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LISTA DE SIMBOLOS

Simbolo Significado

A Area

C Capacitancia

CF Conductor de Fase
Ec. Ecuacién

Hz Hercio

SFe Hexafluoruro de azufre
L Inductancia

I Intensidad o corriente eléctrica

km Kilébmetro

kv Kilovoltios

Q Ohmio

% Porcentaje

o] Resistividad del conductor
Var Voltamperio reactivo
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Aislador

Aislante

AMI

ANSI

Cmil

CNEE

Conductor

Corriente alterna

GLOSARIO

Es utilizado para separar conductores eléctricos
evitando un cortocircuito y para mantener alejada del
usuario determinadas partes de los sistemas

eléctricos.

Es un material con escasa capacidad de conduccion

de la electricidad.

Actos Mal Intencionados.

American National Standards Institute.

Una circular mil es una unidad de superficie, igual al
area de un circulo con un didmetro de una milésima
de pulgada, unidad para referirse a la zona de un
alambre con una seccién transversal circular.

Comisién Nacional de Energia Eléctrica.

Material, generalmente en la forma de alambre, cable

0 barra, capaz de conducir una corriente eléctrica.

Es la corriente eléctrica que cambia de direccién

periédicamente.
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Corriente directa

Energia

ETCEE

Hz

IEC

IEEE

INDE

Intensidad de

campo eléctrico

(E)

kW.h

NBI

Nivel Ceraunico

Es la corriente eléctrica, que fluye siempre en la

misma direccion.

Es la capacidad de la materia de efectuar trabajo.

Empresa de Transporte y Control de Energia

Eléctrica.

Unidad de frecuencia eléctrica.

Comision internacional de Electrotecnia (International

Electro technical Commission).

Instituto de Ingenieros Eléctricos y Electronicos.
Instituto Nacional de Electrificacion.

Es un campo de fuerza creado por la atraccién y/o
repulsion de cargas eléctricas (la causa del flujo
eléctrico) y se mide en voltios por metro (V/m). El flujo
decrece con la distancia a la fuente que provoca el
campo.

Kilo Watt hora.

Nivel Basico de Impulso.

Numero promedio de dias al cabo del afio en los que

hay tormenta en un determinado lugar.
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NTCSTS

NTDOID

NTDOST

NTSD

OPGW

PLC

Polimero

Red inteligente

Resistividad

RTU

Normas Técnicas de Calidad de Servicio de
Transporte y Sanciones de Guatemala.

Normas Técnicas de Disefio y Operacion de

Instalaciones de Distribuciéon de Guatemala.

Normas Técnicas de Disefio y Operacion de Sistemas

de Transporte de Guatemala.

Normas Técnicas de Servicio de Distribucién de

Guatemala.

Hilo de guarda que contiene en su nucleo fibra optica.

Control l6gico programable.

Es un compuesto quimico natural o sintético, formado
por polimerizacién y consta de unidades estructurales

repetidas.

Una red eléctrica inteligente es aquella capaz de
integrar las acciones de todos los agentes,
productores o consumidores, para distribuir energia

de forma eficiente, sostenible, rentable y segura.

Puede definirse como la resistencia de un centimetro

cubico de un material medido entre caras opuestas.

Terminal de Unidad Remota.
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SCADA

Sistema de

distribucién

TCF

Sistema de supervision y adquisicion de datos
(Supervisory Control And Data Acquisition).

Es el conjunto de instalaciones desde 120 voltios,
hasta tensiones de 34,5 kV encargadas de entregar

energia eléctrica a los usuarios.

Tensioén Critica de Flameo.
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RESUMEN

En el presente trabajo de graduacion se describen los equipos y
protecciones necesarias para implementar un sistema de gestion de

distribucion.

En el capitulo | se describen las funciones y conceptos de una linea de
transmision eléctrica, también se identifican las fallas y se describen las

caracteristicas.

En el capitulo 1l se definen el tipo de lineas de distribucion, las fallas mas
frecuentes en estas y las funciones principales del sistema de proteccion para

los circuitos de distribucion.

En el capitulo Ill se describen los conceptos basicos de un sistema
SCADA, las funciones en el sistema eléctrico de transmision y los elementos y

dispositivos utilizados para la transmision y recopilacién de datos.

En el capitulo IV se realiza un andlisis técnico de la implementacion de un
sistema de gestidbn de distribucion en el sistema SCADA actual de la red

eléctrica de transmisiéon de 69 kV del area metropolitana.
En el capitulo V se realiza un analisis economico de la implementacion de

un sistema de gestién de distribucién basado en el sistema SCADA actual de la

red eléctrica de transmision de 69 kV del area metropolitana.
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OBJETIVOS

General

Realizar un analisis técnico economico de la implementacion de un

sistema DMS en el sistema SCADA actual, del sistema eléctrico.

Especificos

1. Presentar los fundamentos de proteccion de una linea de transmision de

69 kV, optimos en el sistema eléctrico metropolitano.

2. Presentar los fundamentos de proteccion para un circuito de distribucién

gue se adapten al sistema de gestion de distribucion.
3. Realizar una descripcién del sistema SCADA necesaria en el sistema
eléctrico, que se utilizara en la implementacion del sistema de gestion de

distribucion.

4. Elaborar un andlisis técnico de la implementacién de un sistema de
gestion de distribucién DMS de 69 kV.

5. Realizar un analisis economico de la implementacion de un sistema de
gestion de distribucién DMS de 69 kV.
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INTRODUCCION

El sistema DMS tiene el apreciable efecto de aumentar la conectividad, la
automatizacion y la coordinacion entre los proveedores, los consumidores y las
propias redes que realizan tanto la trasmision a largas distancias, asi como las
tareas de distribucion local. Una red inteligente incluye ademas un nuevo
sistema de control que realiza con precision el seguimiento y la medicion de

toda la electricidad que fluye en el sistema.

Un sistema de transmision eléctrico su funcion principal es trasportar
energia desde las unidades de generacion hasta el sistema de distribucion,
para esto se emplean lineas de transmision que conectan a los generadores y

las redes de distribucion.

Las lineas de distribucion son lineas de media tension con voltajes que se
encuentran en un rango de 1 kv y 34,5 kv. Son las lineas que, después de las

de baja tension, son las mas abundantes.

Los sistemas SCADA (Supervisory Control And Data Acquisition) son
aplicaciones de software, disefiadas con la finalidad de controlar y supervisar
procesos a distancia. Se basan en la adquisicion de datos de los procesos

remotos.
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En las Normas Técnicas de Calidad de Servicio de Transporte y Sanciones
( NTCSTS), se establecen los indices de referencia para calificar la calidad con
gue se proveen los servicios de energia eléctrica en el sistema de transporte en
el punto de entrega, las tolerancias permisibles, los métodos de control, las

indemnizaciones y las sanciones.

XXII



1. PROTECCION DE LINEAS DE TRANSMISION

1.1. Lineas de transmision

La funcidn es transportar la energia desde las unidades generadoras
hasta el sistema de distribucion. Para este objetivo se emplean lineas de
transmision que conectan a la red de transmision los generadores y las

subestaciones de distribucion.

1.1.1. Concepto de linea de transmision

Adaptacion de componentes destinados al transporte de energia eléctrica
en blogues considerables. Est4 constituida por conductores usualmente
desnudos, tendidos en espacios abiertos y que estan soportados por
estructuras con los accesorios necesarios para la fijacion, separacion y

aislamiento de los mismos conductores a la estructura que los soportan.

En el campo de la ingenieria de sistemas de potencia, una linea de
transmision de energia eléctrica se define también como el conjunto formado
por cables conductores y cables de guarda sujetados en soportes o estructuras

los cuales van separados a cierta distancia llamada claro o vano.



1.1.2. Pardmetros eléctricos de una linea de transmisién

Una linea de transmision de potencia se toman en cuenta cuatro
parametros eléctricos que afectan su capacidad para cumplir su funcién como
parte de un sistema de potencial: resistencia, inductancia, capacitancia y
conductancia. El cuarto parametro, la conductancia, se presenta entre

conductores o entre los conductores a tierra.

La conductancia toma en cuenta las corrientes de fuga en los aisladores
de lineas aéreas y a través del aislamiento de los cables en lineas

subterraneas.

Generalmente, no se considera la conductancia entre conductores de una
linea aérea porque las corrientes de fuga en los aisladores son de magnitud
despreciable, hecha la observacion anterior procedemos a la descripcion de los

otros tres parametros.
1.1.2.1. Resistencia
La resistencia de los conductores de las lineas de transmision es la causa

mas importante de pérdida de potencia en ellas. La resistencia efectiva de un

conductor es:

Pérdida de Potencia en el Conductor
- [Q] (Ec. 1.1)

R =

Donde la potencia esta en vatios e | es la corriente rms en el conductor en
amperes. La resistencia efectiva es igual a la resistencia de corriente directa del

conductor solo si la distribucion de corriente a través del conductor es uniforme.



La resistencia de corriente directa esta dada por la ecuacion

[Q] (Ec. 1.2)

Dénde:
o = resistividad del conductor
| =longitud

A = area de la seccion transversal

En unidades del sistema Sl, | esta en metros, A en metros cuadrados y o

en ohm metro.

El estandar internacional de conductividad es el cobre recocido. El cobre
comercial estirado en frio tiene el 97,3 % y el aluminio el 61 % de la

conductividad estandar del cobre recocido, o es igual a 1,77 x 10% [Q].m
(10,66 Q. Cmil /pie) para el cobre comercial estirado en frio a 20°C. Para el

aluminioa20°C, o es2,83x10® [Q].m (17,00 Q. cmil/pie).

La variacibn en resistencia de los conductores metdlicos con la
temperatura es practicamente lineal en el rango normal de operacién, y se

describe con bastante precision mediante la siguiente ecuacion:

R2 (T+tz2)
R1 (T+t)

(Ec. 1.3)
Donde:
R2y R1 = resistencia del conductor a las temperaturas t1y to.

T = constante



La distribucion uniforme de la corriente en la seccién transversal de un
conductor solamente se presenta para la corriente directa. Conforme se
aumenta la frecuencia de la corriente alterna, la no uniformidad de la

distribucion se hace mas pronunciada.

Un incremento en la frecuencia da origen a una densidad de corriente no
uniforme. A este fendmeno se le conoce como efecto piel. Generalmente, la
densidad de corriente en un conductor se incrementa desde el interior hacia la
superficie. Sin embargo, para conductores de radios suficientemente grandes,
se puede obtener una densidad de corriente oscilatoria con respecto a la

distancia radial desde el centro.

1.1.2.2. Inductancia

Es una medida de la capacidad de un dispositivo de almacenar energia en
forma de campo magnético. La inductancia asi como la capacitancia de un
circuito eléctrico, se pueden explicar por medio del campo eléctrico y el campo

magnético que acompafian a su flujo de corriente.

La inductancia del circuito relaciona el voltaje inducido por el flujo variable
con la razon de cambio de la corriente. La inductancia tiene basicamente dos
fuentes: una debida al flujo interno en el conductor y otra al externo, la suma de
ambas componentes da el valor resultante de la inductancia, valor al cual se
llega partiendo de la Ley de Ampere y haciendo uso de las caracteristicas de
simetria que tengan los diversos campos que se emplean para modelar este

fendmeno.



La ecuacién para el célculo de la inductancia por fase de lineas trifasicas:

L =2x10_7Ln>
D

> H/m por fase (Ec. 1.4)

N

Dénde:

Deq = espaciamiento equivalente entre conductores

Ds = radio geométrico del conductor
Deq y Ds deben estar en las mismas unidades. Si la linea tiene un

conductor por fase, Ds se obtiene directamente de las tablas. Para lineas de un

solo conductor por fase o de conductores agrupados

Deq = 3VDab * Dbc + Deca (Ec. 1.5)

Para lineas de conductores agrupados, Dab, Dbc y Dca son las distancias

entre los centros de los agrupamientos de las fases a, b y c.

La reactancia inductiva en ohmios por metro a 60 Hertz se encuentra

multiplicando el valor de la inductancia, en henrios por metro, por 2 = (60):

Deq
Ds

XL = 0,0754 x Ln Q/m por fase (Ec. 1.6)

1.1.2.3. Capacitancia

La capacitancia de una linea de transmisién es el resultado de la diferencia
de potencial entre los conductores y origina que ellos se carguen de la misma
forma que las placas de un capacitor cuando hay una diferencia de potencial

entre ellas.



De forma anéloga, al caso de la inductancia, se puede afirmar que la
capacitancia es la medida de la capacidad de un circuito eléctrico de almacenar

energia en forma de campo eléctrico.

La capacitancia entre conductores es la carga por unidad de diferencia de
potencial. La capacitancia entre conductores paralelos es una constante que
depende del tamafio y espaciamiento entre ellos. El efecto de la capacitancia
puede ser pequefio y muchas veces se desprecia en lineas de potencia que
tienen menos de 80 km (50 millas) de largo. Para lineas de alto voltaje mas

largas, la capacitancia crece en importancia.

Un voltaje alterno en una linea de transmision tiene como consecuencia
gue la carga en los conductores en un punto dado aumente o disminuya junto al

valor instantaneo de voltaje entre los conductores en ese punto.

Como la capacitancia es una derivacion entre conductores, la corriente de
carga fluye en la linea de transmision aun cuando este en circuito abierto. La
capacitancia afecta tanto la caida de voltaje a lo largo de la linea, como la
eficiencia, el factor de potencia de la linea y la estabilidad del sistema del cual la

linea forma parte.

La base para el andlisis de la capacitancia es la Ley de Gauss para
campos eléctricos, esta ley establece que la carga eléctrica total dentro de una
superficie cerrada es igual al flujo eléctrico total que sale de la superficie. En
otras palabras, la carga total dentro de una superficie cerrada es igual a la
integral sobre la superficie de la componente normal de la densidad de flujo

eléctrico.



La ecuacion para el célculo de la capacitancia al neutro de un circuito

monofésico de una linea trifasica es:

2T kkr
Ch = “LnDe F/m al neutro (Ec. 1.7)

DsC

Dénde:
Dsc = radio externo del conductor

Deq = espaciamiento equivalente entre conductores

Deqy Dsc deben estar en las mismas unidades. Deq se calcula del mismo
modo que en el caso de la inductancia.

k es 8,854 x 10-12ya que para el aire kres 1,0. Asi, a 60 Hz,
Xc=4,77 X 10-aLn Deg/Dsc Q.km al neutro

1.2. Fallas de lineas de transmisién

Gran parte de las fallas en sistemas de transmision eléctricos se debe a la
ocurrencia de vientos de velocidad elevada, y en particular al desarrollo de
tormentas severas, las cuales generan corrientes descendientes intensas y
eventualmente tormentas. Aunque la probabilidad de ocurrencia de una
corriente descendente en un sitio determinado no es generalmente elevado
debido a sus dimensiones reducidas. La probabilidad de que uno de estos
eventos atraviese un sistema de transmision eléctrico es significativa debido a

la extension importante que presentan los mismos.



1.2.1. Identificacion del problema en las lineas de transmision

Los sistemas eléctricos de potencia que proveen de energia a varias
zonas del pais, se ven altamente afectados por fendmenos de diferente indole,
tales como las descargas atmosféricas, alta vegetacion, quemas o fuego bajo la
linea, atentados terroristas entre otros, los cuales se traducen en numerosas

fallas ocasionadas sobre el sistema.

1.2.2. Origen de las fallas en las lineas de transmision

Para cumplir a cabalidad con el objetivo de este estudio es necesario
establecer una visualizacion general de los origenes y las causas de las fallas
en el sistema de transmision y la influencia de estos en las lineas de
transmision, es por esto que seran establecidos cada uno de ellos a

continuacion:

Figura 1. Factores en las fallas de lineas de transmision

FACTORES CLIMATICOS
(Descargas Atmosféricas y Vientos
Fuertes)

PARAMETROS DE
DISENO, TECNICOS Y
DE CONSTRUCCION

FALLAS EN LAS Lfl}lEAS DE
TRANSMISION

Fuente: PENA GARCIA, Julian. Andlisis de fallas en lineas de transmision.
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1.2.2.1. Actos Mal Intencionados (AMI)

Estos origenes son actos vandalicos que hacen referencia a la voladura
de una o varias torres sobre un circuito, provocando en la mayoria de los casos

desconexiones de forma inmediata.

Estos eventos no se toman en cuenta dentro de las estadisticas de falla de
la linea, al ser una variable externa a los diferentes circuitos y por tanto muy
dificil de controlar; esta afecta notoriamente las programaciones y ejecuciones
de mantenimiento en los circuitos, obligando asi a incrementar el nUmero de

mantenimientos correctivos y disminuir el de preventivos planeados.

Estos se realizan bajo circunstancias de seguridad altas, buscando el
bienestar del personal técnico, minimizando el tiempo de desconexion del

circuito y tratando de disminuir la demanda de energia no atendida.

1.2.2.2. Factores climaticos

Este es quiza el mas importante del origen de las fallas, alli estan incluidos
los vientos fuertes que provocan el rozamiento o acercamiento entre algunas
partes energizadas de la linea con elementos pertenecientes a ella o a su
entorno y las descargas eléctricas atmosféricas que en conjunto con
pardmetros técnicos y de disefio como malas puestas a tierra, fallas en el
aislamiento, o con falencias de disefio, son los mayores causantes de las fallas

sobre las lineas de transmision.



1.2.2.2.1. Vientos fuertes

El factor climatico tiene una influencia importante en la ocurrencia de
fallas, pues cuando se conjuga con inadecuados disefios 0 montajes de la linea,
es posible encontrar acercamiento entre conductores debido al penduleo de los

mismos.

Por este mismo motivo se pueden presentar también acercamientos de las
fases con arboles o ramas, lineas telefénicas o de distribucion de energia que
han alcanzado un nivel muy préximo a la linea. Es asi como se podria presentar
una falla en donde la mayoria de veces la rama se quema y se despeja la falla
inmediatamente, o el vencimiento de la rigidez dieléctrica es temporal, pero de
igual manera se hace necesario realizar una inspeccién y posterior

mantenimiento de la servidumbre en la zona aledaina a la falla.

1.2.2.2.2. Descargas eléctricas

atmosféricas

Las descargas eléctricas atmosféricas, mas comunmente llamadas rayos,
son un fendbmeno fisico que se caracteriza por transferir carga eléctrica positiva
0 negativa al interior de una nube, entre dos nubes, de la tierra hacia la nube,

de una nube hacia la tierra o de la nube a la ionosfera.
En general se han realizado un mayor niumero de estudios acerca de las

transferencias de energia entre la nube y la tierra, pues son las que tienen una

afeccion directa sobre la humanidad y el desempefio de esta.
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Se estima que sobre la terra se presentan cada instante
aproximadamente 2 000 tormentas eléctricas las cuales generan alrededor de
100 rayos por segundo, segun informes de algunos institutos internacionales de
vigilancia y proteccion contra descargas atmosféricas. La mayor incidencia de
rayos en el mundo, se da en las tres zonas de mayor conveccion profunda:
América tropical, Africa central y norte de Australia. En el anexo 1 se muestra el
nivel Isoceraunicos de dias con descarga eléctricas o truenos promedio anual

de Guatemala.

La forma general de cuantificar el numero de incidencias sobre una zona
determinada es a traveés del parametro Ground Flash Density — GFD el cual
determina el nUmero de descargas a tierra por cada kildbmetro cuadrado/afio en
la zona de interés, ademas este parametro puede ser complementado con el
nivel ceraunico, el cual determina el nUmero de dias al afio en los que por lo
menos es oido un trueno en un area especifica, siendo 365 el maximo nivel

ceraunico que es posible encontrar en cualquier parte del mundo.

No todas las descargas eléctricas atmosféricas producen fallas en las
lineas, esto solo ocurre en caso de presentarse algunos problemas técnicos

como.

o Errores de apantallamiento en la linea: esto produce que en vez de que la
descarga impacte sobre el cable de guarda y esta sea correctamente
despejada a tierra a través de las torres mas proximas, se produzca un
impacto de la descarga que incide directamente sobre el conductor de fase
pudiendo ocasionar o no la salida de la linea, dependiendo de la magnitud
de la corriente del rayo, impedancia de las fases, del aislamiento de la

linea y del valor instantaneo del voltaje de fase.
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o Resistencia de puesta a tierra de las torres: estas son conectadas a un
sistema de puesta a tierra formado por varillas y contrapesos, para
obtener una penetracion de la corriente del rayo en la tierra de forma mas
eficiente. Si ocurre una descarga atmosférica, impacta en el cable de
guarda y esta se trata de despejar a través de las torres aledafias, donde
algunos de los casos los valores de la resistencia de puesta a tierra —
RPT son tan altos, que la sobretension se devuelve por la torre y trata de
llegar de nuevo a los conductores y provocando asi los llamados flameos

inversos que pueden afectar directamente los aisladores.

o Fallas en el aislamiento de la linea: estos problemas se presentan
generalmente por la acumulaciébn de particulas en las cadenas
aisladores, perforaciones o pérdida del aislamiento, esto puede ocurrir en
donde la zona por donde pasa la linea es muy contaminada o cuando se
han presentado flameos directos o inversos que perforen los mismos
reduciendo su capacidad aislante, o por rompimiento de aisladores por
vandalismo. Aunque estos pardmetros se pueden determinar
fisicamente, es necesario complementar estas inspecciones visuales con
la medida de campo de los mismos que se realizan a través del medidor
de campo eléctrico, el cual sirve para medir el nivel de asilamiento en las

cadenas de aisladores.
1.2.2.3. Otros
Clasificados asi porque estos no son repetitivos para la ocurrencia de

fallas en los circuitos. Dentro de estos inconvenientes eventuales se

encuentran:
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o Cruce de conductores: esto se presenta en algunos casos en donde hay
problemas con la parte del disefio de la linea, pues al aparecer un factor
externo como el viento, se genera oscilaciones de los conductores

induciendo asi una falla a tierra o entre fases.

o Fuego debajo de la linea: este problema aparece en ocasiones en donde
las personas residentes en la zona aledafia a la linea, realizan quemas
especialmente en los meses de febrero y de marzo para preparar la tierra

para la siembra de cultivos.

o Falla / defecto equipo: este tipo de ocurrencias se atribuyen a fallas
causadas por equipos que a la vez presentaron problemas en su
operacion. Estos inconvenientes son poco comunes dentro de
Interconexion Eléctrica S. A., pues cada vez que se va a realizar algun
tipo de maniobra sobre un equipo que implique riesgo de disparo, se
realiza una consignacion de la linea ante el Centro Nacional de
Despacho — CND, de esta manera, en caso de que la linea falle, no

implicara pago de ninguna multa.

Ante la distincion de los diferentes origenes de las fallas, se reconoce
ademas la gran proporcion que tienen las descargas atmosféricas y las causas
no establecidas frente a los actos mal intencionados que son el tercer causante
de fallas ocurridas sobre las lineas de transmision, las descargas y las causas
no establecidas originan una falla de corta duracion, en el orden de los
milisegundos, mientras el sistema de recierre funciona (corta duracion, bajo
impacto en el servicio). Caso contrario ocurre en los atentados que originan
largos tiempos de desconexion, del orden de dias mientras se reparan las torres

(larga duracioén, alto impacto).
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1.3.

rapido posible cualquier equipo del sistema de potencia que comienza a operar
en una forma anormal. El propdsito, es también, limitar el dafio causado a los

equipos de potencia, y sacar de servicio el equipo en falta lo mas rapido posible

Figura 2. Origen y distribucion de fallas

AMI Alta Falla/defecto
Quema bajo ) veget;t;mn e?;lpo Cr;ce de
lalinea 14% ° o conductores

1%
2% —_

Causano
establecida

45%

7

Descarga /
atm osféricqf
34%—

Fuente: Empresa Eléctrica ISA Colombia.

