System Simulator for Engineering), PowerFactory o PowerWorld. 

En este trabajo, para la elaboración de los modelos y la realización de los análisis en el 
régimen estacionario y en el régimen dinámico se utilizó la aplicación informática PSS®E, 
en su versión 32. Para resolver las ecuaciones en el análisis estacionario -flujo de potencia-
se recurrió al método Newton-Raphson, con una tolerancia típica de 0,1 MW. Este método 
numérico ofrece una rápida convergencia. El PSS®E utiliza el método de Euler modificado 
para realizar las simulaciones en régimen dinámico. El paso de integración fue de 0,01 s. 

En los modelos de los sistemas eléctricos se ha incluido la generación convencional, la 
generación renovable y la red de transporte, estando formada por sus líneas eléctricas y las 
subestaciones. La generación convencional incluye los correspondientes transformadores 
de grupo y la generación renovable ha quedado conectada al resto del sistema a través de 
transformadores equivalentes a sus potencias. La red de distribución y los consumos fueron 
modelados de forma agregada como cargas asociadas a las subestaciones correspondientes. 
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B.2. Implementación para régimen estacionario 

El análisis realizado en régimen estacionario es conocido como flujo de potencia. 

Para la realización de flujo de potencia se considera los generadores como fuentes de 
potencia, debiendo especificarse la potencia máxima y mínima activa así como sus límites 
de potencia reactiva obtenidos de [86,87]. 

Se ha modelado cada generador convencional y su respectivo transformador de grupo. En 
cambio, la generación eólica y la generación fotovoltaica han sido consideradas de forma 
agregada. Cada parque eólico se ha representado mediante un solo generador, al igual que 
la generación fotovoltaica instalada por nudo. Así pues, los valores introducidos 
correspondientes a estos generadores son los propios del conjunto al que representan. 

En el caso de la generación eólica, es posible especificar los límites de la potencia reactiva a 
través de un valor de factor de potencia. Estos límites fijados por un factor de potencia 
pueden permitir que la generación eólica inyecte o consuma potencia reactiva, o que la 
generación eólica presente un punto fijo de consumo o de generación de potencia reactiva. 

Para la generación eólica formada por GI se ha modelado los correspondientes bancos de 
condensadores conectados al mismo nudo. 

Las líneas de transporte se representan utilizando el clásico esquema en π y se ha despreciado 
la conductancia. 

Los transformadores se implementan a través de sus impedancias de cortocircuito. Los 
parámetros transversales fueron despreciados. 

Los dispositivos compensadores de potencia reactiva, ya sean inductivos o capacitivos, se 
modelan a través del valor de la susceptancia. 

La representación de los consumos asociados a los nudos de transporte se realiza a través 
de fuentes de potencia con valores negativos para las potencias activa y reactiva. El factor 
de potencia considerado en los SEC fue de 0,9. 

B.3. Implementación para régimen dinámico 

B.3.1. Generación térmica convencional, hidroeléctrica y solar 
termoeléctrica 

Los generadores eléctricos convencionales han sido representados con los modelos 
GENSAL y GENROE. El modelo GENSAL representa a un generador síncrono de polos 
salientes, mientras que el modelo GENROE representa un generador síncrono de rotor liso.  

Para los grupos diésel y grupos hidráulicos se utilizó el modelo GENSAL y para turbinas de 
vapor y turbinas de gas el modelo GENROE. 

Los valores de los parámetros de cada uno estos modelos han sido obtenidos de [49,88,89] 
y también de acuerdo a aquellos comúnmente utilizados [90,91]. 
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Sistemas de control de la generación térmica convencional e hidroeléctrica 

Los modelos de los sistemas de regulación de velocidad y de control de excitación 
empleados dependen del tipo de grupo generador. Los modelos considerados se recogen en 
la Tabla B.1. 

Tabla B.1: Modelos de sistemas de regulación de velocidad y de control de excitación 
implementados 

Grupo de generación Regulador de velocidad Sistemas de excitación 
Turbina de vapor IEEEG1 IEEET1, EXST1, EXAC1 

Turbina de gas GAST2A EXAC1, ESDC1A 
Motor diésel DEGOV1 IEEET3, EXAC4, SEXS 

Turbina hidráulica IEEEG3 IEEET3 
 

Al igual que los valores de los modelos de los generadores, los valores de los parámetros de 
los sistemas de regulación de velocidad y de control de excitación han sido obtenidos de 
[49,88,89] y también de valores propuestos en [92,93]. 

B.3.2. Generación eólica 
Los sistemas eléctricos tratados en esta tesis presentan tres tipos de aerogeneradores: el GI 
(tipo 1), el aerogenerador de inducción doblemente alimentado (tipo 3) y el GSM (tipo 4) 
[94]. A continuación se describen estos aerogeneradores y los modelos utilizados. 