Proteccién de lineas de transmisiéon

El objetivo de los sistemas de proteccion es remover del servicio lo mas

para mantener la integridad y estabilidad del sistema de potencia.

tiene el sistema de potencia para mantener el sincronismo cuando esta
sometido a grandes perturbaciones, el comportamiento satisfactorio de los

sistemas de proteccion es importante para asegurar la estabilidad del mismo.

1.3.1. Definicion de proteccion de lineas de transmision

Dado que la estabilidad transitoria esta relacionada con la habilidad que
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1.3.2. Caracteristica de un sistema de proteccion

Para que un sistema de proteccion pueda realizar sus funciones en forma

satisfactoria debe cumplir con las siguientes caracteristicas:

o Sensibilidad: detectar pequefas variaciones en el entorno del punto de
equilibrio, de ajuste, o de referencia, con minima zona muerta o de
indefinicion.

o Selectividad: detectar un determinado tipo de anomalia en un
determinado componente o equipo del sistema de potencia y no operar
ante otro tipo de anomalia o ante anomalias en otros equipos.

o Rapidez: limitar la duracion de las anomalias, minimizando los retardos
no deseados.

o Confiabilidad: probabilidad de cumplir la funciéon encargada sin fallar,
durante un periodo de tiempo.

o Confianza: probabilidad de que la proteccion opere correctamente,
0 sea que opere cuando corresponde que lo haga.

o Seguridad: probabilidad de que la proteccion no opere
incorrectamente, habiendo o no falta o condicion anormal en el
sistema eléctrico de potencia, o sea que no opere cuando no

corresponda que lo haga.

Las protecciones aportan a las siguientes caracteristicas deseables en un

sistema de potencia:
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Su disponibilidad (porcentaje del tiempo estipulado, en que el equipo o
parte del sistema de potencia esta disponible para ser operado o
utilizado).

La confiabilidad (probabilidad de que un equipo o sistema pueda operar
sin fallas durante un tiempo estipulado).

La estabilidad (capacidad de recuperar un estado estable de operacion,
caracterizado por la operacion sincronica de los generadores, luego de

una perturbacion).

1.3.3. Protecciones principales y protecciones de respaldo

Hay dos razones por la cual se deben instalar protecciones de respaldo en

un sistema de potencia. La primera es para asegurar que en caso que la

proteccion principal falle en despejar una falta, la proteccién de respaldo lo

haga. La segunda es para proteger aquellas partes del sistema de potencia que

la proteccién principal no protege, debido a la ubicacion de sus transformadores

de medida.

La necesidad de respaldo remoto, respaldo local o falla interruptor
dependen de la consecuencia de esa falta para el sistema de potencia.
Respaldo remoto: las protecciones de respaldo remoto se ubican en las
estaciones adyacentes o remotas.

Respaldo local y falla interruptor: el respaldo local est4 ubicado en la

misma estacion.

El objetivo de las protecciones de respaldo es abrir todas las fuentes de

alimentacion a una falta no despejada en el sistema. Para realizar esto en forma

eficiente las protecciones de respaldo deben:
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o Reconocer la existencia de todas las faltas que ocurren dentro de su
zona de proteccion.

o Detectar cualquier elemento en falla en la cadena de protecciones,
incluyendo los interruptores.

o Iniciar el disparo de la minima de cantidad de interruptores necesarios
para eliminar la falta.

o Operar lo suficientemente rapido para mantener la estabilidad del
sistema, prevenir que los equipos se dafien y mantener la continuidad del

servicio.

1.3.4. Proteccién de lineas de transmision

Uno de los aspectos importante del estudio de la estabilidad transitoria es
la evaluacion del comportamiento de los sistemas de proteccion durante el
periodo transitorio, particularmente los relés de proteccién utilizados en las

lineas de transmision.

Muchos factores se deben tener en cuenta en el momento de elegir el

sistema de proteccién para una linea de trasmision:

. Tipo de circuito: cable, linea aérea, una linea, lineas en paralelo, etc.

o Funcién e importancia de la linea: qué efecto tiene la linea en la
continuidad del servicio, tiempo que se requieren para despejar una falta,
nivel de tension.

o Otros requerimientos: compatibilidad con el equipamiento existente en

las lineas y sistemas adyacentes.

Las protecciones usadas para proteger las lineas o cables de trasmision son:
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. Relé de sobre corriente

. Relé diferencial de linea
. Relé de distancia
. Relé de distancia con comunicacion
1.3.4.1. Relé de sobrecorriente

Son la forma mas barata y simple de proteger una linea de trasmision,
pero ademas es una proteccion que necesita ser reajustada cuando cambian

las condiciones del sistema de potencia. Son utilizados de las siguientes

formas:

. Instantdneo

o Temporizado

o Direccional (instantaneo y/o temporizado)

No pueden discriminar entre corriente de carga y corriente de falta; por lo
cual solo se emplean cuando la corriente de falta es mayor a la corriente de

carga.

Las corrientes de cortocircuito en la linea dependen fuertemente de la
impedancia de la fuente en el punto de medida, por lo tanto la zona de la linea
protegida por un relé de sobrecorriente depende fuertemente de la

configuracion del sistema eléctrico.
Generalmente son utilizados en lineas radiales, como se muestra en la

figura 3, y como faltas en estos circuitos no afectan la estabilidad del sistema,

no son requeridos tiempos instantaneos de despeje de la misma.

18



Figura 3. Circuito radial

Fuente
Zs

[
[
[1

Carga Carga Carga

Fuente: Curso de estabilidad de sistemas eléctricos de potencia, FING 2007.31 p.

En lineas de trasmision donde hay alimentacion desde ambos extremos,
se utilizan relés de sobrecorriente direccional con o sin esquemas de tele

proteccion.

1.3.4.2. Relé de distancia

En los circuitos de trasmision de alta tension, los niveles de corriente de
falta son altos, por lo cual si una falta no es despejada rapidamente, puede
causar inestabilidad al sistema de potencia asi como dafios al personal o al
equipamiento. Por esta razon, los relés de distancia son empleados en vez de

los relés de sobrecorriente.

Las ventajas de aplicacion de relés de distancia, en comparacion con los

relés de sobrecorriente, son:

o Mayor zona de operacién instantanea

o Mayor sensibilidad

o Mas faciles de ajustar y coordinar

o No son afectados por los cambios en la configuracion del sistema de
potencia
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Un relé de distancia determina la impedancia como el cociente entre la
tension y corriente, en su ubicacion en el sistema de potencia, para determinar

si existe una falta dentro o fuera de su zona de operacion.

Dado que en las lineas de trasmision la impedancia de la linea es
proporcional a su longitud; es apropiado utilizar relés de distancia para medir la
impedancia de la misma desde la ubicacion del relé hasta un punto determinado

(lugar de la falta).

De alli que a los relés de impedancia se los llame relés de distancia.

El relé de distancia estd conectado a la linea a través de los
transformadores de medida. Se supondra que ocurre una falta a una distancia

Q .nZ desde el relé. Dado que la tension en el lugar de lafaltaes: VV = 0, la

tensiéon en el relé es: rrLV =1 nZ.

V I .nZ
Z, =-"r= r” L=nz,
. “!TR IR
Es decir: (Ec. 1.8)
Figura 4. Conexion de un relé de distancia
Zs ZL

I IR___|Relé de

distancia
| 3§ w

3¢

Fuente: Curso de estabilidad de sistemas eléctricos de potencia, FING 2007. 31 p.
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La siguiente figura muestra la representacion de la linea protegida por un
relé de distancia, a instalar en G. El sistema también puede ser representado

por una gréafica R-X (plano de impedancia).

Figura 5. Representacion de la linea protegida por un relé de distancia
G Alcance H
le n =l
x "l
Fuent r a T Fuente
uente 1 {} E
S U

{—G Tensiones de barra

Fuente: Curso de estabilidad de sistemas eléctricos de potencia, FING 2007.31 p.

Los relés de distancia se pueden clasificar segun la forma de sus zonas

de operacion.

En general se reconocen cuatro formas de la caracteristica de operacion,

las cuales se muestran en la figura 6:

J Caracteristica de impedancia

o Caracteristica de admitancia

o Caracteristica de reactancia

o Caracteristica poligonal o cuadrilateral

Un relé de distancia opera si la impedancia medida por el relé esta dentro

de su caracteristica de operacion.
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Figura 6. Caracteristicas de operacion de los relés de distancia

(1N _/
N -

(a) (b) (c) (d)

Fuente: Curso de estabilidad de sistemas eléctricos de potencia, FING 2007. 31 p.

1.3.4.2.1. Zona de proteccién

El esquema béasico de los relés de distancia comprende una zona 1
instantanea y al menos dos zonas con disparo temporizado. Los ajustes tipicos
para un relé de distancia de 3 zonas se muestran en la figura 8. Los relés
digitales pueden tener hasta 5 zonas y algunas de ellas se las puede ajustar
para operar hacia atras. Los ajustes tipicos de cada zona son:

e  Zona 1: alcance = 80 % impedancia de la linea; tiempo: instantaneo.
o Zona 2: alcance = 120 % impedancia de la linea: tiempo: 0,3 a 0,6 s.

o Zona 3: alcance = respaldo de lineas adyacentes: tiempo: >1 s.
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Figura 7. Caracteristica tiempo — distancia

i

Time?"
_ Relay characteristic
34 yone at breaker A

Relay characteristic

]
: 2™ 0ne E' at breaker B
i ™ - -
: 1** zone |
F Lttt
i ]
A B C D" E
Distance

Fuente: Curso de estabilidad de sistemas eléctricos de potencia, FING 2007. 31 p.

Este tipo de sistema de proteccion no es adecuado cuando se requiere un
disparo instantdaneo en ambos extremos, como se muestra en la figura 8, el cual
es critico para mantener la estabilidad del sistema de potencia. En estos casos

se utilizan relés de distancia con comunicacion.

Figura 8. Relé de distancia: esquema escalonado
Zona protegida por
el relé A
Z3:
o 22,
£
g A 4t B c
o-_/,_+_;\___/x_+./x 2 Z x+,< /x—+-—x
Zlg
Z2p
Z3g
Zona protegida por
el relé B

Fuente: Curso de estabilidad de sistemas eléctricos de potencia, FING 2007. 31 p.
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1.3.4.3. Relé de distancia con comunicacién

Para lograr disparos instantdneos en ambos extremos de la linea se
utilizan relés de distancia donde se habilitan esquemas de teleproteccion. Los
esquemas de teleproteccion interconectan los relés de distancia de en ambos
extremos de la linea mediante canales de comunicacién, para poder identificar
si la falta es dentro del equipo protegido y operar en forma instantanea para

faltas en toda la longitud de la linea.

El objetivo del canal de comunicacion es trasmitir informacion sobre las
condiciones del sistema desde un extremo hacia el otro, incluyendo

transferencia de disparo o bloqueo del interruptor remoto.
Los esquemas de comunicacién se clasifican en:
o Esquemas de transferencia de disparo: son los esquemas en que la
recepcion de una sefial inicia un disparo al interruptor
o esquemas de blogueo: son esquemas en que la recepcién de una sefial
bloquea el disparo al interruptor.
1.3.4.4. Relé diferencial de linea
Con el desarrollo que se ha tenido en el campo de las comunicaciones, el

procesamiento de sefiales y la transmision de datos, se ha hecho posible que

se puedan comparar las sefales de corriente en los dos extremos de una linea.
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Figura9. Esquemade los relés de proteccion
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Fuente: [en linea proteccion de lineas Monografias.com.] Consulta: 5 de febrero 2013.

En pocas palabras lo que hacen estos relevadores es que toman una
muestra de la corriente en cada extremo de la linea, la procesan con
procesadores digitales de sefial (DSP’s por sus siglas en inglés) con lo que
digitalizan la sefial analdgica y transmiten al otro extremo por medio de modem

en cada extremo de la linea.

Se logra entonces tener las sefales digitalizadas de corriente de las dos
barras en cada una de las terminales, con lo que se pueden comparar y decidir

el disparo si se detecta que la corriente que entra no es igual a la que sale.

Practicamente todos los fabricantes de relevadores tienen un relevador
diferencial de linea y utilizan el modem que corresponde con el medio de
transmision que utilizan, estando de moda actualmente la transmisiéon de

informacion entre los dos extremos por medio de fibra dptica.
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1.3.4.5. Medios de comunicacién

Ahora los relés intercambian informacion a grandes distancias por medios

de comunicacion tales como:

o Fibra éptica (hilo de guarda)
o Onda portadora

o Microondas
1.2.45.1. Fibra 6ptica

La fibra Optica es un medio de comunicacion empleado habitualmente en
redes de datos; un hilo muy fino de material transparente, vidrio o material
plastico, por el que se envian pulsos de luz que representan los datos a
transmitir. Llevan mensajes en forma de haces de luz que pasan a través de
ellos de un extremo a otro, donde quiera que el filamento vaya (incluyendo
curvas y esquinas) sin interrupcion.

La fibra Optica se transporta al interior del cable de guarda hueco, (OPGW)

Figura 10. Hilo de guarda con OPGW (onda portadora)

hilo de Guarda

Fuente:[en linea http//.ingetec.com.co.] Consulta: 5 de febrero de 2013.
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1.2.45.2. Onda portadora

Equipo de onda portadora de operacion dual analdgica y digital basado en
el procedimiento digital de sefiales segun las normas IEC 60495 para equipos

de portadora por lineas de alta tension:

o Voz para comunicaciones telefonicas.
o Transmision de datos sincronos, Asincronos e IP.
o Interfaces de Teleproteccion integrada (hasta 8 comandos

bidireccionales) con panel de prueba incorporado.

Figura 11. Trampa de microonda

Fuente: [en linea http:// ingenieriaelectricaexplicada.blogspot.com.] Consulta: 5 de febrero 2013.
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1.2.45.3. Microondas

Se denomina microondas a las ondas electromagnéticas definidas en un
rango de frecuencia determinado; generalmente de entre 300 MHz y 300 GHz,
que supone un periodo de oscilacion de 3ns (3x 10-9 s) a 3ps (3x10-12 s) y una
longitud de onda en el rango de 1 m a 1 mm. Otras definiciones, por ejemplo
las de los estandares IEC 60050 y IEEE 100 situando un rango de frecuencia
entre 1 GHz y 300 GHz, es decir longitudes de onda de entre 1 cm a 100

micrometros.

1.3.5. Estabilidad de frecuencia

La estabilidad en frecuencia es la habilidad de un sistema eléctrico de
potencia, de restablecer la frecuencia luego de una perturbacién severa de

desbalance entre generacién y carga.

Depende de la habilidad de mantener o restablecer el balance entre
generacion y carga, con minima pérdida de carga. La pérdida de carga es un
hecho indeseado pero en muchos casos necesario e inevitable a la hora de

preservar el resto del sistema eléctrico.

Este tipo de situaciones puede llevar a la separacion del sistema en islas
(subsistemas independientes) que deben lograr cada una un estado de
equilibrio estable con minima pérdida de carga, equilibrio que queda

evidenciado por el comportamiento de la frecuencia promedio de cada isla.

Generalmente los problemas de estabilidad en frecuencia estan asociados
a insuficiente respuesta de los equipos, coordinacién insuficiente entre controles

y protecciones o insuficiente reserva de generacion.
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Los problemas de estabilidad en frecuencia pueden involucrar tiempos de
segundos o fracciones de segundos (fenédmenos de corto plazo) como el

disparo por subfrecuencia y los controles de los generadores y protecciones.

O pueden involucrar tiempos del orden de minutos (fendmenos de largo
plazo) como los relacionados a las plantas motrices de los generadores (las

turbinas, calderas, etc.) y los reguladores de tension.

La inestabilidad en frecuencia de corto plazo, puede llevar a apagones en

cuestion de segundos en el sistema, en una o varias islas.

En realidad, un sistema con un desbalance entre generacién y carga, llega
a una frecuencia minima y posteriormente recupera una frecuencia estable,

como se indica en la siguiente figura.

Figura 12. Comportamiento de la frecuencia hasta estabilizarse
J
[l
60 - AN
f[rnln] dmm T e e e m e
I 1 -
3 10 J[[SM:]

Fuente: Curso de estabilidad de sistemas eléctricos de potencia, FING 2007. 31 p.
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1.3.5.1. Proteccién del sistema eléctrico

Por ello son necesarias acciones complementarias de emergencia para

que la frecuencia no llegue a los umbrales antes mencionados.

La principal proteccion sistémica automética para prevenir apagones luego
de salidas intempestivas de unidades generadoras son los esquemas de

disparo de carga por subfrecuencia (underfrequency load shedding).

La dindmica del sistema ante una pérdida de generacién depende
fuertemente de las condiciones iniciales de operacion, la importancia de la
contingencia intempestiva, la respuesta de los sistemas de control, etc., por lo
que por métodos clasicos es trabajosa la determinacién de la cantidad minima
de carga a disparar.

El disefio clasico del disparo de carga por subfrecuencia utiliza relés de
proteccién ubicados en distintas subestaciones, cuyo principio de operacion es
la deteccion de subfrecuencia por:

o Nivel o frecuencia absoluta (f<), o
o Derivada o pendiente de la frecuencia (df/dt<),
o combina ambos principios en el mismo relé.

La idea es disparar carga en la cantidad minima necesaria y no mas, para

mantener el sistema de potencia estable.

El disparo insuficiente de carga, no evitara que la caida de la frecuencia

contintde.
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El disparo excesivo de carga producira cortes innecesarios a ciertas

cargas.

La proteccion por subfrecuencia (f<) puede ser temporizada o instantanea
y para operar la frecuencia debe haber descendido hasta el umbral ajustado

f=faj (la subfrecuencia se detecta ya avanzado el fenbmeno).

Sin embargo, la proteccion por derivada de la frecuencia (df/dt<), que
también puede ser temporizada o instantanea, detecta en etapas tempranas del
fenomeno (la mayor pendiente es al principio del fendbmeno de pérdida de

generacion).
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2. PROTECCION DE CIRCUITOS DE DISTRIBUCION

2.1. Definicion de lineas de distribucion

Son lineas de media tensién con voltajes que se encuentran en un rango
de 1 kv y 34,5 kv. Son las lineas que, después de las de baja tension, son las
mas abundantes y que en el caso de paises pobres, son mayoritariamente
aéreas. Por esa razon, se da énfasis a la proteccion de sistemas aéreos de

media tension.

Para la operacion, mantenimiento y proteccion, dependiendo de su

ubicacion en el sistema, las lineas pueden tomar los siguientes nombres.

Figura 13. Configuracion subestacion y sus ramales

RAMAL PRINCIPAL

RAMAL SECUMDARIO RAMAL

Fuente: elaboracion propia.

o Ramal principal: son lineas que salen desde la subestacion y estan
protegidas exclusivamente por el disyuntor o restaurador automético de

la misma.
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o Ramal secundario: son lineas que se desprenden del ramal principal y
estan protegidas por un elemento adicional que puede ser: un corta

circuito con su fusible, un restaurador de linea o un seccionalizador.

o Ramal: son lineas que a su vez se desprenden de un ramal

secundario y estan protegidos por un corta circuito y su fusible.

Una vez llegada la energia eléctrica de las subestaciones o centros de
consumo por medio de las lineas de transmision, hay que proceder a distribuirla
hacia las cargas o consumidores existentes. Para ello se usan las lineas o

redes de distribucién, cuyos principales tipos vemos en las figuras que siguen:

Figura 14. Distribucion de la energia eléctrica

1N

3 4
sy

SE}

4
Fuente: FALLETY, Edgardo. Circuitos para la transmision y distribucién de energia eléctrica. 4

p.
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En la figura 15 se puede observar el caso en que los alimentadores llegan
desde la subestaciones a pequefios centros de consumo marcados con un

circulo, y desde ellos se hace la distribucién con ramificaciones.

En los grandes y medianos centros urbanos se usa el sistema de mallas,

que procuramos ilustrar en la siguiente figura.

Figura 15. Esquema radial de la distribucion de energia eléctrica
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Fuente: FALLETY, Edgardo. Circuitos para la transmision y distribucion de energia eléctrica. 4

p.

Por las calles se colocan las lineas eléctrica que estan unidas en todas las
esquinas (los conductores de igual polaridad), formando una verdadera trama.
La alimentacion se hace desde la subestacion hasta los puntos 1, 2 y 3, cuya
ubicacion depende de la distribucién de las cargas. Los consumidores toman

energia de los cables que pasan por su calle. También es comdn encontrar en
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los grandes centros urbanos “anillos” que encierran una manzana, alimentados

por anillos més importantes, y asi sucesivamente.

Figura 16. Esquema en anillo de la distribucion de energia eléctrica
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Fuente: elaboracion propia.

En la figura 16 se observa que cada manzana, tiene anillo del que toman
los consumidores, y el total de manzanas son alimentados por un anillo mas

importante, que se alimenta desde otro sistema.

2.2. Fallas en lineas de distribucion

A partir de la expansion de los sistemas de distribucion de energia
eléctrica en el mundo, el problema de la discontinuidad en el servicio, se ha
convertido en un tema de gran interés para los agentes del sector eléctrico, en
las areas de planeacion, operacion, distribucion, y mas adn, para los usuarios

residenciales e industriales.
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Tanto las empresas prestadoras del servicio de energia eléctrica, como
lo usuarios, interactian con respecto a la valoraciéon de los costos debidos a las

interrupciones del suministro de energia eléctrica.

Con los procesos de globalizacion, las empresas prestadoras del servicio
de electricidad del mundo, realizan estudios para valorar los costos debidos a
una inadecuada continuidad en el suministro, y de esta forma, obtener un punto
equidistante entre el costo de inversion para mejorar la confiabilidad de un
sistema y los costos que las interrupciones representan a los usuarios del

servicio.

La localizacion de fallas no es un problema nuevo. Sin embargo, las
investigaciones que se han realizado en esta area recaen sobre los sistemas de
transmision donde las caracteristicas homogéneas de la linea, la medicion en
ambos terminales y la disponibilidad de mas equipos, permiten localizar el sitio
de falla con alta precision. La localizacion en sistemas de distribucién es mas
problematica, por la complejidad debida a la presencia de conductores no
homogéneos, cargas intermedias, laterales y desbalance del sistema y de la
carga. Con lo cual se evidencia, que un sistema de distribucion local es mas
vulnerable a los diferentes factores que afecten la continuidad del servicio

prestado, por la singularidad de las topologias de sus redes eléctricas.

Desde mediados del siglo XX hasta nuestros dias, el sector eléctrico del
mundo ha crecido de manera exponencial. Por ejemplo: las empresas
distribuidoras de Estados Unidos experimentaron el comienzo de un rapido
aumento en el numero de usuarios de energia eléctrica. Este crecimiento de la

demanda provoco la expansion de los sistemas de planeacion y distribucion.

37



Los sistemas de distribucion crecieron en complejidad, la continuidad del
servicio se volvié un tema de gran importancia para los ingenieros eléctricos, y
mas aun, cuando el 14 de agosto del 2003, los paises: Estados Unidos y
Canada, experimentaron el mayor apagon de la historia, afectando a cerca de
50 millones de personas por la ausencia de electricidad con una duracion
aproxima de 29 horas. Se estima, que las pérdidas fueron mas de $USD 5 000

millones.

Se calcula que el costo de los apagones que actualmente sufre Estados
Unidos llega a los $USD 120 000 millones; el plan energético que planted el
presidente George W. Bush buscaba ahorrar energia mediante el uso adecuado
de la tecnologia, ademas de presentar recomendaciones para modernizar el
sistema eléctrico de los Estados Unidos (Torres et al., 2003). Con todas las
experiencias vividas en el mundo con respecto a deficiencias en la calidad de la
energia eléctrica; organizaciones internacionales como la International
Electrotechnical Commission (IEC) y el Institute of Electrical and Electronics
Engineers (IEEE) desarrollaron una serie de normas y métodos de valoraciéon

directa de costos debidos a interrupciones.

Con el avance de las tecnologias, la mayoria de equipos eléctricos y
electrénicos de uso doméstico e industrial, son mas vulnerables a variaciones
de los parametros de alimentacion. Por ende, la calidad de la energia y la
continuidad en el servicio de suministro, deben regirse bajos principios de
confiabilidad. En consecuencia es necesario adoptar metodologias que faciliten
la rapida y confiable identificacion de fallas y de esta manera establecer
medidas que mitiguen el impacto economico y social, asociado los factores

caracteristicos de la energia eléctrica.
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Las inversiones que hacen los operadores de red y los comercializadores
para mejorar dicha calidad del servicio, se debe evidenciar de manera clara y
transparente en interrupciones menos frecuentes y prolongadas, plasmadas en

datos de indicadores veraces y definitivos.

2.2.1. Tipos de fallas

o Fallas permanentes: cuando ocurren, necesitan la intervencién de
personal y/o equipos para eliminarlas. El caso de postes chocados,
arboles sobre las lineas, lineas en el suelo, etc.

o Fallas temporales: son fallas que se eliminan sin la intervencién de

personal y/o equipo.

Hay que hacer notar que segun estadisticas recopiladas en lugares como
Estados Unidos, las fallas temporales de un sistema aéreo de distribucién

cuentan por entre el 61 % y el 80 % del total de fallas que se presentan.

2.2.2. Identificacién y localizacion de fallas

El diagnostico de fallas en las redes de distribucion es de gran importancia
incluso en las redes de media tensién. Del mismo modo, la identificacion y
localizacion de tales eventos es un importante factor para la calidad del servicio.
Para el diagnostico de fallas se emplean algoritmos que consisten
principalmente en el cdmputo de la impedancia de la linea de falla, basados en
el voltaje y la corriente registrados directamente en el alimentador primario. Por
lo tanto, se establece una relacion entre la impedancia y la distancia de la falla,

teniendo presente los parametros de la linea.
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Este método es eficiente para los sistemas de transmision porque permite
detectar en un punto preciso la ocurrencia de la interrupcién. Sin embargo, tal
algoritmo no es aplicable a redes de distribuciéon, debido a que estas, presentan
topologias mucho mas complejas, en la cual, la distancia asociada con la
impedancia estimada, puede coincidir con diferentes puntos de un sistema

ramificado.

En la figura 19 se logra observar, un diagrama del sistema de distribucion,
en el cual la subestacion principal o alimentador primario (1) estd encargada de
suplir energia eléctrica a usuarios residenciales (2 y 3) e industriales (8) a
través de lineas de distribucién (4, 5y 6) y de un nodo de interconexion (7). Los
operadores de red miden la continuidad del servicio de energia directamente
sobre la subestacién (1). Entonces, si ocurre una falla en los puntos (4, 5, 6 o
7), esta interrupcion no sera oportunamente registrada por los medidores de la
subestacion, debido a que estos solo monitorizan los interruptores que se

encuentran alojados en la misma.

En consecuencia, los usuarios residenciales e industriales seran los
principales afectados por la discontinuidad del servicio, que repercutira en altas
perdidas en productividad, dafio en equipos, productos y procesos. Todo lo
anterior, por la tardanza en la identificacion y localizacion de la falla eléctrica,
para su posterior reconexion. En Guatemala las perdidas anualmente son muy
grandes debido a las interrupciones en el servicio de energia, por fenbmenos
naturales u ocasionados por una mala coordinacion o supervision de los

sistemas de transmision y distribucion.
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Figura 17. Diagrama de un sistema de distribucion

T

====-.-1'====T]
—
2 3

i 3‘ iy :v[ v‘} 1L

6 THiL

o #? ]w'%
p)

Fuente: GOMEZ, Victor. Fallas de circuitos de distribucion, 8 p.
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2.3. Proteccién de los circuitos de distribucién

El problema de Proteccion de los Sistemas Eléctricos de Distribucion ha
venido adquiriendo cada vez mayor importancia ante el crecimiento acelerado
de las redes eléctricas, y la exigencia de un suministro de energia a los
consumidores con una calidad de servicio cada vez mayor. A pesar de existir
abundante bibliografia sobre Protecciones de Sistemas Eléctricos, esta en su
mayoria esta enfocada a los Sistemas de Generacion y Transmision de Energia
Eléctrica.

2.3.1. Funciones del sistema de proteccion

No son muy abundantes las publicaciones que tratan este tema tan
interesante y hoy en dia tan necesario, a nivel de distribucion con un interés
especial a la seleccién, aplicacion y coordinacion de los equipos de proteccion
comunmente usados en estos sistemas. Por esta razon, el objetivo de este
capitulo es dar una vision lo mas completa posible sobre los equipos de

proteccion mas utilizados en distribucion.
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Se tratan los temas de esquemas de proteccion, seleccion de equipos y
coordinacion de operacion de los mismos en forma simple, mas orientados a los
conceptos, célculos preliminares y recomendaciones generales, que a aspectos
de construccion o mantencion de los equipos. Se pretende entregar los
elementos necesarios para realizar los calculos eléctricos involucrados en la
proteccion y determinar los pardmetros pertinentes, todo ello dentro del marco

de la filosofia de las protecciones en sistemas eléctricos.

Se estudian en particular, los tres tipos de protecciones mas utilizados y
propios de los sistemas de distribucion, como son, los fusibles, los recloser
automaticos y los seccionalizadores, a pesar de que estos ultimos estan siendo
dejados de lado por algunas empresas de distribucion. Otros equipos, como los
relés de sobrecorriente y los interruptores de potencia ya fueron analizados en

los capitulos anteriores.

Las funciones principales de los sistemas de proteccion son:

o Liberar fallas permanentes, aislando la parte con problemas del resto del
sistema
o Minimizar el numero de fallas permanentes, desenergizando los circuitos

con desperfecto temporal previendo que los mismos puedan desembocar

en fallas permanentes.

o Minimizar el tiempo utilizado para ubicacion del lugar donde ocurrié la
falla.
o Prevenir dafios en los equipos Yy linea, liberando las fallas antes de que

ocurran danos en los mismos.

o Minimizar la probabilidad de cristalizacion de conductores.
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Algunos aspectos importantes para el disefio del sistema de proteccion y

seleccion de equipo son:

o Corrientes de carga maximas en cada punto donde se localizar un

dispositivo de proteccion.

o Localizaciébn de cargas muy grandes o que requieren consideracion
especial.
o Localizacion de puntos de interconexion con otros circuitos.

2.3.2. Fusibles

Se utilizan ampliamente en sistemas de distribucion para proteger
ramales relativamente cortos o de poca importancia. Los parametros que es

necesario conocer para una correcta aplicacion son:

o Capacidad nominal en amperios: es la corriente maxima que pueden
llevar un corta circuitos sin sufrir dafos ni alteracién. Normalmente se

utilizan corta circuitos de 100 A y de 200 A.

o Capacidad de interrupcion en amperios: es la maxima falla que puede
interrumpir un dispositivo sin sufrir dafios ni alteraciones. En el caso de
los corta circuitos, el de 100 A puede interrumpir hasta 10 000 A y el de
200 A puede interrumpir hasta 16 000 A.

El elemento fusible se funde cuando circula por él, una corriente peligrosa
durante un tiempo determinado. ElI mecanismo de soporte establece
rapidamente una distancia eléctrica prudente a fin de minimizar el tiempo que

dura el arco.
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Figura 18. Partes de un fusible de distribucion
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Fuente: WILEY, John. Documento_ the art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.

El corta circuito se compone del tubo porta fusible que es donde se coloca
el listén, el aislamiento y los herrajes que sirven para conectarlos a las lineas y

colocarlos en el poste correspondiente.

El tubo porta fusible en su interior tiene un revestimiento de boro. Cuando
la corriente en el liston llega a valores iguales o superiores al valor con el cual
este empieza a fundirse, se forma un arco que a su vez estimula la emision de

gases en el revestimiento del tubo, gases que ayudan a interrumpir el arco.

También tiene un resorte en la parte inferior que cuando se quema el listén
fusible, hace que el tubo se suelte de la parte superior ayudando alargar y a

extinguir el arco.

Las caracteristicas de un fusible varian de acuerdo al material usado en el
elemento fusible y a su disposicion. El tiempo y la intensidad minima de fusién
del elemento dependen del ambiente en que se encuentre y de la intensidad de

la corriente en el instante anterior a la sobrecarga.
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En todo caso las curvas caracteristicas de tiempo-corriente se dan para
temperaturas ambientes de 20 a 25 °C y se indican para corrientes que

producen fusion en 5 minutos o menos, partiendo de fusibles sin carga.

La curva caracteristica de un fusible se puede separar en las siguientes

partes, tal como se muestra en la siguiente figura.

Figura 19. Caracteristica de operacion de fusible
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Fuente: WILEY, John. Documento_ the art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.

o Curva de tiempo minimo de fusion: relaciona la corriente con el tiempo

minimo al cual el fusible se funde.

o Curva de tiempo méaximo de fusion o de aclaramiento: se obtiene

adicionando un margen de tolerancia (en corriente) a la curva a.

o Curva de tiempo total para la extincion del arco: se obtiene adicionando a

la curva el tiempo necesario para la completa extincién del arco.
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o Curva tiempo-corriente de corta duracion: relaciona la corriente y el
tiempo maximo permisible para que el fusible no quede debilitado en
caso de sobrecargas de corta duracion. Se obtiene estableciendo un
margen debajo de la curva a.

En general, los fusibles se aplican especialmente en el sector industrial, en
la proteccion de transformadores de potencial, de distribucion o de potencias
reducidas y ocasionalmente, en proteccion de ramales. A menudo el fusible
puede montarse como seccionador y en algunos casos tiene mecanismos

automaticos.

Se debe tener en cuenta que en condiciones transitorias (in-Rush de
transformadores, corriente de arranque de motores de induccion, etc.) y
condiciones permanentes de carga de transformadores (con posibles
variaciones de hasta 200 % de capacidad en los bancos autoenfriados), el
transformador no sufre dafio y por lo tanto, el fusible debe permitir fluctuacion
con un margen de seguridad. Adicionalmente, debe considerarse que el fusible
tiene una franja de respuesta a las sobrecorriente (tiempo fusién del elemento
+ tiempo del arco), pudiendo presentar problemas de selectividad cuando esta

en serie con un interruptor automéatico u otros fusibles.

2.3.2.1. Estandarizacion de curva tiempo-corriente
(NEMA)
o Rangos estandar o normalizados: las caracteristicas tiempo-corriente de

los fusibles, seguin NEMA consideran tiempos desde 0,01 a 300
segundos para fusibles con corrientes nominales de 100 A 0 menos y de
0,01 a 600 segundos para fusibles con corrientes nominales por sobre
100 A.
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Razon de velocidad de fusibles: se define como el cociente entre la
corriente minima de fusion en 0,1 segundos y la corriente minima de
fusion en 300 segundos para capacidad nominal de 100 A o menos y 600

segundos para capacidades nominal sobre 100 A.

De acuerdo con esto, un fusible rapido (por ejemplo uno tipo K para
distribucion) es el que tiene una razon de velocidad de 6 a 8 y un fusible
lento (tipo T, por ejemplo) es el que tiene una razén de velocidad de 10 a
13. Las curvas de los fusibles lentos se asemejan a las de calentamiento
de los transformadores por lo que pueden usarse convenientemente en
la proteccién de ellos. Las figuras 20 y 21 comparan las curvas de tiempo
minimo de fusién de fusibles 15K y 15T y de tiempo minimo de fusion y

maximo de aclaramiento de un fusible tipo K, respectivamente.

Construccién del elemento fusible: la seguridad de un fusible esta dada
por el elemento fusible. Por tal motivo, el control de la corriente por éste
debe ser muy riguroso. Normalmente, el elemento fusible esta constituido
por un hilo de plata, una union de estafio o mas comunmente por la
combinacion fisica plata-estafio (ejemplo: un tubo de plata rodeado de un
alambre de estafio (“time lag”). De esta forma, los puntos de tiempo
rapido (alta corriente) de las curvas “tiempo-corriente de fusién” estan
determinados por la accién de uno de los elementos y los puntos de

tiempo lento (baja corriente) por la accién del otro elemento.
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2.3.3. Recloser de subestacién

Es un dispositivo con la capacidad de interrupcion de corrientes de falla y
gue tiene incorporada la inteligencia para poder detectar el nivel de corriente al
gue debe de iniciar el disparo, establecer el tiempo que debe de tardar en abrir,
dependiendo del valor de la falla (curva tiempo-corriente), establecer la cantidad
de reenganches que han sido programados antes de efectuar una apertura
definitiva y operar en curvas rapida o en curva lenta dependiendo de la

programacion que se haya efectuado.

Normalmente estos equipos tienen capacidad de reenganchar
automaticamente hasta 3 veces antes de efectuar la apertura definitiva, lo que

implica que puede efectuar hasta 4 operaciones de apertura.

Dependiendo del tipo de control que tengas el restaurador, el valor en
amperios del nivel de disparo tanto para fase como para tierra, se pueden
seleccionar de una serie de valores fijos si es un control antiguo, o
introduciendo un valor durante la programacién del control en los mas
modernos. En los controles antiguos, los valores de disparo para fase son
normalmente de 140, 200, 280, 400 y 560 A Los valores de disparo para tierra
se pueden seleccionar de 50, 100, 200 A En los controles mas modernos la
programacion se hace conectando el control a una computadora y programando

desde el software correspondiente, los valores que se han seleccionado.

También se puede programar el nimero total de operaciones de apertura

hasta un maximo de 4.

48



El control de estos dispositivos permite que en condiciones de falla el
restaurador realice sus operaciones de apertura temporizando en 2 curvas
diferentes, para lo cual se programa para que realice una o dos operaciones de
apertura en curva rapida y normalmente dos o tres operaciones de apertura en

curva lenta.

Figura 20. Curvas de fase de restauradores

Fuente: WILEY, John. Documento_ the art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.

La secuencia de operacion tipica de un recloser para abrir en caso de una
falla permanente se muestra en la figura 20, donde se ha supuesto que la

programacion es C 22, es decir, dos aperturas rapidas y dos aperturas lentas,
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con tiempos obtenidos respectivamente, de la curva A y de la curva C de la
figura 21, para la magnitud de corriente de falla correspondiente.

Figura 21. Secuencia de operaciéon de un recloser
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Fuente: WILEY, John. Documento_ the art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.

Segun la figura 21, en condiciones normales de servicio, por la linea
protegida circula la corriente de carga normal. Si ocurre una falla aguas abajo
de la instalacion del recloser y la corriente del cortocircuito es mayor a la
corriente minima de operacién preestablecida, el mismo opera por primera vez
segun la curva rapida A en un tiempo ta. Permanece abierto durante un cierto
tiempo, usualmente 1 segundo, el cual reconecta la linea fallada. Si la falla ha
desaparecido el recloser permanece cerrado y se restablece el servicio. Si por
el contrario, la falla permanece, el recloser opera por segunda vez en curva

rapida A y después de tasegundos abre nuevamente sus contactos.
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Luego de cumplirse el segundo tiempo de reconexion el recloser cierra sus
contactos y si aun la falla persiste, abre por tercera vez pero de acuerdo al

tiempo de aclaramiento tc correspondiente a la curva lenta tipo C.

Una vez que se cumple el tiempo de la tercera y Ultima reconexion,
reconecta por ultima vez cerrando sus contactos. Si aun la falla esta presente,

el recloser al cabo de tc segundos abre definitivamente.

En caso que el recloser no haya completado su secuencia de operacion,
después de transcurrido el tiempo de reposicion, repone su programacion que
tenia antes que ocurriera la falla, quedando en condiciones de ejecutar
completamente su secuencia de operacion en caso de presentarse una nueva

condicion de falla en la linea.

Los recloser pueden ser usados en cualquier punto de un sistema de
distribucion donde el rango del mismo es adecuado para los requerimientos del
sistema. Las localizaciones légicas para €l se muestran en la figura 23 y
corresponden a las indicadas por las respectivas letras:

o En subestaciones, como el dispositivo de proteccion del alimentador

primario que permite aislar el alimentador en caso de falla permanente.

o En lineas de distribucion a una distancia de la subestacion, para
seccionalizar alimentadores largos y asi prevenir salidas del alimentador
entero cuando una falla permanente ocurre cerca del final del

alimentador.

51



o En ramales importantes desde el alimentador principal para proteger el

alimentador principal de interrupciones y salidas debido a fallas en el

ramal.
o En pequefios ramales monofasicos.
Figura 22. Diagrama unifilar de un sistema de distribucion mostrando

aplicaciones de los recloser
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Fuente: WILEY, John. Documento_ the art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.

Para la correcta aplicacion de los recloser, se deben considerar los

siguientes factores:

o La tension nominal del sistema debe ser igual o menor a la tension de

disefo del recloser.
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o La corriente maxima permanente de carga en el punto del sistema donde

se ubicard, debe ser menor o igual a la corriente nominal de recloser.

o Debe tener una capacidad de ruptura mayor o igual, a la corriente

maxima de falla en el punto de aplicacion.

o La corriente minima de operacion debe escogerse de modo que detecte
todas las fallas que ocurran dentro de la zona que se ha encomendado
proteger (sensibilidad).

o Las curvas tiempo-corriente y la secuencia de operacion deben
seleccionarse adecuadamente, de modo que sea posible coordinar su
operacion con otros elementos de proteccion instalados en el mismo

sistema.

2.3.4. Seccionador

El seccionador es un dispositivo de proteccién que tiene la capacidad de
aislar una falla en una determinada linea de la red eléctrica. Se instala
necesariamente aguas abajo de un equipo con reconexion automatica. Para
fallas ocurridas dentro de su zona de proteccion, el seccionador cuenta las
aperturas y cierres efectuadas por el equipo dotado de reconexion automatica
instalado aguas arriba y de acuerdo a un ajuste previo, abre en el momento en
qgue el recloser esta abierto; es decir, el seccionador cuenta los impulsos de
corriente de falla que fluyen en el sistema, ajustandose para que abra después
de un determinado numero de pulsos que pueden ser uno, dos o tres como

maximo.
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Siempre debe ajustarse para un pulso menos que el numero de
operaciones del recloser asociado. Se usan a menudo en lugar de
desconectadores fusibles en arranques donde es necesario reponer el servicio
rapidamente y donde no se justifica el uso de otro recloser en serie. No tienen
curvas caracteristicas de operacion tiempo-corriente y se coordinan como se
vera méas adelante, simplemente por sus corrientes nominales y sus secuencias

de operacion.

El restaurador hace su primera operacion de apertura en curva rapida, el
seccionador cuenta “1” posterior a lo cual el recloser hace su primer

reenganche.

Siendo la falla permanente, el recloser hace su segunda operacién de
apertura en curva lenta, el seccionador cuenta “2” y hace su segundo

reenganche.

Como la falla permanece, el recloser hace su tercera operacion de
apertura en curva lenta, el seccionador cuenta “3” y en el momento en que el
estd abierto, el seccionador se abre. El recloser hace su tercer y ultimo
reenganche y como la linea con falla ya ha sido aislada por los seccionadores,

el recloser permanece cerrado, manteniendo la continuidad del servicio.

Los requisitos béasicos que deben considerarse para su adecuada

aplicacioén son los siguientes:

o El dispositivo de proteccion con reconexién automatica, ubicado aguas
arriba del seccionador, debe tener la sensibilidad suficiente para detectar
la corriente minima de falla en toda la zona asignada para ser protegida
por él.
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La corriente minima de falla del sector de la linea que debe ser aislada

por el seccionador debe exceder a su corriente minima de operacion.

El seccionador debe ajustarse como maximo para que abra en una
operacion menos que el dispositivo con reconexion automatica ubicado

aguas arriba.

No debe excederse los valores de corrientes maximas de corta duracion

del seccionador.

Puede ser usado en serie con otros dispositivos de proteccién, pero no

entre dos recloser.

Las ventajas de usar seccionador en lineas radiales de distribucién son:

Cuando se emplean en lugar de un recloser, resultan de un costo de

inversion inicial y de mantencién menor.

Cuando se emplean sustituyendo un fusible, no presentan dificultades de
coordinacion como se presentaria, al ser reemplazado por otro fusible de

tamano diferente.

Pueden ser utilizados para desconectar o conectar lineas de carga,

siempre que estas estén dentro de su rango admisible.

Cuando se tiene que coordinar en secuencia, recloser, seccionadores,

fusibles, la Unica secuencia que permite el funcionamiento correcto del

esquema es la descrita anteriormente de programar una operacion rapida y 3
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operaciones lentas en el recloser, y programar el seccionador para que cuente
3 interrupciones de corriente de falla. Cualquier otra programaciéon del recloser
o del seccionador, hara que fallas que se deben de liberar con el fusible, hagan

operar también el seccionador.

2.3.5. Coordinacion de elementos de proteccion

En general, los conceptos basicos de coordinacién de los elementos de

proteccion en alimentadores de distribucion radial, pueden resumirse en dos:

o El dispositivo de proteccion mas proximo a la falla (local) debe
despejarla, sea ésta permanente o transitoria, antes que el dispositivo de
respaldo opere si este no tiene reconexién automatica o antes que agote

las reconexiones en caso de tenerlas.

o Las interrupciones deben restringirse al minimo en fallas permanentes,

tanto en el tramo de la linea conectada como en el tiempo de duracién.

2.3.5.1. Coordinacién de fusibles

Como se dijo, el fusible es normalmente usado en la proteccién de
transformadores, por este motivo interesa su coordinacién en este caso. Al
proteger un transformador, el fusible podria estar coordinado con otros fusibles
o con relés de tiempo extremadamente inverso, dado que para una buena
coordinacién, las curvas tiempo corriente deben ser similares. En este caso, es
necesario trabajar con las curvas caracteristicas tiempo-corriente tanto para los

relés como para los fusibles, con el fin de realizar el proceso de coordinacion.
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Cuando se trata de coordinar solamente fusibles entre si, se pueden
utilizar sus curvas de tiempo-corriente, tal como las que se muestran en la tabla
I, para los fusibles de tipo Ky T respectivamente. Sin embargo, es mas comodo
trabajar con tablas de coordinacion como las que se indican en la tabla | entre

fusibles tipo Ky 2 entre fusibles tipo T.

Estas tablas indican el valor maximo de la corriente de falla a la cual
coordinan los fusibles respectivos, ellas estdn basadas en las curvas de
méaximo tiempo de aclaramiento del fusible local y el 75 % de la curva de tiempo
minimo de fusién del fusible de respaldo; es decir, se exige que el 75 % del
tiempo minimo de fusién del fusible del lado fuente (de respaldo o protegido)
sea mayor que el tiempo total de aclaramiento del fusible del lado carga (local o

de proteccion).