Aerogenerador de inducción convencional directamente conectado a la red (GI) 

Para representar a los GI se ha utilizado el modelo genérico WT1 presente en la librería de 
PSS®E. Este modelo comprende, a su vez, un modelo correspondiente al generador 
eléctrico WT1G1, un modelo de dos masas del árbol de la turbina WT12T1 y el modelo 
WT12A1 para la determinación del par aerodinámico [50]. Un diagrama de la interrelación 
entre estos modelos puede encontrarse en [95]. 

Aerogenerador de inducción doblemente alimentado 

Para el modelado de los aerogeneradores de inducción doblemente alimentados se recurrió 
al modelo genérico WT3, también presente en la librería de PSS®E [50]. Del mismo modo 
que el modelo WT1, el modelo WT3 está formado por varios modelos [95]. En este caso 
son: 

- WT3G2, modelo del generador/convertidor 
 

- WT3E1, modelo de control de la resistencia conectada al rotor 
 

- WT3T1, modelo de la turbina 
 

- WT3P1, modelo del control del paso de pala 
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Aerogenerador síncrono multipolo con convertidores para toda su potencia 

En este tipo de aerogeneradores, el generador eléctrico gira a velocidad variable y es 
conectado a la red a través de un convertidor electrónico de potencia. El convertidor en una 
primera etapa rectifica la CA de frecuencia variable producida por el generador para 
posteriormente invertirla a la frecuencia de la red. Como ya se indicado, en esta tesis se 
utiliza un modelo de generador síncrono multipolo y con rotor devanado de 2 MW de 
potencia. No obstante, en este tipo de aerogeneradores con convertidores para toda su 
potencia, el generador eléctrico puede ser también síncrono de imanes permanentes 
(permanent magnet sychronous generator (PMSG) o asíncrono convencional. 

La Figura B.1 muestra el esquema básico de este tipo de aerogeneradores. PSS®E dispone 
del modelo ExF2 para estos aerogeneradores. 

 

Figura B.1: Diagrama del aerogenerador de velocidad variable con convertidores para toda 
su potencia 

Las características principales del modelo de este tipo de aerogenerador son descritas en 
[96,97]. En el modelo se considera una velocidad de viento acorde a la potencia generada 
especificada en el análisis estacionario. Es decir, el aerogenerador trata de capturar la máxima 
energía del viento siguiendo el punto de máxima potencia para un amplio rango de su 
potencia. 

En este tipo de aerogeneradores y para los tiempos de simulación usualmente considerados, 
el comportamiento en el régimen dinámico es dominado por los controles de los 
convertidores. Por tanto, es suficiente considerar en el modelo solamente estos controles 
(Figura B.2). El modelo calcula la corriente a inyectar a la red eléctrica atendiendo las 
consignas de control y al valor de la tensión. 
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Figura B.2: Diagrama simplificado del modelo considerado 

Gracias a los convertidores electrónicos de potencia que posee, el aerogenerador es capaz 
de generar o consumir potencia reactiva. Esta capacidad permite al aerogenerador realizar 
un control de la tensión. 

B.3.3. Generación fotovoltaica 
Para la implementación de la generación fotovoltaica se ha considerado un modelo que 
permite la simulación dinámica de este tipo de instalaciones [98]. 

B.3.4. Protecciones 
Como protecciones asociadas a los generadores convencionales se ha considerado relés de 
mínima y máxima tensión y mínima y máxima frecuencia (modelos VTGTPA y FRQTPA), 
así como las protecciones de sobrevelocidad y sobreintensidad. El tarado de las protecciones 
se ha hecho de acuerdo a ajustes comúnmente utilizados en estos generadores y se presentan 
en la Tabla B.2 [88]. 

Tabla B.2: Ajustes de las protecciones de la generación térmica convencional e 
hidroeléctrica 

Protección Valor Temporización 
(s) 

Mínima tensión 0,75 pu 0,8 
Máxima tensión 1,12 pu 1 

Mínima 
frecuencia 47 Hz 1,25 

Máxima 
frecuencia 52,2 Hz 2 

Sobreintensidad 1 1,25 pu 6,5 
Sobreintensidad 2 3 pu 0,5 
Sobrevelocidad 1,08 pu Instantáneo 
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En los parques eólicos se incluyeron relés de mínima y máxima tensión (modelo VTGDCA) 
y mínima y máxima frecuencia. Al igual que con la generación convencional, se ha 
considerado protecciones de sobreintensidad y sobrevelocidad. Los valores ajustados en las 
protecciones son los establecidos para este tipo de generación y se muestran en la Tabla B.3 
[32,56,88]  