Tablal. Coordinacion entre fusibles tipo K segun EEI-NEMA

FUSIBLES FUSIBLES PROTEGIDOS (RESPALDO)

DE PRO- 8K |10K [12K [15K [20K [25K [30K [40K [50K [65K [80K | 100K | 140K |200K

TECCION CORRIENTE DE CORTOCIRCUITO MAXIMA DE COORDINACION (AMPERES)
6K 190 [350 [510 |650 [840 [1060 |1340 [1700 [2200 |2800 |3900 |5800 |9200
'K 210 [440 [650 [840 [1060 [1340 [1700 [2200 [2800 [3900 [5800 [9200
10K 300 [540 [s840 |1060 |[1340 [1700 [2200 |2800 |3900 |5800 |9200
12K 320|710 |1050 |1340 [1700 [2200 [2800 [3900 [5%00 |9200
15K 430 870 | 1340 | 1700 |2200 |2800 |3900 |5800 |9200
20K 500 1100 [ 1700 [2200 [2800 [3900 |5800 |9200
25K 660 [1350 |[2200 [2800 |3900 |5800 |9200
30K 850 | 1700 |2800 [3900 [5800 |9200
40K 1100 {2200 |3900 |5800 |9200
50K 1450 3500 |[5800 [9200
65K 2400 | 5800 |9200
0K 4500 |9200
100K 2000 [9100
140K 4000

Fuente: WILEY, John. Documento_ the art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.
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Tablall. Coordinacion entre fusible tipo T segun EEI-NEMA

FUSIBLES FUSIBLES PROTEGIDOS (RESPALDO)

DE PRO- 8T [10T [12T 15T [20T [25T [30T [40T [50T [65T [80T [100T [140T |200T

TECCION CORRIENTE DE CORTOCIRCUITO MAXIMA DE COORDINACION (AMPERES)
6T 350 680 [920 [1200 [1500 [2000 [2540 [3200 [4100 [5000 [6100 [9700 |15200
8T 375 |800 [1200 [1500 [2000 |[2540 [3200 [4100 [5000 [6100 [9700 [15200
10T 530 [1100 [1500 2000 [2540 [3200 [4100 [5000 6100 [9700 |15200
12T 680 | 1280 [2000 [2540 3200 [4100 [5000 [6100 [9700 [15200
15T 730 [1700 [2500 [3200 |4100 [35000 |6100 [9700 |15200
20T 990 [2100 [3200 [4100 [5000 [6100 [9700 [15200
25T 1400 [2600 [4100 [5000 |6100 [9700 15200
30T 1500 [3100 [5000 [6100 [9700 [15200
40T 1700 [3800 |6100 [ 9700 |15200
50T 1750 | 4400 [9700 |15200
65T 2200 [9700 |15200
80T 7200 |15200
100T 4000 | 13800
140T 7500

Fuente: WILEY, John. Documento_ the art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.

Se considerara a manera de ejemplo, el sistema que se muestra en la
figura 25, donde se indican las corrientes de carga de cada alimentador y el
nivel de cortocircuito en cada punto de ubicacién de un fusible (barra).
Considerando fusibles de tipo T se tiene que: En A se puede elegir un fusible

15T que soporta en forma permanente hasta 23 A, mayor que la corriente de

carga de ese tramo.

Por lo mismo, en B se elige un fusible 25T (38 A maximo) y en C un 80T
(120 A maximo). Segun la tabla Il, los fusibles 15T y 25T coordinan hasta una
corriente de falla maxima de 730 A, por lo tanto en B se debe elegir un fusible
30T que coordina con el 15T hasta 1 700 A (mayor que los 1 550 A de falla).
Los fusibles 30T y 80T coordinan hasta 5 000 A, mayor que los 1 800 A de falla

y por lo tanto en C queda el 80T.
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Figura 23. Ejemplo de coordinacion de fusible
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Fuente: WILEY, John. Documento_ the art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.

2.3.5.2. Coordinacion entre recloser y fusible

Se pueden distinguir dos casos, recloser-fusible y fusible-recloser. En
ambos, se usa el método de trazado de curvas del recloser y del fusible, con el

fin de obtener el rango de corrientes de cortocircuito en que existe coordinacion.

2.3.5.2.1. Coordinacion de recloser con
fusible en el lado de carga
(recloser- fusible)

En este caso el recloser deberéa detectar las fallas ocurridas en su zona y
también las de la zona del fusible. Por lo tanto, el fusible debe operar después
de la caracteristica rapida y antes de la lenta del recloser, como se muestra en

la figura 26. Para ello se debe cumplir lo siguiente:

o Para todo el rango de corriente de falla de la zona protegida por el fusible,
su tiempo minimo de fusion debe ser mayor que el tiempo de operacion

del recloser en su caracteristica rapida, multiplicada por el factor K1, dado

59



por el fabricante, que se indica en la tabla Ill y su valor depende de la

secuencia de operacién y del tiempo de la primera reconexion.

o La interseccion de esta curva con la de tiempo minimo de fusion del

fusible determina el punto de corriente maxima de coordinacion.

Tabla lll.  Valores de factor de correccion K1
Tiempo de Una operacion rapida Dos operaciones rapidas
Reconexion

(ciclos) Promedio Miaximo Promedio Miaximo

25-30 1.3 1.2 2.0 1.80

60 1.3 1.2 1.5 1,35

90 1.3 1.2 1.5 1,35

120 1.3 1.2 1.5 1.35

Fuente: WILEY, John. Documento_ the art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.

Los valores de la columna “promedio” se aplican cuando las curvas
rapidas son dibujadas para valores promedio y la columna “maximo”, cuando la

curva rapida se grafica para valores maximos.

o Para todo el rango de corriente de falla de la zona protegida por el
fusible, su tiempo méximo de aclaramiento, debe ser menor que el
tiempo de operacion del recloser en su caracteristica lenta. Si estas
curvas pasan muy cerca, el recloser debera dejarse con a lo menos 2
operaciones lentas, para que pueda operar simultaneamente con el
fusible. De esta forma, el recloser podra reponer el servicio al resto del

sistema. Determina el punto de corriente minima de coordinacion.
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2.3.5.2.2. Coordinacién de recloser con
fusible en el lado fuente

(fusible-recloser)

En la figura 26 se muestra un caso tipico de coordinacion entre fusible y
recloser. El fusible en este caso, protege el sistema de fallas internas en el
transformador, o en la barra de la subestacién, que no pueden ser detectadas

por el recloser.

Para el estudio de coordinacion en este caso, es necesario considerar las
fallas en el lado carga del recloser, para lo cual se deben referir las curvas de
tiempo minimo de fusion del fusible ubicado en el lado de alta del
transformador, al voltaje del lado de baja tension, donde esta ubicado el

recloser. Para una adecuada coordinacién se debe cumplir que:

La curva de tiempo minimo de fusién del fusible debe estar por sobre la
curva de operacion lenta del recloser en todo el rango de corriente de
cortocircuito. Esta ultima debe ser modificada, por un factor de correccion Kz,
dada en la tabla IV, antes de comparar ambas curvas ya referidas a una tension
base comun. El factor K2 depende de la secuencia de operaciones elegidas en

el recloser y los tiempos de calentamiento y enfriamiento del fusible.
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Tabla IV. Valor de factor de correccion K2

Tiempo de Secuencia de operacion
Reconexion (ciclos) 22 13 04
20 2.70 3.20 3.70
25 2.60 3.10 3,50
50 2.10 2,50 2.70
75 1.85 2.10 2.20
100 1.70 1,80 1.90
200 1.40 1,40 1.45
500 1.35 1.35 1.35

Fuente: WILEY, John. Documento_ the art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.
Figura 24. Coordinacion de recloser y coordinacion de fusible-recloser
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Fuente: WILEY, John. Documento__ the art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.
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2.3.5.3. Coordinacion entre recloser e interruptor

Esta coordinacion es muy comun en subestaciones donde el nivel de
cortocircuito en la barra de alimentadores primarios es de 250 KVA o mayor,
cuando se usan interruptores en el origen de alimentadores, con recloser en el
troncal o en arranques importantes. Los alimentadores son protegidos mediante
interruptores, comandados por relés de sobrecorriente de tiempo

extremadamente inverso.

El relé debe ser ajustado de manera que detecte y de orden de
aclaramiento para todas las fallas que ocurran dentro de la zona del
alimentador, hasta la ubicacién del primer recloser, pero, no obstante, debe

tener un retardo suficiente de manera que no operen simultaneamente.

El factor crucial para coordinar la operacion entre estos elementos de
proteccion, es el tiempo de reposicion del relé de sobrecorriente durante la
secuencia de operacion de recloser. Si se utiliza un relé electromecénico en
lugar de uno de estado sélido, sucede que mientras se cumple el tiempo de
operacion del recloser durante una falla, el relé comienza a integrar el tiempo,

avanzando su disco en el sentido de disparo.

Si la reposicion del disco es lenta, cuando el recloser esta en el periodo de
reconexion (abierto), el relé irA acumulando avance en la direccion de disparo,
de manera que puede suceder una orden de apertura falsa durante las

sucesivas operaciones de apertura y cierre de recloser.

Los tiempos tipicos de reposicion de los relés de sobrecorriente
electromecanicos, para la curva de operacion de mayor nivel, son de alrededor

de 6 segundos para relés de caracteristicas extremadamente inversas.
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Una regla practica que se puede aplicar para determinar si hay o no
coordinacion entre estos elementos es la siguiente: Es posible que no se logre
una selectividad adecuada, si para un valor cualquiera de corriente de falla, el
tiempo de operacién del relé, es menor que dos veces el tiempo de operacion
del recloser en curva lenta, suponiendo que la secuencia de operacion del

recloser incluye dos operaciones en este tipo de curva.

2.3.54. Coordinacion entre recloser y seccionador

Para coordinar un recloser con un seccionador no se requiere hacer
analisis de curvas de tiempo-corriente debido a que el seccionador no tiene este

tipo de curvas.

Solo cuenta pulsos de corriente de falla y se ajusta para que abra luego
de un determinado numero de pulsos, como maximo, uno menos que el nimero
de operaciones del recloser ubicado aguas arriba y en el momento en que éste

esta abierto.

2.3.5.5. Coordinacion entre recloser por corriente

nominal

En este método se coordina de acuerdo a las corrientes nominales de los
equipos, considerando que dichas corrientes disminuyen a medida que se aleja
de la fuente. Con este método existira coordinacion aun cuando los recloser
tengan el mismo ajuste, que normalmente corresponde a 2 operaciones rapidas
y 2 retardadas. Es practicamente imposible que no haya operacion simultanea

cuando operan en curva rapida, sin embargo se debe mantener una diferencia
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de a lo menos 12 ciclos, entre las operaciones en curvas retardadas para

asegurar en estos casos una buena selectividad.

Figura 25. Coordinacion entre recloser por corriente nominal
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Fuente: WILEY, John. Documento_ the art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.

2.3.5.5.1. Combinando el numero de

aperturas

Es posible coordinar recloser en serie, que tengan la misma corriente
nominal, siempre que sus secuencia de operacién sean diferentes, de tal
manera que el recloser ubicado mas cercano a la falla, tenga una operacion
menos en curva lenta que el recloser ubicado aguas arriba, de tal manera que

se produzca el despeje de la falla selectivamente. Con esto se logra que ambos
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operen simultineamente, pero uno de ellos agotard su secuencia de operacion

antes, cuando aun al otro le quede una operacién mas.

Figura 26. Coordinacion entre recloser combinando el

numero de aperturas
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Fuente: WILEY, John. Documento_ the art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.

2.3.5.5.2. Combinando en curva de

operacion retardada

En este método las corrientes de operacién son idénticas, solo que
ademas de tener programadas diferentes secuencias de operacion, también
realizan las aperturas con retardo en curvas diferentes. Esto se puede apreciar

en el sistema mostrado en la figura 27.
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Figura 27. Coordinacion entre recloser combinando curvas de
operacion retardada
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Fuente: WILEY, John. Documento_ the art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.
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3. SISTEMA SCADA

3.1. Conceptos basicos del sistema SCADA

Los sistemas SCADA (Supervisory Control And Data Acquisition) son
aplicaciones de software, disefiadas con la finalidad de controlar y supervisar
procesos a distancia. Se basan en la adquisicion de datos de los procesos

remotos.

Se trata de una aplicacion de software, especialmente diseflada para
funcionar sobre ordenadores en el control de produccién, proporcionando
comunicaciéon con los dispositivos de campo (controladores autdonomos,
autdmatas programables, etc.) y controlando el proceso de forma automéatica
desde una computadora. Ademas, envia la informacion generada en el proceso
productivo a diversos usuarios, tanto del mismo nivel como hacia otros
supervisores dentro de la empresa, es decir, que permite la participacion de
otras areas como por ejemplo: control de calidad, supervisién, mantenimiento,

etc.

Cada uno de los items de SCADA (Supervision, Control y Adquisicién de
datos) involucran muchos subsistemas, por ejemplo, la adquisicion de los datos
puede estar a cargo de un PLC (Controlador Logico Programable) el cual toma
las sefales y las envia a las estaciones remotas usando un protocolo
determinado; otra forma podria ser que una computadora realice la adquisicion
via un hardware especializado y luego esa informacion la transmita hacia un

equipo de radio via su puerto serial, y asi existen muchas otras alternativas.
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Las tareas de supervision y control generalmente estan mas relacionadas
con el software SCADA, en él, el operador puede visualizar en la pantalla del
computador de cada una de las estaciones remotas que conforman el sistema,
los estados de esta, las situaciones de alarma y tomar acciones fisicas sobre
algun equipo lejano, la comunicacion se realiza mediante buses especiales o
redes LAN. Todo esto se ejecuta normalmente en tiempo real, y estan
disefiados para dar al operador de planta la posibilidad de supervisar y controlar

dichos procesos.

Estos sistemas actuan sobre los dispositivos instalados en el campo, como
son los controladores, automatas, sensores, actuadores, registradores, etc.
Ademas permiten controlar el proceso desde una estacion remota, para ello el
software brinda una interfaz grafica que muestra el comportamiento del proceso

en tiempo real.

Generalmente se vincula el software al uso de una computadora o de un
PLC, la accién de control es realizada por los controladores de campo, pero la
comunicacién del sistema con el operador es necesariamente via computadora.
Sin embargo, el operador puede gobernar el proceso en un momento dado si es

necesario.

Un software SCADA debe ser capaz de ofrecer al sistema:

o Posibilidad de crear paneles de alarma, que exigen la presencia del
operador para reconocer una parada o situaciéon de alarma, con registro

de incidencias.

o Generacion de datos histéricos de las sefale de planta, que pueden ser

volcados para su proceso sobre una hoja de calculo.
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o Ejecucion de programas, que modifican la ley de control, o incluso anular

o modificar las tareas asociadas al autdmata, bajo ciertas condiciones.

o Posibilidad de programaciéon numérica, que permite realizar calculos

aritméticos de elevada resolucion sobre la CPU del ordenador.

Existen diversos tipos de sistemas SCADA dependiendo del fabricante y
sobre todo de la finalidad con que se va a hacer uso del sistema, por ello antes
de decidir cual es el mas adecuado hay que tener presente si cumple o no

ciertos requisitos basicos:

o Todo sistema debe tener arquitectura abierta, es decir, debe permitir su
crecimiento y expansion, asi como deben poder adecuarse a las

necesidades futuras del proceso y de la planta.
o La programacion e instalacion no debe presentar mayor dificultad, debe
contar con interfaces graficas que muestren un esquema basico y real

del proceso.

o Deben permitir la adquisicion de datos de todo equipo, asi como la

comunicacion a nivel interno y externo (redes locales y de gestion).

o Deben ser programas sencillos de instalar, sin excesivas exigencias de

hardware, y faciles de utilizar, con interfaces amigables para el usuario.
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3.2.

Funciones principales del sistema SCADA

Supervision remota de instalaciones y equipos: permite al operador
conocer el estado de desempefio de las instalaciones y los equipos
alojados en la planta, lo que permite dirigir las tareas de mantenimiento y

estadistica de fallas.

Control remoto de instalaciones y equipos: mediante el sistema se puede
activar o desactivar los equipos remotamente (por ejemplo abrir valvulas,
activa interruptores, prender motores, etc.), de manera automaética y
también manual. Ademas es posible ajustar parametros, valores de
referencia, algoritmos de control, etc.

Procesamiento de datos: el conjunto de datos adquiridos conforman la
informacién que alimenta el sistema, esta informacion es procesada,
analizada, y comparada con datos anteriores, y con datos de otros
puntos de referencia, dando como resultado una informacién confiable y

veraz.

Visualizacion grafica dindmica: el sistema es capaz de brindar imagenes
en movimiento que representen el comportamiento del proceso, dandole
al operador la impresién de estar presente dentro de una planta real.
Estos graficos también pueden corresponder a curvas de las sefales

analizadas en el tiempo.

Generacion de reportes: el sistema permite generar informes con datos

estadisticos del proceso en un tiempo determinado por el operador.
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3.3.

Representacion se sefiales de alarma: a través de las sefales de alarma
se logra alertar al operador frente a una falla o la presencia de una
condicion perjudicial o fuera de lo aceptable. Estas sefales pueden ser

tanto visuales como sonoras.

Almacenamiento de informacion historica: se cuenta con la opcién de
almacenar los datos adquiridos, esta informacion puede analizarse
posteriormente, el tiempo de almacenamiento dependera del operador o

del autor del programa.
Programacion de eventos: esta referido a la posibilidad de programar
subprogramas que brinden autométicamente reportes, estadisticas,

gréfica de curvas, activacion de tareas automaticas, etc.

Transmision de la informacién

Los sistemas SCADA necesitan comunicarse via red, puertos GPIB,

telefébnica o satélite, es necesario contar con computadoras remotas que

realicen el envié de datos hacia una computadora central, estd a su vez sera

parte de un centro de control y gestién de informacion.

Para realizar el intercambio de datos entre los dispositivos de campo y la

estacion central de control y gestion, se requiere un medio de comunicacion,

existen diversos medios que pueden ser cableados (cable coaxial, fibra Optica,

cable telefénico) o no cableados (microondas, ondas de radio, comunicacién

satelital).
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Cada fabricante de equipos para sistemas SCADA emplean diferentes
protocolos de comunicacion y no existe un estandar para la estructura de los
mensajes, sin embargo, existen estandares internacionales que regulan el
disefio de las interfaces de comunicacion entre los equipos del sistema SCADA

y equipos de transmision de datos.

Un protocolo de comunicacion es un conjunto de reglas y procedimientos
gue permite a las unidades remotas y central, el intercambio de informacion.

Los sistemas SCADA hacen uso de los protocolos de las redes industriales.

La comunicaciéon entre los dispositivos generalmente se realiza utilizando
dos medios fisicos: cable tendido, en la forma de fibra Optica o cable eléctrico, o
radio. Algunos sistemas grandes usan una combinacion de radio y lineas
telefénicas para su comunicacion. Debido a que la informacién que se transmite
sobre un sistema SCADA deberia ser pequefia generalmente la velocidad de
transmision de los médem suele ser pequefio. Muchas veces 300 bps (bits de
informacion por segundo) es suficiente. Pocos sistemas SCADA, excepto en
aplicaciones eléctricas, suelen sobrepasar los 2 400 bps, esto permite que se
pueda usar las lineas telefénicas convencionales, al no superar el ancho de

banda fisico del cable.

3.3.1. Sistema de comunicacion

En una comunicacion deben existir tres elementos necesariamente:

o Un medio de transmision, sobre el cual se envian los mensajes
o Un equipo emisor que puede ser el MTU
o Un equipo receptor que se puede asociar a los RTU’s
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En telecomunicaciones, el MTU y el RTU son también llamados equipos
terminales de datos (DTE, Data Terminal Equipment). Cada uno de ellos tiene
la habilidad de generar una sefial que contiene la informacion a ser enviada.
Asimismo, tienen la habilidad para descifrar la sefial recibida y extraer la

informacion, pero carecen de una interfaz con el medio de comunicacion.

La figura siguiente muestra la conexion de los equipos con las interfaces
para el medio de comunicacion. Los modems, llamados también Equipo de
Comunicacion de Datos (DCE, Data Communication Equipment), son capaces
de recibir la informacion de los DTE’s, hacer los cambios necesarios en la
forma de la informacion, y enviarla por el medio de comunicacion hacia el otro
DCE, el cual recibe la informacion y la vuelve a transformar para que pueda ser
leido por el DTE.

Figura 28. Esquema de conexion de equipos e interfaces de

comunicacion
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Fuente: Henry Mendiburu Diaz (hamd.galeon.com). Consulta 3 de marzo 2013.
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3.4.

Elementos del sistema

Un sistema SCADA esta conformado por:

Interfaz operador maquinas: es el entorno visual que brinda el sistema
para que el operador se adapte al proceso desarrollado por la planta.
Permite la interaccion del ser humano con los medios tecnolégicos

implementados.

Unidad Central (MTU): conocido como Unidad Maestra. Ejecuta las
acciones de mando (programadas) en base a los valores actuales de las
variables medidas. La programacion se realiza por medio de bloques de
programa en lenguaje de alto nivel (como C, Basic, etc.). También se
encarga del almacenamiento y procesado ordenado de los datos, de

forma que otra aplicacion o dispositivo pueda tener acceso a ellos.

Unidad Remota (RTU): lo constituye todo elemento que envia algun tipo
de informacion a la unidad central. Es parte del proceso productivo y

necesariamente se encuentra ubicada en el campo.

Sistema de Comunicaciones: se encarga de la transferencia de
informacion del punto donde se realizan las operaciones, hasta el punto
donde se supervisa y controla el proceso. Lo conforman los transmisores,

receptores y medios de comunicacion.

Transductores: son los elementos que permiten la conversién de una
sefal fisica en una sefial eléctrica (y viceversa). Su calibracién es muy
importante para que no haya problema con la confusion de valores de los

datos.
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Figura 29. Esquema de los elementos que conforma un sistema
SCADA

INTERFAZ e
OPERADOR-MAQUINA | UNIDAD CENTRAL |

(Interfaz Grafica) ﬁ

| UNIDAD REMOTA |

i

<::>| TRANSDUCTOR |

Fuente: Henry Mendiburu Diaz (hamd.galeon.com). Consulta: 3 marzo de 2013.

En la siguiente figura se observa un esquema referente a las conexiones
del MTU y el operador, y del RTU con los dispositivos de campo (sensores,

actuadores).

Figura 30. Esquema de conexion parael MTUy el RTU

DTE [Data Terminal Equipment]

MTU ATU
dethacia el de/hacia los
Operador SENSOres

Fuente: Henry Mendiburu Diaz (hamd.galeon.com). Consulta: 3 marzo de 2013.
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La RTU es un sistema que cuenta con un microprocesador e interfaces de
entrada y salida tanto analégicas como digitales que permiten tomar la
informacion del proceso provista por los dispositivos de instrumentacion y
control en una localidad remota vy, utilizando técnicas de transmision de datos,

enviarla al sistema central.

Un sistema puede contener varios RTUs; siendo capaz de captar un
mensaje direccionado hacia él, decodificando lo actuando, respondiendo si es

necesario, y esperar por un nuevo mensaje

La MTU, bajo un software de control, permite la adquisicién de la data a
través de todas las RTUs ubicadas remotamente y brinda la capacidad de

ejecutar comandos de control remoto cuando es requerido por el operador.

Normalmente el MTU cuenta con equipos auxiliares como impresoras y

memorias de almacenamiento, las cuales son también parte del conjunto MTU.

En muchos casos el MTU debe enviar informacion a otros sistemas o
computadoras. Estas conexiones pueden ser directas y dedicadas o en la forma
de una red LAN.

La conexién entre el RTU y los dispositivos de campo es muchas veces
realizados via conductor eléctrico. Usualmente, el RTU provee la potencia para
los actuadores y sensores, y algunas veces €stos vienen con un equipo de

soporte ante falla en la alimentacién de energia (UPS, uninterruptible power

supply).

Los datos adquiridos por la MTU se presenta a través de una interfaz
grafica en forma comprensible y utilizable, y mas aun esta informacion puede

ser impresa en un reporte.
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Figura31. Esquema de conexion de los elementos de un sistema SCADA

Fuente: Henry Mendiburu Diaz (hamd.galeon.com). Consulta: 3 marzo de 2013.

Esgquema de conexién de la RTU

A”Dm_- i
<

Figura 32.

00
E Mocem
A las entradas/salidas
seriales
i Fuente de
T Poder
RTU
actuadores actuadores sensores S€nsores
discretos discretos analogicos analogicos pulsos

Fuente: Henry Mendiburu Diaz (hamd.galeon.com). Consulta: 3 marzo de 2013.
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3.4.1. Periodo de escaneo

Uno de los aspectos importantes que debe ser considerado es el tiempo
de escaneo de los RTU’s por el MTU, que se define como el tiempo que
demora el MTU en realizar una comunicacion con cada uno y todos los RTU’s
del sistema. Uno de los factores que determina el tiempo de escaneo es el
namero de RTU’s, en general a mayor nimero de RTU s mayor el tiempo de
escaneo. Un segundo factor a ser considerado es la cantidad de datos a ser
transmitido el cual puede variar entre un par de estados a cientos de estados lo
cual incrementa el tiempo de escaneo. Otro factor importante es el nUmero de
bits por segundo que puede soportar el medio de transmisién el cual determina

el material del medio y el tipo de modulacion.

Asi como el MTU busca y encuentra cada RTU, el RTU busca y encuentra
cada sensor y actuador a los cuales esta conectado. Esta blusqueda se realiza a

mucha mayor velocidad del MTU hacia los RTU.

3.5. Dispositivos de campo y cableado

Los dispositivos de campo con los que se dispone en un sistema SCADA
son de diversos tipos y en cada uno de ellos existen parametros de seleccion,
desde el rango de trabajo, precision, dimensiones, precio, etc., los cuales hacen
gue cada sistema sea un caso particular aunque todos ellos tienen siempre

caracteristicas comunes.

Un detalle que a veces no se toma en cuenta es que los sensores
actuadores y el cableado entre ellos también cuestan, generalmente cuestan
tres o cuatro veces mas que el RTU mismo, UPS, y equipos de comunicaciones

para un lugar determinado.
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Otro punto importante es que un sensor cuya lectura puede ser leida
directamente por el operador humano, generalmente cuesta menos que un
sensor cuya lectura debe ser leido por un RTU, esto es sencillamente por el

sistema de acondicionamiento que debe ser usado.

Aln mas, un costo adicional debe ser incorporado por el cableado de los
equipos hacia el RTU. Alambre de cobre es usado generalmente, porque las
sefales son generalmente de bajo voltaje. En muchas aplicaciones, un blindaje
debe ser adicionado sobre el hilo de cobre para prevenir interferencia
electromagnética o ruido sobre la sefial. Esto generalmente se manifiesta como
un recubrimiento de PVC flexible sobre los conductores. Un corte de un cable

tipico se observa en la figura siguiente:

Figura 33. Corte transversal de un cable de fibra dptica

OVERALL POLYETHYLEME JACKET
CORRUGATED STEEL ARMOR

/ /7 IMPERVIOUS JACKET
| =
i ¥ ~ if, ALUMIMIZED MYLAR SHIELD

1

COLOR-CODED,STRANDED, TWISTED PAIR COPPER
WIRES

ALUMINIZED MYLAR SHIELD
BINDING TAPE

Fuente: Henry Mendiburu Diaz (hamd.galeon.com). Consulta: 3 marzo de 2013.
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Generalmente los dispositivos de campo no suelen tener borneras
suficientes como para poder realizar todos los empalmes necesarios para el
funcionamiento del sistema, deben utilizarse cajas de paso o cajas terminales

donde se pueden realizar las uniones de los puntos que se desean empalmar.

Muchas veces los cables deben llegar al RTU y salir de él, en ese caso
siempre se tiene un tablero de conexiones cerca al equipo que puede incluir
pequefios elementos de mando y supervision como desplays, pulsadores,
LEDS indicadores e inclusive albergar otros dispositivos como fuentes y
dispositivos de proteccién y control auxiliar.

Todos estos dispositivos deben estar debidamente documentados. Esto se
realiza mediante planos y manuales de instrucciones. Ademas todas las

licencias, software y protocolos de operacion deben ser adjuntados.

El costo de los trabajos de ingenieria puede llegar a representar el 50 %
del costo total del proyecto a diferencia de proyectos no automatizados donde

puede llegar a 10 % o 15 %.

Los requerimientos de mantenimiento para un sistema SCADA no son
muy diferentes de los requerimientos de mantenimiento de otra alta tecnologia
de sistemas de control. Los equipos de comunicacién, médems, radio y drivers
de protocolo no son la excepcion. Calibracion, validacion, y servicio de estos
equipos requieren equipo especial y entrenamiento de personal calificado. Este
tipo de servicio suele ser muy especializado y uno debe prever este tipo de

gastos de mantenimiento.
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Los sensores y actuadores generalmente tienen un comportamiento en
donde su eficiencia va disminuyendo con respecto al tiempo debido a efectos
de desgaste y condiciones ambientales. El ingeniero debe prever la posibilidad
de un control manual en caso de reemplazo del equipo para no interferir con el

sistema.

En conclusion, el mantenimiento de esta clase de sistemas suele
depender de la magnitud del proyecto pero en general se debe brindar un
mantenimiento general regular una o dos veces al afio minimo, donde se
verifiquen los pardmetros de calibracion, se realicen pruebas dinamicas y

estaticas a los equipos y se observe el estado fisico de los mismos.

A continuacion se muestra una lista de algunos software SCADA y su

fabricante:

o Aimax Desin Instruments S. A.
o CUBE Osi Espafia S. A.

o FIX Intellution

o Lookout National Instruments

o Monitor Pro Schneider Electric

Scada InTouch
SYSMAC SCS
Scatt Graph 5000
WinCC

Coros LS-B/Win
CIRNET
FIXDMACS
RS-VIEW32
GENESIS32

LOGITEK
Omron

ABB

Siemens
Siemens
CIRCUTOR S. A.
Omron-Intellution
Rockwell

Iconics
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4. ANALISIS TECNICO DE LA IMPLEMENTACION DEL
SISTEMA DMS BASADO EN EL SISTEMA SCADA
ACTUAL DE LA RED ELECTRICA DE TRANSMISION DE
69 KV DEL AREA METROPOLITANA

4.1. Descripcion general de un sistema DMS

En la actualidad, el mundo se esta aproximando siempre mas rapidamente
a un momento de transicion hacia una nueva fase donde las fuentes principales
seran conceptos totalmente innovadores, como la eficiencia energética, el uso
de fuentes de energia limpias (renovables y tecnologia de baja emisién de

carbono).

4.1.1. Concepto de unared inteligente

El constante incremento de la demanda de energia eléctrica agregada,
que se ve reflejado en un mayor consumo, y los grandes desafios que un
fendmeno como el cambio climatico impone estan poniendo a dura prueba la
infraestructura de la red eléctrica mundial. La red de hoy en dia fue disefiada y
construida prevalentemente en una época durante la cual la energia eléctrica
era relativamente barata y abundante, siendo la prioridad la expansion de la

electrificacion.

En este contexto el proceso de trasformacion de la actual red eléctrica en
una red “mas inteligente” resulta ser fundamental para enfrentarse con éxito al
proceso de cambio, existen numerosos factores que estan favoreciendo dicha

actualizacion.
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Sin querer priorizar unos por sobre otros estos son:

Factores tecnoldgicos:

o Red de trasmisién y distribucion demasiado obsoleta.
o Importantes inversiones de capital a nivel global para el desarrollo de

nuevas tecnologias y la mejora de la actual.

Factores econémicos:

o Mejoras a la fiabilidad (Ej. reduccion de frecuencia y duracion de los
apagones, etc.).

o Reduccion de los costos laborales directos e indirectos (Ej.
mantenimiento y lectura de los medidores; vehiculos corporativos,
seguros, reparaciones, etc.).

. Reduccién de las pérdidas del sistema (Ej. mejor planificacion del
sistema y gestion de los recursos, etc.).

El “Smart Grid”, o red inteligente, no es un concepto univoco,
considerando los multiplices aspectos que abarca esta tecnologia. Sin
embargo, a nivel general, se puede definir una red inteligente como una amplia

gama de soluciones gque optimizan la cadena de valor de la energia eléctrica.

En definitiva, el smart grid tiene el apreciable efecto de aumentar la
conectividad, la automatizacién y la coordinacion entre los proveedores, los
consumidores y las propias redes que realizan tanto la trasmision a largas
distancias, asi como las tareas de distribucion local. Una Red Inteligente incluye
ademas un nuevo sistema de control que realiza con precision el seguimiento y

la medicion de toda la electricidad que fluye en el sistema.
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Para concluir, el concepto de Red Inteligente no es resumible en un
dispositivo especifico, una “cosa” o “acto” concreto, sino refleja mas bien una
vision integral del sistema, un conjunto de acciones que, apoyadas por una
actualizacion de la infraestructura, conllevaran al perseguimiento de objetivos

determinados en funcion de las prioridades de politica energética de cada pais.

En los casos de red obsoleta y en estado precario, como en algunas areas
del pais, se aprovecharan las actualizaciones en primer lugar para reducir las

pérdidas técnicas del sistema y aumentar su fiabilidad frente a los apagones.

Es importante destacar entonces como el desarrollo de una Smart Grid debe
responder a una planificacién preventiva y a un atento analisis sobre costos y
beneficios de determinadas politicas. La complejidad de una red eléctrica
requiere un acercamiento gradual, que sea capaz de aprovechar el potencial de
las nuevas tecnologias de la informacion y comunicacion. Todos los
componentes de la red eléctrica veran su funcionalidad modificada y mejorada
como parte de un proceso de modernizacion basado en etapas cuyo alcance,
ademas de trasformar la red en (siempre mas) “inteligente”, facilite el
conseguimiento de multiplices objetivos estratégicos en los ambitos

mencionados anteriormente.
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4.1.2. Concepto de un sistema de gestion de distribucién

La transmision de energia eléctrica hoy en dia se enfrenta a retos muy
grandes, para mejorar la confiabilidad del suministro eléctrico, las empresas y
los clientes industriales, manteniendo los costos bajo control. La fiabilidad y la
calidad del servicio en términos de minimizar las interrupciones, manteniendo el
voltaje aceptable y perfiles de potencia reactiva, la reduccion de tiempos de
parada, minimizar el costo creciente de las operaciones del sistema han sido un
importante incentivo para que las empresas transmision busquen soluciones de

automatizacion creativas.

La base de una estrategia de un DMS exitosa debe estar basada en una
efectiva “integracion de sistemas” estrategia basada en un enfoque “centrada
en la automatizacion”. Este enfoque proporciona una plataforma unificada, asi
como una interfaz de usuario unificada para todas las herramientas necesarias
para toda la operacién del sistema de distribucion fiable y eficiente. La
capacidad de adquirir informacién en tiempo real de cada cliente, y ser capaz
de controlar y afectar el uso de energia del cliente con lecturas en tiempo real,

traera consigo un modelo de transmisién comercial totalmente nuevo.

Con una integraciéon y un enfoque “centrado en la automatizacién”, el
sistema se convertira en su mayor bus de integracién con datos en tiempo real,
lo que le permite vincular facilmente varias herramientas esenciales para el

buen funcionamiento de un sistema de distribucion.
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La gestion eficaz de los activos implica una monitorizacion eficiente e
integral de la red de transmisién, las herramientas de seguridad inteligentes y
confiables de analisis para el desarrollo de estrategias efectivas para evitar,
mitigar y hacer frente a las emergencias del sistema, los apagones, los

colapsos de voltaje, pérdida de equipo critico, etc.

Muchos sistemas de control de supervision y adquisicion de datos SCADA
se han ampliado a partir del sistema de transmision para incluir la vigilancia y el
control de los disyuntores de alimentacion de media tension (MT). En algunos
casos, el sistema SCADA se ha ampliado aun méas, méas alla del disyuntor de
alimentacion de media tension, a equipos tales como reconectadores,

interruptores y conmutadores de condensador.

La tabla recoge ejemplos y describe las consecuencias de los sistemas de
LT separados (no integrados), de una imagen incompleta del estado del sistema
en tiempo real y de la falta de aplicaciones avanzadas en las operaciones de las

organizaciones de transmision y distribucion.
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Tabla V. Deficiencias en los centros de operaciones de distribucion
actuales para la gestion de redes inteligentes
Sistemas de Tl independientes | Estado del sistema en tiempo | Pocas aplicaciones
| real incompleto avanzadas
~ o R | Y
e o E, e A 8 ]
i ST
Ejemplos Falta de integracion en: Falta de: Falta de aplicaciones para:
B Sistema de informacicn B Informacién sobre carga W Localizacion de fallos
al cliente de equipos B Andlisis de conmutacion

B Sistema de informacion
geografica

B Gestion de equipos
B Gestion de pedidos de
conmutacion

m SCADA

B Gestion del trabajo

B Estado de los contactos
de los reguladores de ten-
sion de los conmutadoras,
baterias de condensadores

B Localzacion de fallos mo-
mentansos en el sisterna

B Estado de los recursos
distribuidos

B Demanda/carga de
clientes

de restablecimiento

m Control volt/var

B Estimacion del estado
de distribucion

Consecuencias

B Procesos de trabajo
ineficientes

B Datos inexactos y/o
redundantes

m Cortes de suministro mas
largos

B Posible incumplimiento
de los procesos de trabajo
con posibles problemas
de seguridad

B Utilizacion ineficiente de
equipos

W Dificultad para permitir a
los clientes la conexicn
a la red de los recursos de
energia de distribucicn

W Falta de comprension de
las operaciones automati-
cas en el alimentador

W Cortes de suministro mas
largos

W Uso ineficiente de las
horas de los equipos

B No ofrece oportunidad de
reducir la demanda de los
clientes mediante control de
la tensién en horas punta

B Mayores perdidas
del sistema

B Mas quejas de los clientes
por tension fuera de los
margenes

Fuente: Revista Gestion de Redes ABB 3/2009.

La funcionalidad disponible incluye ahora Ila transferencia de
situacién/puntos analdgicos desde SCADA al DMS; el envio de comandos de
control de supervision y de cancelacibn manual desde el DMS al sistema
SCADA; una interfaz de usuario integrada que se ejecuta en la misma consola
del operador de PC entre los dos sistemas; y conexion unica integrada para los

usuarios.
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Las ventajas de integrar SCADA con DMS son:

Operaciones mejoradas gracias a la estrecha integracion de las
aplicaciones de DMS con el SCADA de distribucion.

Mayor eficiencia del operador con un solo sistema, al eliminar la
necesidad de recurrir a varios sistemas con datos potencialmente
distintos.

Andlisis integrado de la seguridad para las operaciones de subestaciones
y circuitos para comprobar si existen en un area etiquetas que afecten a
las operaciones de otra.

Gestion simplificada de conexiones y autorizaciones en un solo sistema.
Soporte de sistemas consolidado para DMS, OMS y SCADA de

distribucion.

Tabla VI. Integracién de sistemas para el centro de operaciones de las

redes de distribucién

Sistema de Sistermna de o Sistema de
informacion informacion gcm gestion del
geografica al cliente trabajo
Arbutos de:h [(Han By s Dat Estad
;,ega?: tmensiol'&:w, de tra:séf‘om\aaone-s ir\?oosnmecuon purio‘s). gor:‘:‘%s's?:) Bt
terrestre, dor personali- del cliente analégicos, ‘;‘ : ; -
transformador | | Zado etiquetas, e
personalizado alarmas
SCADA Network Manager
DMS Network Manager
m Adquisicion de datos ) m Analisis de flujos de cargas
m Control de dispositivos de secuencias m Gestion de cortes de suministro  m Localizacion de fallos
m Gestion de incidencias y alarmas m Gestion de equipos m Andlisis de conmutacion
m Etiquetado de redes y dispositivos m Informes m Reduccion de sobrecargas
m Almacenaje de datos m Pedidos de conmutacion m Modo de simulacion
Notificaciones | I* | secuencias
de cortes de Estado Estado del de conmu- Pedidos y Pedido, Localiza-
suministro, de corte dispositivo tacion y actualzacio- estado, cion de
notificaciones de de sumi- y medicio- medidas nes de corte remisiones vehiculos
restablecimiento Medidores nistro nes de control de suministro
de suministro | pings
'""99.9"‘”“'9 de Respuesta de Auiomauzaam ae Gestiéon de la Localrzac_aon
mediciones avarza- vaz interactiva subestacion/alimen- plantilla movil automatica
das y gestion de tador y gateways de vehiculos

datos de medidores

Fuente: Revista Gestion de Redes ABB 3/2009.
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Tabla VII. Funcionalidades y ventajas de la aplicacién de un DMS
Aplicacion DMS Funcionalidad \entajas
Analisis de flujos Determinacion de las intensidades de las ineas | @ Se da a conocer mejor &l sistema
de cargas y las tensiones de los nodos por fase para &l B Se utilizan mas los activos
desequilibrados conjunto del sistema de distribucion, ya sea B Se mejora la planificacion de contingencias

online u offline en el modo de simulacion

Asignacion de
cargas y estimacion

Asignacion inteligente de las mediciones a dis-
tancia o de los histdricos de mediciones en la

Mejores flujos de cargas y calculos de
estimaciones de estado

de estado red para calcular flujos de potencia estimados, |m Mejor notificacion de equipos con
tensiones & infracciones de limites basados en sobrecarga e infracciones en relacion
condiciones en tiempo real con la tension
Localizacion Identificacion de posibles localzaciones de B Mayor eficiencia de los eguipos en la
de fallos fallos en el sistema gestion de los cortes de suministro
B Mencres indice de duracion media de las
interrupcicnes de suministro a clientes
(CAIDI) e indice de duracion media de las
interrupcicnes del sistema (SAIDI)
Analisis de Evaluacion de los esquemas de conmutacion | m Mayor eficiencia de los operarios durante

conmutacion de
restablecimiento

de restablecimiento y de aislamiento

los cortes de suministro
Mas fiabilidad

Control volt/var

Supervision y control de los condensadores de
linea, los reguladores de tension y los cambia-
dores de tomas en carga (LTC) para reducir las
cargas pico y las pérdidas del sistema

Menor demanda de los clientes en
los picos del sistema

Menores pérdidas del sistera
Mejores perfiles de tension

Descarga de lineas

Computo y andlisis de las opciones de trans-
ferencia de cargas, incluida la reduccion de
sobrecarga

Menos fallos en modo térmico

Vida de los equipos mas larga debido
a la reduccion de sobrecargas

Mayor utilizacion de los activos

Conmutacion y
restablecimiento
a distancia

Reconfiguracion automatica del alimentador
teniendo en cuenta las condiciones
operativas de la red

Menores CAIDI y SAIDI
Mencres perdidas del sistema

Fuente: Revista Gestion de Redes ABB 3/2009.
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4.2. Beneficios de un sistema de gestidon de distribucion (DMS)

En el contexto de una moderna red de transmision, la capacidad de operar
autdnomamente y autoarreglarse hace referencia a un disefio de ingenieria que
permite aislar los elementos problematicos del sistema e idealmente,
restablecer las normales operaciones sin la necesidad de intervencién humana.
Las acciones de autoarreglo tendran el efecto de disminuir, o incluso eliminar,

toda interrupcién en el servicio de abastecimiento a los consumidores.

4.2.1. Capacidad de operar automaticamente y de arreglarse

en forma automaética

En general una Red Inteligente ejecuta una autoevaluacién continua y un
monitoreo constante finalizados a predecir potenciales problemas, a detectar
fallas existentes o emergentes y, como consecuencia de esto, a poner en

marcha las respuestas correctivas en forma inmediata.

En el contexto del autoarreglo el objetivo del sistema es el mantenimiento
del nivel de abastecimiento del mayor nimero de subestaciones y clientes
posible a través de su trasferencia y reparticion instantdnea hacia fuentes
eléctricas alternas. Dichas fuentes pueden comprender tanto las conexiones

con diferentes alimentadores (feeders).

En este contexto las fallas en las subestaciones, los cambios de
configuracion en el circuito, los problemas a la calidad de la energia y del voltaje
y, mas en general, toda anomalia en la red podran ser rapidamente

descubiertas y corregida.
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Las areas de alto riesgo, asi como las componentes individuales de la
magquinaria, podran ser analizadas en forma remota para actuar de inmediato y
para preparar modelos avanzados de andlisis finalizados a mostrar las

congestiones de carga y las amenazas al sistema.

42.1.1. Objetivos y beneficios

En definitiva la moderna red eléctrica va a tener un gran conocimiento
acerca de si misma, de sus eventuales problemas de operacion y de como
resolverlos en forma autbnoma y automatica. La clave para lograr este objetivo
pasa por la utilizacion de una amplia gama de informaciones recolectadas por
los dispositivos inteligentes de la red, cuya funcionalidad es la de permitir el
rapido andlisis de dichos datos y la de facilitar las acciones correctivas

correspondientes.

El objetivo general de la funcion de autoarreglo es el de limitar el impacto
de los eventos negativos a el area mas reducida posible. Todo tipo de accion,
finalizada a la reducciébn del numero y duracién de los apagones, al
acortamiento de los tiempos de restablecimiento del abastecimiento y a la
reconfiguracion de la red para garantizar un nivel de fiabilidad y calidad de
servicio Optimo, cabe en la definiciobn de autoarreglo y presenta numerosos

beneficios desde diferentes puntos de vista:

o Fiabilidad: la resolucibn de la brecha causada por las frecuentes
interrupciones del servicio tendra efectos sensibles tanto en el aumento
de la fiabilidad del entero sistema, como en términos econémicos a la luz

de los ahorros resultantes de los apagones evitados.
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o Calidad: la red moderna detectara y corregira en tiempo real las fallas en
la calidad de la energia entregada, eliminando todas las pérdidas

relacionadas con este aspecto.

4.2.1.2. Barreras

La actual condicibn de la red apunta a la prevencién de dafos
infraestructurales ulteriores, poniendo el acento sobre la proteccion de los
recursos como consecuencia de las inevitables fallas de sistema. Esta
perspectiva es diametralmente opuesta a la vision de la moderna Red
Inteligente. ElI camino para llegar al sistema ideal, capaz de detectar y
responder en tiempo real a los problemas de trasmision y distribucion que se
presenten en la red, basados en la prevencién como concepto clave, esta lleno

de barreras de diferentes tipos:

o Recursos financieros: los estudios de “caso de negocio” para una red de
suministro con la funcibn de autoarreglarse garantizan buenos
resultados, mas aun si se llegaran a incluir los beneficios sociales; sin
embargo, las autoridades reguladoras suelen exigir pruebas amplias y

exhaustivas antes de autorizar importantes inversiones.

o Infraestructura incompatible: la maquinaria y los equipos mas antiguos
podrian tener que ser reemplazados considerada la imposibilidad de su
actualizacion para hacerlos compatibles con los requisitos de la funcién
de autoarreglo. Esto podria presentar un problema para las empresas y
los reguladores desde el momento que se impondria una especie de
“jubilacion anticipada” de los equipos, cuya utilizacion no llegara hasta el
cumplimiento de vida util, con el efecto de aumentar los costos para los

usuarios.
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o Politicas y reglamentacion: los nuevos proyectos en construccion
generalmente gozan de escasa consideracion por parte de las autoridades
competentes. A menos de que no se promuevan atractivos rendimientos
para las inversiones dirigidas a la funcion de autoarreglo, las empresas

seguiran siendo reacias a invertir en nuevas tecnologias.

o Cooperacién: el desafio para las numerosas empresas de servicio sera
lograr la cooperacidn mutua necesaria para la instalaciéon de los puntos
nodales del circuito y para el libre intercambio de la informacién util a la

implementacion de una Red — verdaderamente — Inteligente.