Tabla B.3: Ajustes de las protecciones de la generación eólica  
 GI GSM 

Protección Valor Temporización 
(s) Valor Temporización 

(s) 
Mínima tensión 0,8 pu 1 0,8 5 
Máxima tensión 1,12 pu 0,3 1,2 1 

Mínima frecuencia 47,5 Hz 0,1 47,5 0,1 
Máxima frecuencia 51 Hz 0,1 51 0,1 
Sobreintensidad 1 1,25 pu 6,5 1,25 pu 6,5 
Sobreintensidad 2 3 pu 0,5 3 pu 0,5 
Sobrevelocidad 1,08 pu instantáneo - - 

 

Los ajustes en las protecciones de tensión y frecuencia de la generación fotovoltaica son 
similares a los implementados para los GSM. 

El tiempo de actuación de los interruptores se ha fijado en 0,08 s. 

B.3.5. Sistemas de deslastre de carga 
En los SEC se ha modelado esquemas de deslastre de carga de tres escalones a través del 
modelo LDSHBL. En este modelo se debe especificar el valor de frecuencia al cual se 
produce el deslastre del escalón de carga (𝑓𝑓), la temporización (𝑡𝑡) y la cantidad de carga 
deslastrada (𝐶𝐶). Además, también es posible especificar el tiempo de actuación del 
interruptor. 

Cada SEC tiene su plan de deslastre de carga particular, por lo que estos valores difieren 
entre ellos. En la Tabla B.4 se muestra los valores ajustados en el modelo LDSHBL para 
cada uno de los sistemas. 

Tabla B.4: Valores utilizados en el modelo de deslastre de cargas en los SEC 

 𝑓𝑓1 
(Hz) 

𝑡𝑡1 
(s) 

𝐶𝐶1 
 (%) 

𝑓𝑓2 
(Hz) 

𝑡𝑡2 
(s) 

𝐶𝐶2 
 (%) 

𝑓𝑓3 
(Hz) 

𝑡𝑡3 
(s) 

𝐶𝐶3 
 (%) 

Gran Canaria 49,00 0,1 2,5 48,92 0,15 9,5 48,85 0,2 2,0 
Tenerife 49,00 0,2 4,7 48,92 0,3 2,7 48,85 0,4 7,0 

Lanzarote-
Fuerteventura 49,00 0,35 4,4 48,92 0,45 9,7 48,84 0,6 8,8 

La Gomera 49,00 0,2 4,7 48,92 0,3 2,7 48,85 0,4 7,0 
 

En todos los casos se ha ajustado un valor de tiempo de actuación del interruptor a 0,08 s. 

 

 



 
Apéndice C 

Descripción básica del transporte de 
energía eléctrica en alta tensión en corriente 
continua 
 

C.1. Introducción 

Un sistema de transporte de energía en alta tensión de corriente continua (High Voltage Direct 
Current (HVDC)) normalmente conecta dos puntos o extremos terminales o estaciones 
convertidoras en un enlace en corriente continua (CC). Estos puntos o terminales pueden 
pertenecer o no a un mismo sistema de corriente alterna (CA). 

El flujo de potencia entre los terminales en un sistema HVDC depende de la diferencia de 
tensión entre estos terminales y la resistencia del circuito que los une. 

La Figura C.1 muestra un diagrama simplificado de un sistema HVDC típico donde puede 
verse las estaciones convertidoras en las cuales se encuentran los dispositivos electrónicos 
convertidores encargados de la transformación de un tipo de corriente a otro. 

 

 
Figura C.1: Diagrama básico de un sistema de transporte en alta tensión de corriente 

continua 

En un sistema de transporte HVDC las estaciones convertidoras son usadas para 
transformar la CA a CC o viceversa. De este modo, para transportar potencia en CC, una 
de las estaciones actuará como rectificadora, convirtiendo la CA en CC y en el otro extremo, 
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la otra lo hará como inversora, transformado la CC en CA. Considerando que el transporte 
de energía entre las estaciones convertidoras es en CC, no existe el transporte de potencia 
reactiva. 

La conversión entre CA y CC es llevada a cabo por dispositivos electrónicos 
semiconductores. El control de estos dispositivos responde a distintos criterios que 
permiten la adecuada conversión y responder ante distintas solicitaciones. 

El control del flujo de potencia es bastante rápido, sin embargo, se requiere un grado de 
complejidad elevado para conseguir una adecuada integración de estos sistemas en los 
sistemas eléctricos tradicionales de CA. 

Existen dos tipos básicos de tecnologías de convertidores para el transporte en HVDC: Line-
Commutated Converter (LCC), también conocidos como convertidores clásicos y los Voltage 
Source Converters (VSC). Los LCC están basados en tiristores mientras que los VSC utilizan 
transistores bipolares de puerta aislada (IGBT) [99]. 

C.2. Tipo de conexiones 

En las aplicaciones del transporte en HVDC existen tres tipos de conexiones básicas 
atendiendo al número de circuitos y la polaridad de estos. Estos tipos de conexiones se 
presentan a continuación [100]. 

Conexión monopolar 

En la conexión homopolar se utiliza un conductor entre las dos estaciones convertidoras. 
El retorno se realiza a través de tierra o mar haciendo uso de electrodos. En la Figura C.2 
puede verse un diagrama con un ejemplo de este tipo. Normalmente se opera siendo este 
conductor de polaridad negativa, ya que el efecto corona es menor en comparación si fuese 
de polaridad positiva. En determinados casos, para evitar que se produzcan fenómenos de 
corrosión en instalaciones próximas o interferencias harmónicas puede ser utilizado otro 
conductor para el retorno, denominándose retorno metálico (Figura C.3). 

 
Figura C.2: Conexión monopolar entre dos estaciones convertidoras con retorno por tierra 

o por mar 

 



Apéndice C. Descripción básica del transporte de energía eléctrica en alta tensión en 
corriente continua  177 

 
Figura C.3: Conexión monopolar entre dos estaciones convertidoras con retorno metálico 

 
Conexión bipolar 

En el tipo de conexión bipolar cada estación convertidora posee dos convertidores de 
similares características y conectados en serie. El punto de unión de estos dos convertidores 
es conectado a tierra mediante electrodos. La conexión entre las estaciones convertidoras se 
realiza a través de dos conductores, uno positivo y otro negativo (Figura C.4). 

En condiciones normales de operación, la corriente que circula por ambos conductores es 
la misma y por lo tanto, no circulan corrientes por tierra. 

 
Figura C.4: Conexión bipolar entre dos estaciones convertidoras 

En aplicaciones con restricciones para el uso de electrodos, aunque fuese este uso temporal 
o si la distancia entre estaciones convertidoras fuese relativamente corta, podría llegar a 
utilizarse un tercer conductor para conectar los puntos de unión de los dos convertidores 
entre estaciones convertidoras. Esto se muestra en la Figura C.5. 

 
Figura C.5: Conexión bipolar entre dos estaciones convertidoras 

El tipo de conexión bipolar se utiliza en aplicaciones donde la capacidad de transporte de la 
conexión monopolar es superada. 

En la fase de construcción de un sistema de transporte HVDC con conexión bipolar, podría 
operarse éste como un sistema monopolar. 
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Frente a la conexión monopolar, la conexión bipolar presenta menor coste de la línea, ya 
los polos comparten el retorno común y tiene un nivel de pérdidas menor. 

Para operaciones de mantenimiento o en caso de avería de unos de los polos, el resto del 
sistema podría seguir operando de modo monopolar, circulando la corriente de retorno por 
tierra. Esta capacidad dota al conjunto del sistema de mayor fiabilidad. En la Figura C.6 se 
ha ilustrado esta situación, resaltándose el recorrido de la corriente. 

 
Figura C.6: Conexión bipolar entre dos estaciones convertidoras en funcionamiento 

monopolar debido a una avería en uno de los polos, produciéndose el retorno por tierra 

Si el elemento averiado fuese en uno de los convertidores, la corriente puede ser conmutada 
directamente al conductor perteneciente al polo que ha sufrido la avería en uno de sus 
convertidores (Figura C.7). 

 
Figura C.7: Conexión bipolar entre dos estaciones convertidoras en funcionamiento 
monopolar debido a una avería en uno de los dispositivos convertidores con retorno 

metálico 

Conexión homopolar 

En la conexión homopolar las estaciones convertidoras se unen a través de dos conductores 
de la misma polaridad, siendo normalmente negativa. El retorno de la corriente se produce 
a través de tierra o mar, haciendo uso de electrodos. El retorno también puede ser metálico 
en aquellos casos donde se produzcan problemas debido a fenómenos de corrosión, 
interferencias, medioambientales, etc. En este tipo de configuración la corriente de retorno 
es el doble que la que circula por cada uno de los polos. La Figura C.8 presenta un diagrama 
de un sistema de HVDC con conexión homopolar con retorno por tierra o por mar. 
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Figura C.8: Conexión homopolar entre dos estaciones convertidoras con retorno por tierra 

o por mar 

En caso de fallo de uno de los polos, el resto del sistema puede seguir funcionando con 
normalidad. 

Una de las ventajas que presenta esta tipo de conexión es que las necesidades de aislamiento 
son menores. No obstante, la operación con retorno a través de tierra representa una 
desventaja importante por lo que normalmente se prefiere una conexión bipolar.  