4.2.2. Mayor resistencia y fiabilidad ante eventos naturales

catastroficos y ataques proporcionados por el hombre

Estrechamente vinculada con la funcién descrita anteriormente que en
alguna manera la posibilita, la mayor resistencia y fiabilidad del sistema ante los
eventos catastroficos, sean ellos naturales o provocados, es una caracteristica

destacada de una red inteligente.

Gracias a la combinacion de un mayor control sobre el estado su propia
infraestructura y a la capacidad, de manejar simultdneamente un gran volumen
de datos utilizando diferentes medios, el entero sistema adquiere niveles de
resistencia y fiabilidad antes desconocidos.

Una amplia gama de soluciones, que comienzan con el disefio y
encuentran su maxima aplicacion en la operatividad de la red, son la clave para
disminuir la vulnerabilidad del sistema frente a los ataques fisicos y

cibernéticos.
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o Identificacion de las amenazas y vulnerabilidades
. Proteccion de la red

o Incorporacion del riesgo de seguridad en la planificacion del sistema.

La funcionalidad del autoarreglo garantiza un desempefio mas que
suficiente para hacer frente a eventos incontrolables, como son las condiciones
meteoroldgicas extremas (inundaciones, huracanes, sequias), los terremotos,
las tormentas magnéticas solares, etc. En otras palabras, la incorporacion de
los datos relativos a las condiciones del ambiente circunstante en un modelo
probabilistico capaz, a la vez, de evaluar también el estado de la red, asegura a
los operadores una mejor capacidad de interpretacion, y de minimizacion, de los

riesgos que dichos eventos catastréficos comportan.

En general es posible afirmar que la piedra angular de la mayor resistencia
y fiabilidad de la red pasa por el monitoreo inteligente de todos sus
componentes y por la capacidad de gestionar un volumen de datos mucho
mayor de una red tradicional. Esta situaciébn depende en mayor medida de la
utilizacion a todo nivel de dispositivos digitales capacitados para la trasmision

bidireccional de informacion y operables remotamente.

4.2.2.1. Objetivos y beneficios

Los objetivos generales del aumento de resistencia y fiabilidad de la red
son la reduccion de los apagones y de las interrupciones provocadas, tanto en
términos de numero como de duracion, y la minimizacion de los tiempos de
restablecimiento del suministro en caso de siniestro. Ademas la introduccion de
mejoras relacionadas con la seguridad favorece indirectamente también la
optimizacién de variados aspectos de la red, como su fiabilidad, el sistema

informatico y de comunicaciones, y la toma de decisiones de los operadores.
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Mientras que los beneficios generales corresponden a grandes rasgos con
aquellos mencionados anteriormente para la funcion de autoarreglo, en
particular, con respecto a las amenazas humanas, cabe destacar que la misma
idea de una red resistente y dificil de atacar representa en si, un aspecto de
fuerte disuasion para aquellos individuos determinados en llevar a cabo
cualquier accién de disturbio. En otras palabras, un sistema capaz de
autoarreglarse y de defenderse autobnomamente sobre diferentes niveles de los
ataques externos resultara ser un blanco estratégicamente mucho menos
atractivo que otros, mas aun cuando su capacidad de recuperacion reduce al

minimo el impacto que dichos ataques puedan causar.

4.2.2.2. Barreras

La red eléctrica actual es sumamente vulnerable a los ataques humanos y
a los desastres naturales. Para lograr el objetivo ideal de un sistema resistente
a dichas amenazas y con una rapida capacidad de recuperacion del suministro

se deben superar tres tipos de barreras:

e Tecnolbgica: el sistema de monitoreo tradicional resulta ser muy débil y
propenso a fallar en presencia de errores flagrantes, que pueden ser de
medicidn, paramétricos o topoldgicos. Por ende es necesaria la adopcion
de una nueva tecnologia de monitoreo capaz de integrar el control de

diversos sectores de la moderna red.

o Informatica: la transicion desde una infraestructura eléctrica analogica a
una digital, con el consecuente aumento exponencial de datos e
informaciones a manejar a raiz de la introduccion de medidores

inteligentes, sensores y un network de comunicacion avanzado,

98



4.2.3. Implementacion de un sistema de automatizacion

La automatizacion de los sistemas eléctricos le permite a las empresas de
energia, coordinar, operar y controlar algunos o todos los componentes de su
sistema, sin intervencion humana. De esta manera, se logran multiples

beneficios entre los que se destacan:

o Acciones mucho mas rapidas (a veces casi instantaneas)
o Mayor confiabilidad

o Mejores condiciones de operacion

o Reduccion significativa de costos operativos

La automatizacion se esta aplicando en el mundo entero a la totalidad de
los sistemas eléctricos, incluyendo por lo tanto los sistemas de generacion,

transmision y distribucion.
Ventajas de la automatizacién del sistema de transmision:
o Mejora la calidad del servicio

o Control y supervision en tiempo real del sistema eléctrico

agilizando la toma de decisiones y la restauracién de la red.

o Reduce costos operacionales
o Automatizacion de tareas Yy centralizacion de decisiones
operativas.
o Optimiza la inversion
o El perfil de la curva de carga posibilita conocer la expectativa de

vida util de los equipos.
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Optimiza la planificacion de mantenimiento

o Informacion del comportamiento real de la red.

Figura 34. Recloser de un circuito de distribucion
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Fuente: subestacién eléctrica de 69 kV Palmeras.
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Figura 35. Transformador de voltaje (PT) e interruptores de potencia

Fuente: subestacion eléctrica de 69 kV, Palmeras.

La funcién del SCADA es esencial para la correcta implementacion de la
automatizacion de un sistema eléctrico la cual requiere de comunicacion en
tiempo real entre los diferentes elementos. EI SCADA permite ejecutar las
operaciones de control y hacer la recoleccibn y procesamientos de la

informacion.

Los beneficios del SCADA son multiples, principalmente porque permiten
enviar a la red informacion rapida y confiable que incluyen datos como los

siguientes:

o Mediciones analdgicas de magnitudes eléctricas tales como voltajes,

corrientes, megavatios y mega vares

o Estado y medidas analdgicas tales como posiciones de taps de
transformadores
o Estado y medidas analogicas de relés
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o Conectividad de circuitos (estado de interruptores y switches dentro de
las subestaciones y los circuitos de distribucion)

o Identificacion especial de elementos de sistemas de distribucion

o Informacién de eventos que puedan originar la ejecuciéon de acciones

dentro del sistema de distribucién.
El centro de control es el responsable de manejar todas las funciones de
gestibn y automatizacion propiamente de los sistemas de generacién y

transmision.

Entre las funciones principales se mencionan las siguientes:

o Estimador de estado
o Andlisis de contingencia
o Célculo de flujo de carga y cortocircuito

o Seguridad
. Despacho 6ptimo

o Compensacion de reactivos

El centro de control es el responsable de manejar todas las funciones de

gestién y de automatizacion propiamente del sistema de distribucion.

Las funciones que lo conforman se pueden agrupar, por lo tanto en dos

componentes importantes:

o El sistema de gestion de distribucion que contiene todas las funciones de
gestion.
o El DA (distribucion automatizada) que contiene las funciones de

automatizacion propiamente.
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Algunas fuentes engloban ambas componentes bajo el término DMS

Estas son las funciones que el Centro de Operacion deber realizar:

o Control de subestacion

o Control de bahias y alimentadores

o Control de secuencia

o Proteccion de bahias y alimentadores
o Medicién de parametros de calidad

o Medicion de parametros eléctricos

Para la automatizacion de la subestacion se deben integrar:

. Relés digitales de proteccion.
o Sistema de supervision y control
o Adquisicion de datos de campo con la adaptacion de equipos existentes

o RTU (Unidad remota)

o Equipos de comunicacion
o Configuracion
o Control convencional: centralizada y distribuida
o Control digital: centralizada y distribuida
o Control coordinado
o Control integrado
o Comunicaciones
o Redes de area local
o Protocolo de comunicacion
o Medios de comunicacion
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Figura 36. Relés digitales de proteccion y sistema de comunicacion
(RTU's)

Fuente: Subestacion eléctrica de 69 kV, Palmeras
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4.2.3.1.

En el sistema eléctrico se tiene el equipo necesario de campo y centro de
control para poder llegar los datos de campo al SCADA. EI DMS no es mas que
un conjunto de programas o software que se acoplan sobre la plataforma del
SCADA con datos en tiempo real para un mejor control del sistema, estas
aplicaciones del DMS entonces realizan la funcion de un operador de red, con
la ventaja de que puede monitorear el sistema continuamente y poder predecir

o detectar un mal funcionamiento en la red y solucionar el problema antes de

gue esta se produzca.

Figura 38.

CARGAS

Funciones del DMS

Esquema general de un sistema DMS

SUBESTACION 1
RTU, RELE'S, CT'S, PT'S

SUBESTACION 2
INTERRUPTORES DE RECLOSER,

POTENCIA

SECCIONADORES, ETC.

Aplicaciones
de un DMS

(software)

Retroalimentacion
de
Datos

Centro de
Operaciones
SCADA

Fuente: elaboracion propia.
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Las funciones principales son las siguientes:
o Analisis topoldgico, coloreo de alimentadores y deteccion de puntos

abiertos, para esto es esencial disponer del GIS o Sigre.

o Célculo de flujo de carga y de cortocircuito

o Reconfiguracion de alimentadores

o Restablecimiento del servicio

o Control de capacitores y regulacién de voltaje

Reconfiguracion de alimentadores
o La reconfiguracion se lleva a cabo para obtener una condicién de
operacion mejor.
o Se logran modificando los puntos de frontera entre alimentadores hasta

llegar a una topologia optima.

La siguiente figura ilustra un ejercicio de reconfiguraciones de un circuito o

alimentador de distribucion (feeders).

Figura 39. Reconfiguraciéon de un circuito
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Fuente: Guias para la implementacion de sistemas de distribucion automatizados (Juan M.
Gers.)
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Cualquiera que sea la topografia seleccionada se deben asegurar que

cumplan con las restricciones minimas que son:

o Que se conserve la configuracion radial de los alimentadores
o Todas las cargas sean servidas
o Los dispositivos de proteccion de sobrecorriente queden debidamente

coordinados
o Que no sean excedidos los limites térmicos de lineas, transformadores y
otros equipos sean respetados

o Los niveles de voltaje queden dentro de los limites establecidos.

4.2.3.2. Localizacion de interruptores aéreos para

reconfiguracién de alimentadores en linea

Una vez la topografia optima se ha establecido, se definen los puntos de
ubicacion de los interruptores aéreos de frontera y seccionamiento para permitir
reconfiguraciones que sean necesarias para mejorar condiciones de operacion

0 para restablecer el servicio después de fallas en el sistema.

Los interruptores aéreos de frontera operan normalmente abiertos y se
ubican en la frontera mas alejada a las subestaciones que haya entre dos

alimentadores vecinos.

Los interruptores aéreos de seccionamiento operan normalmente cerrados
y se distribuyen a lo largo de cada alimentador. Idealmente se debe colocar un
interruptor aéreo de seccionamiento por cada MW de carga. Esto da bastante
flexibilidad a la operacion de los alimentadores.
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Figura 40. Interruptores de gas aéreos de seccionamiento automatico

Fuente: linea de transmision de 69 kV, Guadalupe — Cambray.

Las funciones de restablecimiento del servicio, después de eventos o fallas
del sistema de transmision, buscan opciones que permitan normalizar la

situacién a la mayor cantidad posible de usuarios.

Para el efecto es muy importante la posibilidad de disponer de
interruptores aéreos en lo posible operados automaticamente para aligerar la
velocidad de respuesta y aumentar la confiabilidad en las decisiones. Las
soluciones 6ptimas consisten en seleccionar una combinacién de estados de

los equipos que satisfagan las condiciones operativas.

Lo anterior lleva a una situacion de muchas opciones que aumenta en

namero exponencialmente con el tamafio del sistema.
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La solucién se define tratando el problema mediante programacion lineal
en donde un mayor numero de cargas (Aij) sean alimentadas de los

transformadores (Xij) que hallen disponible en un momento dado.

ZZ Aij *xij] T Max

(Ec. 4.1)

Figura 41. Configuracion inicial del sistema

F1 J ¥4
carga z
ﬂ carga

Alimentador en estudio

Fuente: GERS, Juan M. Guias para la implementacion de sistemas de distribucion

automatizados 84 p.
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Figura 42. Configuracion para restaurar el servicio después de

una falla en Z2

F3

Fuente: GERS, Juan M. Guias para la implementacion de sistemas de distribucion

automatizados 84 p.

Figura 43. Esquematico de lared de distribucion 1

la falla tiene lugar
en este
alimentador

Fuente: GERS, Juan M. Guias para la implementacion de sistemas de distribucién
automatizados 84 p.
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Figura 44. Esquematico de lared de distribucion 2

G 1 5 TATION! (CD)

la linea con falla
dispara

Fuente: GERS, Juan M. Guias para la implementacion de sistemas de distribucion

automatizados 84 p.

Figura 45. Esquematico de lared de distribucion (el plan de

restauracion se ha ejecutado)

8| solo una pequeia
| sona esta todavia
| fuera de servicio

Los interruptores se
abren para evitar
alimentacion de otros
alimentadores :

los interruptores se
cierran para reestablecer
el servicio

Fuente: GERS, Juan M. Guias para la implementacion de sistemas de distribucion

automatizados 84 p.
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A continuacion se presentan las actividades que se siguieren para iniciar

un plan que permita la implementacion de un sistema automatizado de

distribucion.

o Recoleccion de informacion

o Definicion de la configuracién optima

o Definicion del sistema a automatizar

o Estudio del sistema

o Definicion del sistema de comunicacion

o Disefio de subestacion y redes

o Ajuste de protecciones

. Implementacion de base de datos

4.3. Aplicaciones de un sistema de gestién de distribucion

Las aplicaciones avanzadas utilizan el modelo de red junto con el control
de las condiciones de funcionamiento de la red con el fin de proporcionar
recomendaciones para que dicho funcionamiento sea 6ptimo, como es muestra
en la tabla. Las aplicaciones avanzadas, pueden ofrecer soluciones a muchos
de los problemas a los que se enfrentan actualmente las organizaciones de
distribuciéon. En muchos casos las organizaciones de distribucion deciden dejar
al operador en el bucle de decisiones para que pueda supervisar el sistema;
pero a medida que las redes inteligentes evolucionen el deseo de reducir al
minimo la intervencion humana favorece un enfoque de bucle cerrado o
automatizado. En el futuro, el grado de automatizacion del sistema sera una

decision empresarial para cada organizacion de distribucion.
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Figura 46. Arquitectura de un centro de operaciones totalmente
integradas

Interfaz geografica de usuario
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Fuente: GERS, Juan M. Guias para la implementacién de sistemas de distribucién

automatizados 84 p.
4.3.1. Control de voltaje y potencia reactiva (VAR)

Dados dos nudos de un sistema eléctrico conectados entre si, la diferencia
entre los valores eficaces de sus tensiones y el flujo de potencia reactiva entre
ellos estan fuertemente relacionados. A su vez, tanto la caida de tension como
el flujo de reactiva son relativamente independientes de los desfases de tension
y del flujo de potencia activa. El desacoplamiento entre flujo de reactiva y caida
de tensién, por un lado, y flujo de activa y desfase angular de tensién, por otro,
es tanto mayor cuanto mas inductivo es el caracter de las lineas, es decir, mas
en la red de transporte que en las de distribucion, y también cuanto menos

cargadas estan.
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En general, puede afirmarse que la potencia reactiva circula desde los
nudos con tensién mayor hacia los nudos con tensidn menor, considerando
ambas tensiones por unidad. De la misma forma, puede afirmarse que para
aumentar la tension en un nudo hay que inyectar en €l potencia reactiva, y para
disminuir su tensién hay que extraer potencia reactiva, o dicho de otro modo,
inyectar potencia reactiva negativa. Por eso es muy comun emplear
indistintamente las expresiones “control de tension” y “control de reactiva”. El

control de tension es necesario en la red por varias razones:

o Las tensiones en los nudos deben permanecer dentro de unos limites
aceptables. Tanto los equipos de las instalaciones eléctricas como los de
los consumidores estan disefiados para trabajar en un rango
determinado de tensién, por lo que la operacién de los mismos fuera de

este rango puede afectar a su funcionamiento o estropearlos.

o Un buen nivel de tensién mejora la estabilidad del sistema.

o El flujo de reactiva provoca pérdidas en las lineas por efecto Joule, y un

control adecuado ayuda a reducir estas pérdidas.

A lo largo del dia las cargas en un sistema eléctrico varian, y con ellas la
demanda de reactiva, por lo que el sistema de control debe operar de forma
continua para corregir las desviaciones de tension. Ademas, a ser posible, la
potencia reactiva debe producirse alli donde se necesita, con el fin de reducir
los gradientes de tension y las pérdidas del sistema. En este sentido el control
de tension es un control esencialmente local, al contrario que el control de
frecuencia, y por ello se ejecuta mediante dispositivos repartidos por todo el

sistema.
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4.3.1.1. Open AVC software

Controla el nivel de tension y la potencia reactiva, el flujo en la red siempre
ha sido muy importante para centros de despacho de energia. Casi todas las
cargas estan disefiadas para operar dentro de ciertos rangos limitados de
tensiones, y cualquier exceso innecesario de flujo de potencia reactiva causara
pérdidas adicionales de energia activa para el sistema. La instalacion de
dispositivos adicionales de reactivos pueden ser necesarios para aliviar los
problemas locales de tension. Para un funcionamiento eficiente del sistema de
potencia, su perfil de tension y el flujo de potencia reactiva se deben controlar

de forma inteligentes.

Figura 47. Menu software Open AVC
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Fuente: [en linea] http://www.osii.com/solutions/products/distribution-management.asp (open
AVC.pdf). Consulta: 2 de septiembre de 2013.
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El controlador automéatico de potencia reactiva (Open AVC) implementa
estrategias de despacho de tension y de potencia reactiva. Estas estrategias
de despacho abarca la transmision, subtransmision y redes de distribucion, En
los niveles de transmisiéon y subtransmision el Open AVC se puede acoplar con

el flujo 6ptimo de potencia.

Puede emitir puntos adecuados establecidos para los dispositivos
controlables que minimizaran las pérdidas totales en el sistema, mientras que
mantiene los parametros de potencia reactiva relacionados con el sistema
dentro de los limites razonables, incluso para los sistemas que no se pueden
relacionar Open AVC ofrece buenos puntos de ajuste de los dispositivos
controlables, los operadores pueden intervenir en el control del sistema si el

sistema no esta operando en estado normal.

Figura 48. Panel de control del controlador de voltaje
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Fuente:[en linea] http://www.osii.com/solutions/products/distribution-management.asp (open
AVC.pdf). Consulta: 2 de septiembre de 2013.
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Open AVC: también puede controlar la tension, potencia reactiva y el nivel
del factor de potencia para alimentadores individuales en una red de
distribucion. La tension, potencia reactiva y el nivel del factor de potencia
pueden ser monitoreados de cada alimentador en tiempo real y el control de
sefales pueden ser utilizados para los bancos de capacitores disponibles para

mantener las sefiales motorizadas en un rango deseables.

Open AVC en tiempo real es una aplicacion de la plataforma MONARCH.
Open AVC monitorea y controla la rama del factor de potencia y la magnitud de
voltajes mediante el control de la fuente de reactiva.

Este puede interactuar con otros subsistemas MONARCH, se monitorea
el estado de todas las fuentes de reactiva y los voltajes periddicamente y
calcula el control del punto de referencia. En el modo circuito cerrado de

operacion envia sefiales de control adecuadas a través del SCADA.

Cada dia el sistema eléctrico es mas grande, el trabajo en los centros de
despacho es mas y mas complicado, la mayor parte de la complejidad se debe
a la amplitud de procesamiento de datos involucrados. Toda la informacién
acumulada en las RTU’s debe ser analizada y debe ser emitido un comando de
accion apropiado en un periodo de tiempo corto. Open AVC puede ayudar a los
operadores en la tediosa tarea de procesar una gran cantidad de datos
mediante el control de los voltajes y corrientes reactivas y realizar medidas de

control adecuadas.

Bajo una operacion de emergencia, esto permite la concentracion del
operador en las partes de la red que requieren operacion inmediata, mediante la
reduccion de procesamiento de datos para el operador, sin el riesgo de

variacion de tension importantes.
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4.3.2. Corte de energia y reconexion

Es un hecho inevitable que los sistemas de distribucion estan sujetos a
varios tipos de fallas ya sea de la subestacion o de alimentadores, fallas
temporales, como flashover durante un periodo de rayo se borran con los
reenganches de los recloser y el servicio se restablece de nuevo a todos los
clientes. Fallas permanentes causan acciones en el relé que abren los
interruptores y des energizan la zona con falla de la subestacién o alimentador.
Las fallas pueden ocurrir dentro de una subestacién o un alimentador, Open
FISR utiliza informaciéon de telemetria de estado en SCADA para detectar los
sistemas de gestion de cortes de energia y aislar los fallos de una subestacion

o alimentador.

El aislamiento de fallas y sistema de restauracion (Open FISR),
proporcionan una instalacion eficiente para el sistema de distribucion,
aislamiento de fallas y restauracion del servicio, Open FISR es una aplicacion
de un sistema de gestion de distribucion.

Las caracteristicas principales de Open FISR son:

o Multi_subestaciones, multi_alimentadores, y multi_fallas, procesamiento

y restauracion.
o Un entorno integrado que abarca SCADA, analisis de red de distribucion,
(Open DNA), problema de gestion de llamadas (Open TCM), y gestion de

orden de cambio (Open SOM).

o Son compatibles con multiples estrategias de restauracion.
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Como su nombre lo indica, Open FISR contiene los dos componentes para
la gestion de fallas, un componente de aislamiento de fallas que identifica la
ubicacion de la falla, y sefala el punto de falla en el sistema. Un componente de
restauracion, seccionando en un punto y en otro sobre el sistema, un
componente de restauracion, seccionando en un punto y en otro sobre la base

de un numero de criterios especificados y deseados.

Open FISR es una aplicacion con una total automatizacion que incorpora
avanzadas técnicas de interfaz gréaficas, dentro del medio de MONARCH, Open
FISR se ejecuta en conjunto con Open View, interfaz grafica de usuario y utiliza
la avanzada tecnologia de procesamiento, se puede facilmente manejar errores
con condiciones que involucren multiples estaciones o situaciones con falla en
un lugar. Hay varios modos de operacion, incluyendo un monitor, un control

totalmente automatizado y un modo de suspensién/tormenta.

En el caso de una falla permanente en la subestacion, el equipo de
proteccion aisla automaticamente los dispositivos defectuosos, dependiendo del
tipo de falla y los alimentadores malos. Open FISR analizan la condicion y
recomienda la accion de conmutacion que maximice la restauracion del

alimentador, a través de la conexidon con alimentadores sanos.

Los operadores también pueden utilizar los indicadores de alarma o
llamada de problema de los clientes, esto determina la extensién de las areas
de interrupcién, para aislar secciones defectuosas, sin tener en cuenta el

aislamiento manual o automatico.
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4.3.3. Sistema de interfaz grafico

El Sistema de Informacion Geogréafico (SIG) tiene como objetivo brindar
informacion tanto geografica como eléctrica que facilite la direccidn, operacion,
explotacion y planificacion de la red eléctrica. Logrando asi la reduccion de los
costos operativos y la mejora en la calidad del servicio al cliente, contribuyendo
al aumento del control existente sobre la red, a la vez que facilita las

operaciones de mantenimiento de las partes de las lineas eléctricas.