C.3. Configuración de sistemas 

Los sistemas de transporte HVDC puede tener distintas configuraciones dependiendo de la 
aplicación que se le vaya a dar. A continuación se muestran estas configuraciones. 

Configuración «Back-to-Back» 

La configuración «Back-to-Back» se utiliza cuando se requiere conectar dos sistemas de CA 
adyacentes que no están en sincronismo. Los extremos terminales se encuentran situados 
en la misma subestación o muy próximos, como se ha representado en la Figura C.9. 

 
Figura C.9: Sistema en configuración «Back-to-Back» 

Configuración dos terminales  

La configuración dos terminales, también llamada punto a punto, es la configuración más 
frecuente y se emplea para conectar a través de CC dos puntos de un mismo sistema o 
sistemas en CA distintos. Se selecciona esta configuración debido a que presenta ventajas 
que pueden ser del tipo técnico, económico, medioambientales o de operación. Un ejemplo 
de este tipo de configuración es el presentando en la Figura C.1. 

Las aplicaciones más habituales suelen ser el transporte de grandes cantidades de energía a 
grandes distancias, la conexión de sistemas eléctricos de islas con sistemas mayores, como 
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los continentales a través de cables submarinos, o la conexión de sistemas marinos como 
plataformas petrolíferas o parques eólicos. 

Configuración Multiterminal  

La configuración multiterminal se caracteriza por la conexión de dos o más estaciones 
convertidoras, actuando unas como rectificadoras y otras como inversoras. Este tipo de 
configuración conlleva un grado de complejidad elevado en los sistemas de control y las 
protecciones se incrementan considerablemente.  

Las principales aplicaciones de los sistemas HVDC con configuración multiterminal es el 
transporte de grandes cantidades de energía desde puntos de generación lejanos a distintos 
centros de demanda, interconexión de más de dos sistemas eléctricos de CA distintos y 
refuerzo de redes con alta demanda [101]. 

La configuración multiterminal de estaciones convertidoras puede realizarse en serie o en 
paralelo. 

La configuración en serie de estaciones convertidoras es una extensión natural de la 
configuración de dos terminales, pudiendo presentar conexión monopolar o bipolar. En la 
Figura C.10 se muestra un ejemplo de la configuración multiterminal en serie de tres 
terminales convertidoras en conexión monopolar. 

 
Figura C.10: Sistema de transporte HVDC multiterminal en serie 

En los sistemas multiterminales en serie la corriente es fijada por una de las estaciones 
convertidoras y es común para el resto de estaciones. El control de la potencia se realiza 
modificando el valor de la corriente y manteniendo fijo el valor de tensión, lo que permite 
minimizar las pérdidas. El control realizado en la estación convertidora encargada de 
establecer el valor de corriente debe ser capaz de modificar la misma en caso de cambio de 
las condiciones de carga. 

La configuración multiterminal en paralelo copia la filosofía utilizada en los sistemas de CA 
de mantener la tensión constante llevándose a cabo por una de las estaciones convertidoras. 
El resto ajusta las corrientes de acuerdo a las necesidades de potencia. Un diagrama de un 
sistema multiterminal formado por tres estaciones convertidores en paralelo puede ver se la 
Figura C.11. 
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Figura C.11: Sistema de transporte HVDC multiterminal en paralelo 

 

C.4. Topologías HVDC 

Un sistema de transporte HVDC requiere dispositivos convertidores electrónicos capaces 
de transformar la energía eléctrica de CA a CC o viceversa. Tal y como se indicó en el 
apartado C.1, existen fundamentalmente dos tipos de dispositivos convertidores, los Line-
Commutated Converter (LCC), también llamados convertidores clásicos y los Voltage Source 
Converters (VSC) [100]. Dependiendo del tipo de dispositivo convertidor utilizado, la 
topología del sistema de transporte HVDC será distinta. 

Topología con convertidores Line-Commutated Converter 

La topología de estos sistemas de transporte HVDC se basa en el uso de los convertidores 
del tipo LCC. 

Los convertidores LCC se basan en el puente rectificador trifásico (puente Graetz), también 
llamado puente de seis pulsos estando formado tiristores. 

El tiristor, dispositivo semiconductor conocido también como rectificador controlado de 
silicio (Silicon-Controlled Rectifier (SCR)), es un conmutador biestable, es decir, se comporta 
como un interruptor mecánico. Por lo tanto, es capaz de permitir el paso de la corriente o 
interrumpirla. El diseño del tiristor permite pasar al estado de encendido al recibir una señal 
de disparo en su terminal de control cuando está polarizado directamente, pero el paso al 
estado de apagado no es controlado. El apagado se produce con la interrupción de la fuente 
de tensión o polarizándose inversamente. 