Este sistema resulta muy util a los operadores de la Red eléctrica del
despacho provincial, brindandoles la posibilidad no solo de acceder a la
informacion eléctrica de los elementos sino ademas a la informacion fisica de
los mismos, o sea que cuentan en el mapa con los datos necesarios para un
mejor control y operacion del sistema eléctrico. Ello facilita la toma de
decisiones en un momento dado, conocer el lugar de una averia y los sitios
donde tiene mayor posibilidad de ocurrir un fallo de la red, entre otras opciones.
Todo esto incide de manera importante en la gestion de la empresa en cuanto a

la atencién de las interrupciones y la mejor operacién de la red
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Figura 49. Interfaz software Open GIS
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Fuente: [en linea] http://www.osii.com/solutions/products/distribution-management.asp (open
GIS.pdf). Consulta: 2 de septiembre de 2013.

Algunas utilidades del GIS en la parte operativa:

Localizar mas rapidamente las quejas de interrupciones de la poblacién.
Localizar una instalacion fallada con facilidad.

Organizar el recorrido de los carros de forma méas eficiente,
disminuyendo el consumo de combustible. (Despachadores).

Ver en el mapa las zonas con defectos en nuestras instalaciones,
circuitos con conductores inadecuados o con mal aislamiento, postes en

mal estado, etc.
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En lo referente a la explotacién de la red:

o Permite localizar las instalaciones con parametros diferentes
(anormales).
o Visualizar los voltajes de los clientes en el mapa y por tanto detectar

problemas de voltaje en los mismos.

o Hacer un estudio de fallas de equipamiento por zonas rurales.
(Despachadores)

o Tener la ubicacion de transformadores sobrecargados y tomar acciones.

o Observar los circuitos de alumbrado con problemas y las luminarias o

bombillas fundidas y realizar acciones

En la parte de planificacion:

o Permite la optimizacion del uso de las redes.

o Una expansion optima de las redes de distribucién al conocer en detalles
las caracteristicas de las redes existentes y su ubicacién en el mapa.

o En determinadas escalas permite dibujar el croquis de los nuevos
proyectos con la exactitud necesaria, o que disminuye los costos totales

del proyecto.
4.3.4. Gestion de carga
La implementacion de cualquier programa de DSM lleva implicita una
modificacion de la curva de demanda. No obstante, todas las acciones no

provocan el mismo tipo de cambio, y ademas, los objetivos perseguidos en

cada caso pueden ser disminucion de demanda, crecimiento estratégico.
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Por tal motivo, resulta necesario definir para cada situacién objetivos
concretos y de este modo, escoger las acciones mas adecuadas en base a los
resultados deseados. La siguiente figura muestra las principales modificaciones
de la curva de carga que es posible conseguir a través de la implementacion de
estos programas, lo cual viene a definirnos el conjunto basico de objetivos que

pueden alcanzarse.

Respecto al tipo de accion mas adecuada para la obtencién de cada
objetivo propuesto, la figura establece una correspondencia entre ambos
conjuntos, definiendo para cada uno de los objetivos los programas o acciones

gue mas se ajusten a su consecucion.

Figura 50. Modificaciones de la curva de demanda

7 U

Llonado do va

770 |
7 / \

desplazamiento Je demanda

Gestién de lo
Demanda

Fuente: [en linea] http://www.osii.com/solutions/products/distribution-management.asp.

Consulta: 2 de septiembre de 2013.
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Figura 51. Alternativas adecuadas, modificacion de la curva de
demanda
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Fuente: [en linea] http://www.osii.com/solutions/products/distribution-management.asp.

Consulta: 2 de septiembre de 2013.

Los programas de DSM han sido catalogados en base a diferentes
criterios. Asi, por ejemplo, algunos autores consideran la Gestion de Cargas
(LM) formada por dos grandes grupos: control de carga directa y control de
carga indirecta, en funcion de que sea la compafiia 0 el propio usuario quien
tengan la potestad de conectar o desconectar las cargas respectivamente.
Otros afiaden un tercer grupo en el que consideran las acciones de
almacenamiento energético, las cuales permiten tanto a la compafiia como a los
clientes tomar decisiones sobre la energia a almacenar en horas valle y su

utilizacién posterior en periodos de punta.

Una clasificacion mas detallada es la que el organismo estadounidense
Energy Information Administration (EIA) ha elaborado en funcion de los

programas implementados en este pais.
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El subsistema de gestion de carga Open LM es una aplicacion para una
efectiva implementacién de estrategias para la gestién de cargas para sistemas
eléctricos de potencia. El software pude calcular una estrategia o disminuir una

carga pico esperado y evitar demandas excesivas.

Open LM es una aplicacion genérica, no especifica para un hardware de
gestién de carga, y puede ser empleada para interfaces con una variedad de
hardware de gestién de carga. La aplicacion Open LM Web-enabled, su base
de datos back-end esta relacionado a un navegador web que se utiliza como
interfaz del operador, por lo tanto Open LM se puede utilizar a través del
internet para el transporte de datos.

Figura 52. Interfaz software Open LM
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Fuente: [en linea] http://www.osii.com/solutions/products/distribution-management.asp (open

LM.pdf). Consulta: 2 de septiembre de 2013.

125



Existen tres componentes principales de Open LM

o Servidores Open LM: controla la ejecucion del programa de gestion de
carga, maneja la interaccibn de base de datos y registra todos los

eventos del sistema.

o Controlador Open LM: acepta comandos de ejecucion desde el servidor

de Open LMy los pasa a la RTU/transmisor.

o Cliente Open LM: utilizado por el operador para acceder al sistema, y
realizar el ingreso de datos y realizar la actualizacion de datos y las

tareas de control.

La interfaz del SCADA se utiliza para recuperar los datos necesarios para
la operacién de gestion de carga, monitoreo continuo en tiempo real de las
variables de gestion de carga. Open LM con la informacion del SCADA
recupera la carga en tiempo real y determina la accion apropiada a través de la
comparacion de carga predefinida y dispositivos disponibles.

Los dispositivos son automaticos liberando la carga para el usuario final,
implementando un plan predefinido, la historia de operacion es automéatica
manteniendo dentro de Open LM la base de datos relacionado para facilitar el

acceso.
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Una caracteristica del modo de estudio también esta disponible
permitiendo al usuario la evaluacion efectiva de varios estrategias de sistemas
de gestion de carga, asociado dentro de cada estrategia un modelo
automatizado incluyendo el efecto de una potencia acumulada si los
dispositivos controlados permanecen apagados durante periodos de tiempos
prolongados. Estos pueden ser almacenados y comparados con determinadas
soluciones de gestion de carga 6ptima, una vez determinado el resultado puede
ser utilizado como entrada para el componente de control como una operacion

programada.

4.35. Gestion de red de distribucion

Las redes eléctricas clasicas se han gestionado cuidadosamente desde
los centros de operaciones para garantizar el mantenimiento de un suministro

de energia suficiente a pesar de los picos y valles de la demanda.

Cada seccion de la red tiene un centro de operaciones que realiza y
coordina diversas funciones, como la vigilancia de sistemas, el control y la
administracion y expedicion de cuadrillas. Se ha considerado tradicionalmente

“el cerebro” del sistema eléctrico, desde el que se han dirigido las operaciones.

La aplicacion Open Map tiene la capacidad de trazos de circuitos para el
analisis de soluciones de la red. Al trazar la topografia de la red desde un punto
de falla una representacion visual del area de la falla puede ser analizada a
través de la colocacion de colores del diagrama unifilar del sistema, a medida
gue mas datos estén disponibles, se puede visualizar mejor para un analisis
mas completo, por su puesto toda la telemetria de estado de la red es utilizado

en el andlisis.

127



Open Map es un sistema grafico completo que soporta una base de
coordenadas sobre la pantalla. El sistema soporta capas, superposiciones y
zoom. Los datos graficos se pueden importar hacia o desde otro sistema a

través del formato dxf.

Figura 53. Interfaz Open Map
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Fuente: [en linea] http://www.osii.com/solutions/products/distribution-management.asp (open
Map.pdf). Consulta: 2 de septiembre de 2013.

También proporciona la interpretacion visual del circuito a través del uso
de coloracion. Los elementos de la red estan codificados con colores de
acuerdo a sus condiciones de energia, no energizados, con conflictos, etc.
Varias extensiones de la red de distribucion pueden ser monitoreadas,

incluyendo:
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o Coloracion de nodos y dispositivos

o Condiciones de isla, incluyendo la coloracion de nodos y dispositivos
dentro de un sistema en isla.

o Fuente de rastreo incluyendo la coloracion de los nodos y los dispositivos
de hasta e incluyendo una fuente de alergizacion.

Esta totalmente integrado con el sistema SCADA para activar el cambio en
la remota en el campo, y el estado de informacion actualizado para los equipos
afectados y los clientes. Ademas toda la red puede estar en un modo estudio,
donde la reconfiguracion de futuras conmutacion, estado normal, y/o escenario
de estado propuesto puede ser examinada. Para facilitar el analisis en tiempo
real y escenarios propuestos, el Open Map puede estar integrado con el
sistema de analisis de red (es decir Open DNA) los resultados de los cuales
(incluyendo la violacion del sistema) se pueden ver directamente en el

topografico.

Figura 54. Interfaz geografica Open Map
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Fuente:[en linea] http://www.osii.com/solutions/products/distribution-management.asp (open

Map.pdf). Consulta: 2 de septiembre de 2013.
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Open Map puede estar integrado con un sistema GIS con el fin de facilitar
las actualizaciones del modelo de red, cuando estas sean necesarias y estén

disponibles.

Figura 55. Interfaz geografica Open Map
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Fuente: [en linea] http://www.osii.com/solutions/products/distribution-management.asp (open

Map.pdf). Consulta: 2 de septiembre de 2013.
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4.3.6. Gestor de orden de conmutacion

La formulacion de una estrategia de ejecucion es bastante dificil, Open
SOM proporciona las herramientas necesarias para la formulacion de tales
estrategias de conmutacion, permitiendo que el operador verifique las acciones

antes que se dé la orden de ejecucion.

Su base de datos es relacional y un navegador web se utiliza como
interfaz del operador, por lo tanto el acceso del operador se puede proporcionar
usando el internet como transporte de datos. El usuario interactia con el
sistema por la formulacion de escenarios de conmutacion a través del
navegador web, la aplicacién del servidor es una aplicacion Java, se ocupa de
las interacciones de base de datos y registros de los propios eventos del

sistema.

Los diferentes niveles de responsabilidad y autoridades son aplicados a
diferentes funciones dentro del Open SOM, por lo tanto, el uso del producto

puede ser calificado como:

o Operador de sistema: analiza estrategias y verifica la respuesta
esperada.

o Autoridad: opina, reverifica, y aprueba cambios a las 6rdenes.

o Crew: implementa las Ordenes de conmutacion, actualizaciones en

tiempo real en cuanto al estado de las 6rdenes y puede ser alimentado

nuevamente al centro de control.
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El medio principal de definir una orden de conmutacion es a través del

“pint and click” aplicacién con interaccion grafica tales como Open View para

realizar.
o Seleccion de dispositivos como entradas a Open SOM
o Representacion visual para comprobar la conectividad de la red

Una vez que una orden de interrupcion esta establecida puede ser
validada contra tiempo real o proponer una operacion condicionada a través de
una interfaz como herramienta para el andlisis de la red permitiendo asi una

verificacion previa de la orden antes de enviarse.

Ademés de generar 6rdenes de conmutacion Open SOM es capaz de
enviar seflales de control automético a través del SCADA para realizar y

verificar el cabio automético de las operaciones.
4.4. Medios de comunicacion del sistema DMS

Las redes de comunicacién permiten interconectar fisicamente todos y
cada uno de los dispositivos que conforman el sistema para el intercambio de

datos.

Algunos medios comunes son:

o Radiofrecuencia

o Teléfono

o Portadora por linea de potencia
o Microondas

o Fibra éptica
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Se requiere de un control para mantener la frecuencia y la corriente en las
lineas de: transmision y distribucion, para esto se requiere de algunas

caracteristicas que son:

o Supervisar miles de valores
o Conocer el estado eléctrico de la red
o Conocer el efecto de cualquier interrupcion

4.4.1. Hilo de guarda OPGW

Este cable estd compuesto por un ndcleo oOptico, formado por fibras
Opticas alojadas holgadamente en tubos de plastico de alto médulo resistente a
altas temperaturas. Los tubos con sus fibras se colocan helicoidalmente con un
paso adecuado, sobre un elemento central resistente de fibra de vidrio
compactada con resina. Este nucleo 6ptico de modo holgado ird alojado dentro

de un tubo de aluminio.

Aquel antes de introducirlo en el tubo de aluminio, se impregna de un
compuesto de relleno de antihumedad de baja viscosidad y elevado punto de
fusion. Sobre el tubo de aluminio se cablean alambres de acero recubiertos de
aluminio (alumoweld) en una capa. Se trata de un tubo extruido de aluminio
puro 99,7 %, que proporciona estanqueidad (no admitiéndose soldaduras) y
proteccion mecanica al nucleo de fibra 6ptica como conductividad eléctrica al

conjunto del cable.
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441.1. Caracteristicas constructivas

En la siguiente figura se presenta a titulo orientativo, la construccion y

estructura del cable tipo OPGW.

Las caracteristicas de este tipo de cable aconsejan tratarlo en dos partes

perfectamente diferenciadas atendiendo a las funciones que tienen asignadas.

Los elementos relacionados con los numeros 1, 2, 3, 4y 5 corresponden al

nucleo éptico.

Los elementos relacionados con los nimeros 6 y 7 corresponden a la parte

metélica, destinada a garantizar las prestaciones de tipo mecanico y eléctrico.

Figura 56. Construccion orientativa del cable OPGW

Fuente: Norma Iberdrola. 20 p.

134



Soporte central dieléctrico

Fibras opticas

Tubos de proteccion holgada de las fibras taponados con gel antihumedad
Sujecion del nucleo 6ptico

Nucleo 6ptico con taponado antihumedad

Tubo de aluminio
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Armadura de hilos de aleaciéon de aluminio

4.4.1.2. Nucleo 6ptico

El ndcleo oOptico estard formado por un soporte central dieléctrico y un
grupo de tubos, reunidos y sujetos convenientemente, en configuracion de
hélice o SZ alrededor del soporte central. Cada tubo va taponado con un gel
hidréfugo, con las fibras de proteccién holgada. En los cables en que se utilice

dos tipos de fibras las del tipo G655 irdn en un mismo tubo, de color amarillo.

44.1.3. Envolvente metalico

La envolvente metdlica estard constituida por un tubo estanco y una

corona de hilos de acero recubierto de aluminio.

Sobre el nicleo 6ptico se extruye un tubo estanco que impida el paso de la
humedad a la vez que disminuya la resistencia eléctrica del cable. Encima de
este tubo se colocar4 una corona de hilos de acero recubierto de aluminio,
segun UNE EN 61 232, dispuestos helicoidalmente a derecha confiriendo al

cable las caracteristicas mecanicas necesarias.
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El cable en su aspecto exterior deberd presentar un cableado uniforme,
brillante y limpio de jabones y grasas. Los alambres estaran perfectamente

tensados.
4.4.1.4. Utilizacion
Los cables OPGW son utilizados para la implementacion de fibra optica
para comunicacion a través del cableado de alta tension. Por lo tanto son de

mayor resistencia, durabilidad y fiabilidad especialmente por sus tipos de

recubrimiento y proteccién robusta.
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5.  ANALISIS ECONOMICO DE LA IMPLEMENTACION DEL
SISTEMA DMS BASADO EN EL SISTEMA SCADA
ACTUAL DE LA RED ELECTRICA DE TRANSMISION DE
69 KV DEL AREA METROPOLITANA

5.1. Andlisis econémico de los equipos actuales y faltantes en la red

eléctrica
Para la implementacién de este sistema es necesario conocer los equipos
y materiales mas importantes que se necesitan en la red eléctrica para su

correcto funcionamiento.

A continuacion se presentan algunas tablas con los materiales existentes y

faltantes en la red eléctrica con el costo de cada elemento.
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Tabla VIIl. Equipos existentes en las lineas de transmisién de 69 kV

item | Descripcion Precio Unitario | Unidad
1| Cable OPGW T/centra core36F.G652 y12F.G65 | Q 30,26 |mts
2 | Cable fibra ADSS 48 hilos Q 19,71 mts
3 | Grapa hierro Remate L. Guarda 5/16" Q 214,52 |pza
4 | Grapa hierro Susp. L. Guarda 5/16" Q 100,88 |pza
5| Empalme FOpt.P/cableOPGW 48hilos4Puer.En Q 1552,22 |pza
6 | Juego Herraje de paso P/OPGW de 12.05mm Q 606,97 |pza
7 | Juego Herraje d/remate P/OPGW de 12.05mm | Q 117755 |pza
8 | Amortiguadores Amorfos Stockbridge Q 96,47 pza
9 | Juego Grapas d/Bajada para poste Q 58,07 pza
10 | Grapa Acumuladora.d/cable OPGW Q 244,10 |pza
11| INT/ AIRE KPF T-MD-207 ANGULO 88KV RIGTH Q 98460,72 |pza
12 | Local/Remote Weitch (SEECO) Q 146 328,00 |pza
TOTAL ESTIMADO Q 248 889,47

Fuente: elaboracion propia (datos: transportista eléctrica metropolitana).

Tabla IX. Equipos existentes en una subestacion eléctrica

item | Descripcion Precio Unitario unidad
1| INT TRIF APERT CENT 69KV 1200A C/TIERRA Q 66 121,9 pza
2 | secc.trif. 69KV aper. Central motorizado Q 71120,0 pza
3 | INTERRUPTOR D/POTENCIA 69KV P/PROTC.LINE Q 396 920,0 pza
4 | Secc.Trif. 69KV aper.lat.central 1200 A. Q 51268,7 pza
5 | EPL-1 EtherPoll Single Port Ethernet SCA Q 4109,6 pza
6 | RELE SEL 387E CON DNP3 Q 52 428,5 pza
7 | Relevadores diferenc. P/lineas de15-50km Q 63 795,7 pza
8 | SEL-587Z H IMPEDANCE DIFERENCIAL PROTCTI Q 34992,9 pza
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Continuacion de la tabla IX.

Como se observa en las tablas anteriores, los equipos principales en la
linea de transmision y en las subestaciones del area metropolitana ya se
encuentran instalados, a diferencia del centro de operaciones o sala de mando

en donde para tener un sistema automatizado son necesarios software como

TOTAL ESTIMADO

Q 1250079,51

los mencionados en el capitulo 4.3.

A continuacion se muestra una tabla con los equipos faltantes en el

sistema eléctrico.
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Fuente: elaboracion propia (datos: transportista eléctrica metropolitana).

9 | TRANSFORMADOR DE CORRIENTE PARA PROTECCI Q 78 176,0 pza
10 | TRANSFORMADOR POTENCIAL 69kV,REL.350:1-1 Q 55 104,0 pza
11 | TERMINALES DIGITALES Q 148 110,1 |pza
12 | ELECTROSWITCH 7802D Q 9061,4 pza
13 | RELEVADOR DE PROTECCION DE DISTANCIA Q 174999,1 |pza
14 | Regulador de voltaje Q 8 878,9 pza
15 | Relevador diferencial de alta impedancia Q 34992,9 pza

1




Tabla X. Equipos faltantes en el centro de control

1 | software VAR control Q 118600,00
2 | Software Corte de energia y reconexion Q 148 000,00
3 | Sistema de interfaz grafico Q 382600,00
4 | Software para gestion de carga Q 162 800,00
5 | Gestor de red de Distribucion Q 311600,00
6 | Gestor de orden de conmutacion Q 170000,00
TOTAL ESTIMADO Q 1293 600,00

Fuente: elaboracion propia, [en linea: http://www.osii.com/solutions/products/distribution-

management.asp]. Consulta: 2 de septiembre de 2013.

5.2. Beneficios econdmicos para los participantes con el DMS

El Sistema Eléctrico de Guatemala estd compuesto por tres
componentes: generacion (oferta eléctrica), transporte, y distribucion (demanda

de energia).

El Sistema de Generacién estd conformado por: centrales hidroeléctricas,
turbinas de vapor, turbinas de gas, motores de combustién interna y centrales

geotérmicas.

El Sistema de Transporte esta conformado por el sistema principal y el
sistema secundario. Estando el sistema principal compartido por los
generadores y las interconexiones a otros paises, y operando basicamente en
tres niveles de voltaje: 230, 138, y 69 kV. El sistema secundario es el medio de

interconexion de un generador a la red principal.
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El sistema de distribucion estd integrado por la infraestructura de
distribucion — lineas, subestaciones y las redes de distribucién — que opera en
tensiones menores a 34,5 kV. Las principales empresas distribuidores,
coordinadas por la Asociacion del Mercado Mayorista son: Empresa Eléctrica
de Guatemala, Distribuidora de Electricidad de Occidente, Distribuidora de
Electricidad de Oriente y Empresas Eléctricas Municipales.

5.2.1. Incidencias en el transportista

En la Normas Técnicas de Calidad de Servicio de Transporte y Sanciones
— NTCSTS- establece los indices de referencia para calificar la calidad con que
se proveen los servicios de energia eléctrica en el sistema de transporte en el
punto de entrega, las tolerancias permisibles, los métodos de control, las

indemnizaciones y las sanciones respecto de los siguientes parametros.

o Calidad del producto por parte de los transportistas
o Incidencia de los participantes en la calidad del producto
o Calidad del servicio técnico

La evaluacion de la calidad del servicio técnico se hara por medio del
sistema de medicion y control de los participantes segun la NTCSTS, en funcion
de la duracion de una indisponibilidad en minutos, el numero de salidas o
indisponibilidades forzadas y de los sobrecostos que sus restricciones

produzcan en el sistema de transporte.
Se considerara como indisponibilidad toda circunstancia o falla que impida

o restrinja la circulacion del flujo eléctrico a los participantes del sistema de

transporte, incluyendo la indisponibilidad forzada de lineas, la indisponibilidad
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del equipo de compensacion, la indisponibilidad programada, las desconexiones
automaticas y la reduccion a la capacidad de transporte.

No seran consideradas las indisponibilidades relacionadas con casos de

fuerza mayor debidamente comprobados y calificados por la comision.

La calidad del servicio técnico del transportista respecto de la
indisponibilidad forzada de lineas de transmision, dependera de la categoria y
tension de las lineas y se evaluard en funcion del nimero de salidas o
indisponibilidad forzada, la duracion total de la indisponibilidad forzada de cada

linea, y los sobrecostos por restricciones ocasionados.

El Numero Total de Indisponibilidades o Salidas Forzadas de la Linea i,
NTIFLI, durante el periodo de control es:

NTIFLi =) IFjLi

J=1 (Ec. 5.1)

Donde:
n: nimero total de indisponibilidades forzadas de la linea i,
IFjLi: indisponibilidad forzada j de la linea i.

La Duracion Total de Indisponibilidad Forzada de la Linea i, DTIFLI,

durante el periodo de control es:

DITIFLi = ZDIEij

=]
/ (Ec. 5.2)
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Donde:

n: numero total de indisponibilidades forzadas de la linea i,
DIFjLi: duracién de la indisponibilidad forzada j de la linea i.

La tolerancia a la Indisponibilidad forzada, para cada una de las lineas de
transmision, dependera de la categoria y del nivel de tension segun lo indicado

en la siguiente tabla:

Tabla XI. Tolerancia de la tasa de indisponibilidad forzada

CATEGOR(A | TENSION TOLERANCIA AL NUMERO TOTAL DE INDISPONIBILIDADES
kV FORZADAS PARA CADA LINEA, NTIF, POR ANO
230 2
AByC 138 3
69 3

Fuente: Normas Técnicas de Calidad de Servicio de Transporte y Sanciones (CNEE).