La topología básica del puente rectificador trifásico constituido por tiristores se recoge en 
la Figura C.12, en la cual se puede verse conectada a una fuente de tensión trifásica de CA. 
Como se indicó, los tiristores pasan al estado de encendido al recibir una señal de disparo y 
al estado de apagado por el paso natural por cero de la tensión aplicada. La tensión en CC 
de salida está constituida por seis pulsos, tomando de ahí su nombre. Una explicación 
precisa de su funcionamiento puede verse en [102]. 
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Figura C.12: Diagrama del puente de seis pulsos 

Este dispositivo genera armónicos que deben ser atenuados mediante filtros, tanto en el 
lado de CA como en el lado de CC. 

En la práctica se combinan dos puentes de seis pulsos en serie para producir una salida de 
12 pulsos siendo ésta la configuración estándar utilizada para el transporte en HVDC. A 
uno de los puentes de seis pulsos se conecta un transformador estrella-estrella y al otro un 
transformador estrella-triángulo, aplicándose por tanto, tensiones desfasadas, normalmente 
30º. En la Figura C.13 se muestra esta configuración. 

 
Figura C.13: Configuración de convertidor de doce pulsos 

La configuración de doce pulsos manejar las potencias propias del transporte en HVDC, se 
reduce la característica armónica y por consiguiente, las necesidades de filtrado son menores. 

De acuerdo a las señales de disparo de los tiristores, se produce un desfase entre la tensión 
y la corriente, consumiéndose siempre una cantidad de potencia reactiva. Por lo tanto, con 
este tipo de convertidores LCC es posible controlar el flujo de potencia activa pero no el de 
potencia reactiva. La potencia reactiva consumida por el convertidor oscila entre un 30 y un 
60 % de la potencia activa. 

Por lo general, los filtros en el lado de CA proporcionan el 60 % de la potencia reactiva 
requerida por el convertidor, siendo el resto proporcionado por dispositivos de 
compensación de potencia reactiva como banco de condensadores, compensadores 
síncronos, compensadores estáticos (SVC) o banco de reactancias en derivación [103]. 
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Los filtros para la eliminación de los armónicos producidos por el convertidor se colocan 
en el lado del primario de los transformadores. En el lado de CC también se colocan filtros 
necesarios para reducir el rizado de la tensión. 

Además, también se conecta en el lado de CC, en serie con el convertidor, bobinas de alisado 
al inicio y al final de la línea de CC. Estas bobinas de alisado se utilizan para la reducción del 
rizado de la corriente y para la reducción del pico de corriente en caso de cortocircuito en 
el lado de CC. 

La Figura C.14 muestra un diagrama de un sistema de transporte LCC-HVDC con conexión 
bipolar, en el cual se ha representado los elementos más importantes presentes en este 
sistema. 

 

Figura C.14: Sistema de transporte LCC-HVDC con conexión bipolar con retorno por 
tierra o mar 

Como la intensidad en el lado de continua es unidireccional, el cambio de dirección del flujo 
de potencia requiere invertir la polaridad. Todo ello se puede conseguir simplemente 
controlando el momento del encendido del tiristor. En los enlaces multiterminales, una de 
las estaciones que actúa como inversora debe encargarse del establecimiento del valor de 
tensión. El resto de las estaciones controlan el valor de corriente, controlando de este modo 
la potencia intercambiada. 

La mayoría de los sistemas de transporte en HVDC implementados son del tipo LCC.  

Para una operación estable, garantizándose una adecuada conmutación de los convertidores, 
se requiere una generación suficiente que garantice una regulación de las tensiones de CA 
en ambos lados del sistema de transporte LCC-HVDC [104]. Esto puede ser evaluado a 
través de la relación entre la potencia de cortocircuito en el lado de CA y la potencia del 
sistema de transporte en HVDC denominada Short-Circuit Ratio (𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆) [105] (ecuación C.1). 

𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆 = 𝑆𝑆𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐 [𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀]
𝑃𝑃𝑠𝑠𝑐𝑐𝑠𝑠𝑐𝑐𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠 𝐻𝐻𝐻𝐻𝐻𝐻𝐻𝐻 [𝑀𝑀𝑀𝑀]

                                                                                              (C.1) 

Para valores superiores de 𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆 a 2 – 3 se considera que se garantiza un funcionamiento 
estable de los convertidores y por lo tanto, del sistema de transporte en HVDC [102,106]. 
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No obstante, en [107,108] se indica que para valores de 𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆 menores de 1,5 podrían 
utilizarse compensadores síncronos que permitan una operación estable. 

Además, según [105], en los sistemas de CA debe existir una inercia mínima que garantice 
que la constante de inercia 𝐻𝐻𝐶𝐶𝐶𝐶  (ecuación C.2) referida a la potencia del transporte en 
HVDC, presente un valor de al menos 2 – 3 s. 

𝐻𝐻𝐶𝐶𝐶𝐶 =  𝐻𝐻[𝑀𝑀𝑀𝑀∙𝑠𝑠]
𝑃𝑃𝑠𝑠𝑐𝑐𝑠𝑠𝑐𝑐𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠 𝐻𝐻𝐻𝐻𝐻𝐻𝐻𝐻 [𝑀𝑀𝑀𝑀]

                                                                                               (C.2) 

Topología con convertidores Voltage Source Coverter 

Esta topología se basa en el uso de los convertidores VSC que utilizan dispositivos 
electrónicos semiconductores controlados con capacidad de apagado y encendido, es decir, 
dispositivos que permiten pasar al estado de encendido o apagado por medio de una señal 
de control aplicada (Figura C.15). De entre estos dispositivos, el IGBT es el que mejores 
resultados ha dado en la aplicación a los sistemas eléctricos de transporte HVDC. 

 
Figura C.15: Diagrama básico de un puente de seis pulsos en convertidor VSC de dos 

niveles con IGBT  

La capacidad que presentan los IGBT de encendido o apagado por medio de una señal 
aplicada permite el control independiente de la potencia activa y de potencia reactiva. La 
potencia reactiva puede ser controlada en cada extremo del sistema de transporte HVDC 
independientemente del nivel de tensión en el lado de CC. Asimismo, la distorsión armónica 
producida por el convertidor es menor que el generado por los convertidores LCC.  

La disposición presentada en la Figura C.15 puede funcionar como rectificador o como 
inversor. En caso de funcionar como rectificador, cada polo proporciona ½ de la tensión 
en el lado de CC. Esta topología básica normalmente es controlada por Modulación por 
Ancho de Pulso (Pulse Width Modulation (PWM)). 

La máxima potencia que puede manejar este tipo de convertidores depende del rango 
máximo de trabajo de los IGBT, siendo la tensión actual máxima de trabajo 6,5 kV y la 
corriente de 2,5 kA. 

Cuando es necesario trabajar con tensiones y potencias más elevadas se puede recurrir a los 
convertidores multiniveles. Un convertidor de tres niveles, como el que se muestra en la 
Figura C.16, se puede reducir las pérdidas que son entre un 2 y un 5 %. Además estos 
convertidores emiten un nivel menor de armónicos. 
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Figura C.16: Convertidor VSC de tres niveles con IGBT 

Para alcanzar la tensión necesaria en CC se conectan en serie varios IGBT debiéndose 
conmutar simultáneamente. Al conectarse varios IGBT en serie es habitual conectar 
condensadores en paralelo para distribuir de forma equitativa la tensión entre ellos. Todo 
esto implica una mayor dificultad para el control y mayores costes. 

Dependiendo de la estrategia de conversión PWM o Convertidor multinivel modular 
(Modular Multilevel Converter (MMC)), la configuración de los IGBT y su utilización será 
distinta. 

El sistema PWM utiliza módulos con IGBT en serie, con un control de encendido y apagado 
común. Se configuran como se ha visto hasta ahora, formado un puente Graetz. Esta 
disposición permite conseguir una forma de onda fundamental similar a la de la red de CA. 

En el sistema MMC se configuran más módulos con dos IGBT formando un conmutador. 
Las posiciones de este conmutador permiten cortocircuitarlo o dejarlo a una tensión 
proporcionada por un condensador. Un diagrama de la disposición de este tipo de 
convertidor puede verse en la Figura C.17. El control adecuado de cada módulo posibilita 
construir la onda de tensión deseada mediante escalones sucesivos. Una descripción 
detallada del sistema MMC puede encontrarse en [109]. 
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Figura C.17: Diagrama de un convertidor VSC con topología MMC 

Al igual que en la topología LCC, se necesitan una serie de filtros tanto en el lado de CA 
como en el de CC. Los armónicos producidos pueden causar interferencias en equipos de 
telecomunicaciones. Para mitigar estos armónicos se disponen filtros en ambos lados de 
CA. Como en los sistemas VSC no se consume potencia reactiva no es necesario contar con 
dispositivos compensadores de potencia reactiva. En el lado de CC se utilizan 
condensadores para minimizar el rizado de la tensión y amortiguar los fenómenos 
transitorios. Se conectan dos condensadores en cada polo y sus características dependen de 
la tensión a la cual vaya a estar sometidos. 

También es necesario contar con transformadores para elevar o reducir los niveles de 
tensión a la entrada de los convertidores. 

Un diagrama general de un sistema de transporte VSC-HVDC se muestra en la Figura C.18. 
En esta figura se aprecia los principales elementos que componen este tipo de sistema de 
transporte HVDC. 

 
Figura C.18: Topología del sistema de transporte VSC-HVDC 

 

 

 

 



 
Apéndice D 

Asignación de potencia a los generadores 
gestionables para el capítulo 4 
 
En este apéndice se recogen las potencias asignadas a cada uno de los generadores que 
conforman la generación gestionable y que se encuentran en servicio en los períodos 
horarios analizados en el Capítulo 4. 

Para la asignación de generación a los grupos convencionales en cada período horario se 
han considerado aspectos económicos así como el mantenimiento de las reservas primaria 
y secundaria de acuerdo con [56]. 

Determinados los grupos convencionales que participan en la generación atendiendo a la 
necesidad de cubrir la demanda ante la ausencia de generación renovable y a los tiempos de 
arranque y, conocida la potencia total que debe suministrar este tipo de generación, se asigna 
la potencia que ha de producir cada uno de ellos. Estas potencias para los períodos horarios 
analizados se muestran en las Tablas D.1, D.2 y D.3, incluyéndose además los valores de 
pérdidas del sistema. 

Tabla D.1: Grupos de generación gestionable en servicio en la interconexión Gran Canaria 
-  Lanzarote-Fuerteventura 

Sistema Eléctrico Central Eléctrica 
/ Instalación 

Grupo de 
Generación 

Potencia asignada  
(MW) 

Gran Canaria 

 Vapor 1 33,4 

Barranco de 
Tirajana 

Vapor 2 33,4 
Gas 3 – CC1 37,72 

Vapor 3 – CC1 21,82 
Gas 5 – CC2 39,55 

Vapor 3 – CC2 23,64 

Jinámar Diésel 4 23,73 
Diésel 5 23,73 

Chira-Soria Turbina hid. 1 50 
Turbina hid. 2 50 

Lanzarote-
Fuerteventura 

Punta Grande Diésel 6 16,34 
Diésel 7 13,7 

Las Salinas Diésel 6 16,34 
Diésel 7 13,7 
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Tabla D.2: Grupos de generación gestionable en servicio en la interconexión Gran Canaria 

-  Lanzarote-Fuerteventura - África 
Sistema  

Eléctrico Central 
Eléctrica / 
Instalación 

Grupo de 
Generación 

Potencia  
asignada en el 

período horario  
de demanda  

mínima 
(MW) 

Potencia  
asignada en el 

período horario  
de demanda  

media 
(MW) 

Potencia  
asignada en el 

período horario  
de demanda 

máxima 
(MW) 

Gran Canaria 

 Vapor 1 28,05 29,5 40,89 

Barranco de 
Tirajana 

Vapor 2 27,84 30 41 
Gas 3 – CC1 21,2 30 30 

Vapor 3 – CC1 10,6 15 15 
Gas 5 – CC2 20,7 30 30 

Vapor 3 – CC2 11,17 15 15 

Jinámar Diésel 4 14,1 17 17 
Diésel 5 14,1 17 17 

Chira-Soria 
Turbina hid. 1 -37,5 - 32 
Turbina hid. 2 -37,5 - 32 

 Turbina hid. 3 -37,5 - - 

Lanzarote-
Fuerteventura 

Punta 
Grande 

Diésel 6 14,57 14,4 15,34 
Diésel 7 11,8 12,3 13,8 
Diésel 8 - 12,3 13,8 
Diésel 9 - 12,3 13,8 

Las Salinas 

Diésel 6 14,1 14,1 15,85 
Diésel 7 11,8 12,3 13,8 
Diésel 8 - 12,3 13,8 

 Diésel 9 - - 13,8 
 

Tabla D.3: Grupos de generación gestionable en servicio en la interconexión Tenerife - La 
Gomera 

Central Eléctrica / 
Instalación 

Grupo de 
Generación 

Potencia asignada 
en el período 

horario de 
demanda mínima  

(MW) 

Potencia asignada 
en el período 

horario de 
demanda máxima 

(MW) 

Candelaria 

Vapor 5 14,04 14,32 
Vapor 6 14,04 14,32 

Gas 4 - CC3 25,37 25,88 
Gas 5 - CC3 25,37 25,88 

Vapor 7 - CC3 25,77 26,28 

Granadilla 

Vapor 1 28,79 29,34 
Vapor 2 28,79 29,36 

Gas 5 - CC2 26,02 26,54 
Gas 6 - CC2 26,02 26,54 

Vapor 4 - CC2 26,02 26,54 
Cotesa Gas 1 23,78 24,25 

Central hidráulica (TF) Turbina hid. 1 -46 -25,5 
Turbina hid. 2 0 -25,5 
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