La tolerancia de la duracion total de indisponibilidad forzada, para cada
linea, en funcién de la categoria de la linea y del nivel de tensién, serd la

indicada en la siguiente tabla:

Tabla Xll.  Tolerancia de la duracién total de indisponibilidades forzadas
CATEGORIA TENSION TOLERANCIA A LA DURACION TOTAL DE LAS INDISPONIBLLIDES
kV FORZADAS PARA CADA LINEA, DTIF, MINUTOS, POR ANO
230 180
AByC 138 300
69 300

Fuente: Normas Técnicas de Calidad de Servicio de Transporte y Sanciones (CNEE)
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5.2.1.1. Sanciones por Indisponibilidades forzadas
Para cada linea, en la que se superen las tolerancias correspondientes a
la tasa de indisponibilidad o a la duracion total de indisponibilidad forzada, la

sancion se determinara de acuerdo a las siguientes ecuaciones:

Si el numero total de indisponibilidades forzadas es mayor que la

tolerancia correspondiente, la sancion para cada linea i, es igual a:

SNTIFLi = [ NTIFLi - NTIF] * DTIFLi /NTIFL * k * RHT / 60
(Ec. 5.3)

Si la duracion total de indisponibilidad forzada es mayor que la tolerancia

correspondiente, la sancion para cada linea i, es igual a:

SDTIFLi = [ DTIFLi — DTIF] * k * RHT / 60
(Ec. 5.4)

La sancion total para el periodo de control seré:

ST = Z SNTIFLi + Z SDTIFL
(Ec. 5.5)

Donde:

SNTIFLi: sancion, en quetzales, por el numero total de indisponibilidad forzada

para la linea .
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SDTIFLI: sancion, en quetzales, por la duracion total de indisponibilidad forzada

para la linea i.

NTIF: tolerancia al nimero total de indisponibilidades forzadas para cada linea.

NTIFLi: nimero total de indisponibilidades forzadas, para la linea i.

DTIF: tolerancia a la duracién total de indisponibilidad forzada para cada linea.

DTIFLI: duracion total de indisponibilidad forzada, para la linea i.

RHT: remuneracion horaria del transportista, para la instalacion que

corresponda, segun el articulo 132 del reglamento de la ley general de la

electricidad.

ST: sancion total, para el periodo de control.

K: coeficiente segun la categoria de la instalacion de acuerdo a la siguiente

tabla:

Tabla XIII. Coeficiente segun la categoria de la instalacion
CATEGORIA ETAPA 4
A 2
B |
C 0.5

Fuente: Normas Técnicas de Calidad de Servicio de Transporte y Sanciones (CNEE).
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Para fallas o indisponibilidades de larga duracién (mayores a 48 horas) el

valor de K, se incrementa en un cincuenta por ciento.

Los propietarios de redes y operadores se enfrentan hoy a nuevos
desafios debido a las estrictas exigencias reglamentarias como anteriormente
se describid, las preocupaciones de seguridad del sistema y las limitaciones
inherentes de capacidad en la demanda de una mayor transferencia. Al mismo
tiempo, ellos también se enfrentan a crecientes presiones de costos para
minimizar o restringir las inversiones operativas o de capital en el &mbito de
activos de transmision. La necesidad de herramientas practicas, eficaces y
fiables para ayudar a manejar estos importantes activos en tiempo real nunca

ha sido mas fuerte.

La gestion eficaz de los activos implica una monitorizacion eficiente e
inteligente de la red de transmision, las herramientas de seguridad inteligentes y
confiables de analisis para el desarrollo de estrategias efectivas para evitar,
mitigar y hacer frente a las emergencias del sistema, disminuyendo asi las
interrupciones en el sistema y por ende disminuyendo las sanciones

correspondientes.
En la siguiente tabla se da una idea del numero y tiempo de

indisponibilidades forzadas en un afio estacionario y el costo econémico para la

empresa transportista.
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Utilizando un sistema de gestion de distribucion podriamos estimar una

disminucién en la duracion de las interrupciones forzadas asociadas a la linea

con falla de hasta en un 90 %, el nimero de indisponibilidades forzadas es muy

dificil estimarla ya que no depende de factores controlables, tales mencionadas

anteriormente en el capitulo 4.

Tabla XV.

disminucién del 90 %

Costo de interrupcion de lineas con un tiempo de

NOMBRE | _NTIFLi _[disminusion del 90%| _ NTIF DTIF___ | VECES EXCEDIDAS|MIN EXCEDIDOS K RHT ENS NTIFE_|_ENS DTI INII
Linea 1 4 84.1 2 180 2 0.0000 2 Q 609.79|Q  85473|Q - |Q 85473
Linea 2 3 163.733 2 180 1 0.0000 2 Q 27351|Q 49758 | Q Q 49758
LINEA 3 4 36.457 3 300 1 0.0000 0.5 Q 75070 | Q _ 57.02|Q Q__ 57.02
Linea 4 3 21.943 3 300 0 0.0000 0.5 Q 394.04]|Q - |0 Q B
Linea 5 2 16.702 3 300 0 0.0000] 05 Q 354.13]|Q ) Q -
Linea 6 4 21.202 3 300 1 0.0000 __ 0.5 Q 20556 Q 9.08]Q Q 9.08
Linea 7 3 18.702 3 300 0 0.0000] 05 Q_ 367.73|Q B ) Q B
Linea 8 3 18.902 3 300 0 0.0000] __ 0.5 Q 117.92|Q Q Q
Linea 9 3 34.938 3 300 0 0.0000 0.5 Q_ 480.06| Q Q Q
Linea 10 2 18.002 3 300 0 0.0000] 05 Q  126.39| Q - |9 Q B
Linea 11 5 142.333 3 300 2 0.0000 0.5 Q 200.15|Q _ 94.96|Q Q 949
Linea 12 3 18.702 3 300 0 0.0000 05 Q 156.16 | Q - |0 Q B
Linea 13 2 271 3 300 0 0.0000] 05 Q  5478|Q Q Q
Linea 14 1 36.54 3 300 0 0.0000 0.5 Q 1355]|Q Q Q
Linea 15 1 38.1 3 300 0 0.0000] 05 Q _ 13.00]| Q ) - o B
Linea 16 12 382.21 3 300 9 82.2100 1 Q  9271|Q 44294|Q  127.03|Q _ 569.96
Linea 17 4 97.107 3 300 1 0.0000 1 Q 21324|Q _ 8628|Q - |Q 8628
Linea 18 3 30.707 3 300 0 0.0000] 05 Q  153.36 | Q ) Q B
Linea 19 6 162.807 3 300 3 0.0000 0.5 Q 34511|Q  23411|Q Q 23411
Linea 20 6 155.007 3 300 3 0.0000] 05 Q 531.43|Q  34323|Q Q 34323
Linea 21 9 146.782 3 300 6 0.0000] 0.5 Q 644.16|Q  525.28|Q Q 52528
Linea 22 2 16.602 3 300 0 0.0000 __ 0.5 Q 45490]Q - |0 Q B
Linea 23 4 85.707 3 300 1 0.0000] 05 Q 257.07|Q _ 4590|Q Q 4590
Linea 24 8 211.807 3 300 5 0.0000 __ 0.5 Q 236.09| Q _ 260.45|Q Q __ 260.45
Linea 25 3 28.773 3 300 0 0.0000 0.5 Q 219.93|Q - |0 - |0 B
Linea 26 14 341.503 3 300 11 415030 05 Q 101.79|Q  22761|Q _ 3521|Q 26281
Linea 27 15 342.803 3 300 12 42.8030] 05 Q 13997 |Q 319.89|Q  49.93|Q  369.82
Linea 28 1 1 3 300 0 0.0000] 05 Q__ 3.00]Q ) - o B
Linea 29 3 16.667 3 300 0 0.0000] 0.5 Q__ 300]Q Q ) -
Linea 30 1 458.7 3 300 0 158.7000 0.75 Q 127.07 | Q - Q 252.07 | Q 252.07
Q 3099.04 Q  464.23 | Q 4,463.27

gestion se utilizan algunos ejemplos

Fuente: archivos Transportista Eléctrica Metropolitana.

Transportista Eléctrica Metropolitana.
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Ejemplo 1

Falla o contingencia: Apertura de Linea subestacion 1 y subestacion 3
Causa: Arbol sobre linea e 1A-1068
Duracién del evento: 20:41:55 Fecha: 02/01/2013

Apertura de interruptor subestaciéon 1- Modelo a las 21:52:05, marco relé
21 AGT zona 1, 4,2 km. Prueba negativa. Al mismo tiempo abrié interruptor

Subestacion 3- subestacion, mientras que G. Usuario 1 y G. usuario 4 no abrio.

Al estar la falla entre la sub 1 e IA-1068 se procede a hacer maniobras
para rescatar sub 4, G. usuario 2 y G. usuario 3 a las 21:58. Se maniobra en
Laguna y se rescata sub. 6 sub 5, sub 3, el G. usuario 5 y generacién asociada
a las 22:00. Quedando pendiente G-usuario 7, G. usuario 6 y la sub 2. Se
procede a realizar prueba a Int. De la Sub 3 - Sub 1, resultando esta positiva,
energizando asi a la sub 2, y G. Usuario 7 y G. usuario 6 a las 22:20. En la
revision encuentra falla entre la salida de linea entre sub 1y el IA-1068, la cual
fue provocada por la caida de arbol de grandes dimensiones a inmediaciones
de la finca Urruela, quedando las rama enredadas entre las linea, ademas de

otras ramas enredadas en otros puntos por el fuerte viento en la zona.

La caida del arbol también provoco dafios sobre el circuito 63 de sub. 2,
el cual también fue necesario seccionar, quedando toda su carga rescatada a
las 22:14. Linea fue cerrada y regresada su configuracion normal a las 18:31

del dia siguiente de la falla.
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En resumen:

Tabla XVI. Proceso pararecuperar la linea fuera de servicio sin DMS
No. | Hora Accion fecha
21:52:05 | Dispara la linea. 02/01/2013
21:58:24 | Se recupera la sub 4, G. usuario 3 y G. usuario 2. 02/01/2013

Se maniobra en laguna y se recupera la sub 5, sub 6 y | 02/01/2013

22:00:00
sub 3.
22:20:00 | Se recupera la sub 2, G. usuario 6y G. usuario 7. 02/01/2013
Linea en configuracién normal. Hora del 03 de enero | 03/01/2013
18:31:00

2012.

Fuente: elaboracion propia.
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Con un sistema inteligente.

Tabla XVII. Proceso pararecuperar lalinea fuera de servicio con DMS
No. | Hora Accion Fecha
1 21:52:05 | Dispara la linea 02/01/2013
Se recupera a la sub 4, G. usuario 3 y G. usuario 2. 02/01/2013
5 91:53:05 Con los datos de relé de distancia podemos se ubicé la falla
y lo podemos aislar y alimentar las subestaciones que
guedaron sin tencion transfiriendo las cargas.
215405 Se maniobra en laguna y se recupera la sub 5, sub 6 y sub 3 | 02/01/2013
3 Se cierra el IG que alimenta la sub 5 para poder alimentar
las subestaciones sin tencion.
Se recupera la sub 2, G. usuario 6 y G. usuario 7. 02/01/2013
21:55:05 | Se realiza una prueba de la sub 3 y sub 2 dando esta
4 positiva alimentado asi la sub y los usuarios antes
mencionados.
5 21:56:05 | Linea en configuracion normal. Hora del 03 de enero 2012. 02/01/2013

Fuente: elaboracion propia.

Las lineas y subestaciones afectadas por la falla anteriormente descrita

fueron restauradas en un tiempo menor, tal como se describe en la siguiente

tabla.
Tabla XVIIl. Comparacion de tiempos
Descripcion Tiempo de restauracion de lineas y subes
Sin el sistema DMS 00:27:55
Utilizando el DMS 00:03:00

Fuente: elaboracion propia.
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Se puede concluir que para esta falla el tiempo disminuyé en un 90 %

respecto al tiempo mas largo.

Figura 57. Diagrama unifilar de lared de transmision del area sur 1
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.
o
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1 | T | | | ]
N/A
sub.2| Gy GU.7Z GU.4 GUS
iz falla subestacion 3 subestacion 5

subestacion 6 sub laquna

—| subestacion 1

Fuente: archivo empresa eléctrica de transmision.

Ejemplo 2

Falla o contingencia: Apertura de Linea subestacion A — Centro

Causa: Poste de transmisioén, linea e 1A-1179 en el suelo por
derrumbe de gran proporcion.

Duracion del evento: 10:48:37 Fecha: 10/01/2013
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Apertura de interruptor sub A-Centro a las 05:36:50 con prueba negativa.
A las 06:13 se cierra el interruptor sub A -Guate Sur para recuperar la
generacion de TDL. Se realizan maniobras en 13,8 kv para poder energizar a la
subestacion B quedando toda su carga recuperada a las 07:25:00. Momentos
después de la apertura de linea llega la informacién de un derrumbe de grandes
proporciones en el Boulevard de San Cristébal, al llegar personal al lugar se
encontrd linea de transmision caida juntamente con el 1A-1179 por quebradura

de poste debido al derrumbe.

En las reparaciones se procede a levantar la linea y se retira el poste
guebrado junto con el 1A-1179, el cual se procedera a programar su colocacion
en otro punto de la linea en los proximos dias. La linea queda en su
configuracion normal a las 16:24:01.

En resume:

Tabla XIX. Proceso para recuperar la linea fuera de servicio sin DMS

No. | Hora Accion Fecha

1 05:36:50 | Abre la linea. 10/01/2013
2 06:13:10 | recupera generacion de TLD 10/01/2013
3 07:25:00 | Se recupera toda la carga de la subestacion B 10/01/2013
4 16:24:01 | Se regresa la linea a su configuracién normal. 10/01/2013

Fuente: elaboracion propia.

153




Con un sistema inteligente:

Tabla XX. Proceso pararecuperar lalinea fuera de servicio con DMS
No. | Hora Accidn Fecha
1 05:36:50 | Abre la linea. 10/01/2013
recupera generacién de TLD 10/01/2013
2 05:37:50 | Se cerro el IG de la sub A-Guatemala sur para
poder recuperar la generacién de TDL
Se recupera toda la carga de la subestacion B 10/01/2013
3 05:42:50 | Se realizan maniobras en 13.8 Kv para poder
recuperar la carga de la subestacion mencionada.
4 05:43:50 | Se regresa la linea a su configuracién normal. 10/01/2013

Fuente: elaboracién propia.

Las lineas y subestaciones afectadas por la falla anteriormente descrita

fueron restauradas en un tiempo menor, tal como se describe en la siguiente

tabla.

Tabla XXI. Comparacion de tiempos

Descripcién

Tiempo de restauracion de lineas y subes

Sin el sistema DMS

01:48:50

Utilizando el DMS

00:07:00

Fuente: elaboracion propia.

Se puede concluir que para esta falla el tiempo disminuyo en un 95 %

respecto al tiempo mas largo.
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Figura 58. Diagrama unifilar de la red de transmision del area sur 2
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Fuente: archivo empresa eléctrica de transmision.

Ejemplo 3

Falla o contingencia: Apertura de Linea subestacion A — subestacion B

Causa: Lamina desprendida por fuertes viento se enreda y
queda soldada a lineas.

Duracién del evento 01:35:08 Fecha: 04/04/2013

Dispara linea que va de la subestacion A — a la subestacion B a las
14:26:13, perdiéndose con ello la carga de la subestacion C y grandes usuarios
1y 2. Primera prueba positiva por lo que se procede a energizar nuevamente la
carga de de la sub. C, al cerrar el circuito 92 de la sub. C, se abre nuevamente
el interruptor y se asume la falla entre sub. Ay e IA-1129, por lo que se decide
abrir el IA-1129 y ha cerrar el IA-1061 con el fin de energizar a través de la sub.
B la Sub. C.
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Al cerrar el IA-1061 abre el IG de la sub D-sub C, se abre nuevamente el
IA-1061 y se cierra el IG-de la sub D-Sub B con prueba positiva. Ya con estas
acciones se traslada la mayor parte de la carga de la sub C en 13,8 Kv entre las
14:36 y 15:28, quedando unicamente sin servicio el circuito 200 y los grandes
usuariosl y 2. Se patrulla la linea y se encuentra en la revisién en el poste
602297 una lamina del techo de una vivienda que por el fuerte viento se enreda
entre las lineas y queda soldada a las mismas. Se procede al retiro de esta y la
linea no sufre mayor dafio, al terminar el retiro se realiza otra prueba con
resultado positivo y se procede a regresar a su configuracion normal la carga de
la sub C.

En resumen:

Tabla XXIl. Proceso pararecuperar la linea fuera de servicio sin DMS
No. Hora Accién Fecha
1 14:26:13 | Dispara la linea. 04/04/2013

Linea abre nuevamente al cerrar el circuito 92 de la | 04/04/2013
2 14:28:55

sub C.

14:36:15 | Se recupera carga del circuito 91 04/04/2013

4 15:28:20 | Recuperada la carga del circuito 92. 04/04/2013

Se energiza la linea recuperando con ello al circuito | 04/04/2013
5 16:01:31 _

200 y a los grandes usuarios 1y 2.

Fuente: elaboracion propia.
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Con un sistema inteligente:

Tabla XXIIl. Proceso pararecuperar lalinea fuera de servicio con DMS
No. | Hora Accion Fecha
1 14:26:13 | Dispara la linea. 04/04/2013

Linea abre nuevamente al cerrar el circuito 92 de la 04/04/2013
sub C.

La primera prueba es positiva y se procede a
2 14:27:13 | energizar la sub C y las cargas asociadas a la
subestacion, abriendo nuevamente al conectar el
circuito 92, se trata de alimentar la sub C dese sub

D, pero la prueba es negativa , abre otra vez IG 1061

14:29:13 | Se recupera carga del circuito 91 04/04/2013
3 Se traslada la carga en 13.8 kv

14:30:13 | Recuperada la carga del circuito 92. 04/04/2013
4 Se traslada la carga en 13.8 kv.
5 14:32:13 Se energiza la linea recuperando con ello al circuito | 04/04/2013

200 y a los grandes usuarios 1y 2.

Fuente: elaboracion propia.

Las lineas Yy subestaciones afectadas por la falla anteriormente descrita
fueron restauradas en un tiempo menor, tal como se describe en la siguiente
tabla.
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Tabla XXIV. Comparacion de tiempos

Descripcion Tiempo de restauracion de lineas y subes
Sin el sistema DMS 01:35:08
Utilizando el DMS 00:06:00

Fuente: elaboracién propia.

Se puede concluir que para esta falla el tiempo disminuyo en un 93 %

respecto al tiempo mas largo.

Figura 59. Diagrama unifilar de la red de transmisién del area

sur-occidente

Subestacion B Subestacion D

Subestacion C

1A-1129 |
00

1A-1061 linea Sub A-Sub B

*M
| ||

subestacion A

Fuente: archivo empresa eléctrica de transmision.

En resumen, el tiempo promedio de disminucion de las lineas y
subestaciones asociadas a la linea o circuito con falla se reduce a un 90 % vy la

disminucion de los costos es casi del 95 %.
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5.2.2. Incidencias en la empresa distribuidora

La calidad del servicio técnico sera evaluada en funcion de la continuidad

del servicio de energia eléctrica a los usuarios.

Se considera como interrupcion toda falta de servicio de energia eléctrica
en el punto de entrega, no se consideran las interrupciones menores de tres
minutos segun las Normas Técnicas del Servicio de Distribucion (NTSD), asi

como las que sean calificadas de fuerza mayor.

La calidad del servicio técnico sera evaluada mediante los siguientes
indices o indicadores globales: frecuencia media de interrupcion por KVA
(FMIK) y tiempo total de interrupcion por KVA (TTIK); y por indices o
indicadores individuales: frecuencia de interrupcién del usuario (FIU) y tiempo

de interrupcion por usuario (TIU).

a) Frecuencia Media de interrupcién por KVA (FMIK)
b) Representa la cantidad de veces que el KVA promedio de distribucién

sufrié una interrupcion del servicio.

FMIK = 3j Q(;ij"

(Ec. 5.6)

Donde:

2j: sumatoria de todas las interrupciones del servicio durante el semestre.
Qkfsj :cantidad de kVA fuera de servicio en la interrupcion j.

Qki : cantidad de kVA instalados.

c) Tiempo total de interrupcion por KVA(TTIK)
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Representa el tiempo total, en horas, en que cada KVA promedio estuvo

fuera de servicio.

Tfsj

TTIK = %j Qkfsj » 2

(Ec. 5.7)

Donde:

2j: sumatoria de todas las interrupciones del servicio durante el semestre.

Qkfsj : cantidad de kVA fuera de servicio en la interrupcion j.

Qki : cantidad de kVA instalados

Tfsj: tiempo, en horas, que han permanecido fuera de servicio los kVA en la

interrupcion j.
d) Frecuencia de interrupcién por usuario (FIU)
FIU = X Jj (Ec. 5.8)

Dénde:

Lj: nimero de interrupciones j, para cada usuario

e) Tiempo de interrupciones por usuarios (TIU)

U = X Tfsuyj (Ec. 5.9)

Dénde:

Tfsuj: es el tiempo, en horas, de la interrupcion j, para cada usuario.

Las interrupciones causadas por fallas de larga duracion no seran
incluidas en la evaluacion de los indices individuales, frecuencia de interrupcion
por usuario y tiempo de interrupcion por usuarios (segun la adicion a las NTSD
resolucién CNEE 18-2006).
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Tabla XXV. Tolerancia en los indices indicadores de calidad del servicio

técnico de energia eléctrica

indices Globales

ETAPA DE TRANSICION

FMIK

TTIK

URBANO

RURAL

URBANO

RURAL

INTERRUPCIONES ATRIBUIBLES A
DISRIBUCION

3

4

10

15

INTERRUPCIONES ATRIBUIBLES A
CAUSAS EXTERNAS A LA
DISTRIBUCION

20

A PARTIR DEL INICIO DE LA
ETAPA DE REGINEM
(Para usuarios conectados en
baja tensién)

FMIK

TTIK

URBANO

RURAL

URBANO

RURAL

INTERRUPCIONES ATRIBUIBLES A
DISRIBUCION

2.5

3.5

8

10

INTERRUPCIONES ATRIBUIBLES A
CAUSAS EXTERNAS A LA
DISTRIBUCION

12

indices Individuales

A PARTIR DEL INICIO DE LA
ETAPA DE REGINEM
(Para usuarios conectados en
baja tension)

FMIK

TTIK

URBANO

RURAL

URBANO

RURAL

USUARIOS EN BAJA TENSION

USUARIOS EN MEDIA Y ALTA
TENSION

6

12

14

A PARTIR DEL MES TRECE DE LA
ETAPA DE REGIMEN
(Para todos los usuarios)

FMIK

URBANO

RURAL

URBANO

RURAL

USUARIOS EN BAJA TENSION

6

12

14

USUARIOS EN MEDIA TENSION

4

8

10

USUARIOS EN ALTA TENSION

Fuente: Normas técnicas de Servicio de distribucion. (CNEE).
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La determinacién de la indemnizacion a los usuarios por incumplimiento a
las tolerancias establecidas para cada indicador, se realiza por medio de la
aplicacion de las siguientes férmulas de acuerdo al periodo que se esté
evaluando y al grupo de usuarios que se esté considerando, se aplicaran
indemnizaciones a los usuarios en caso de superarse cualquiera de las

tolerancias establecidas por causas atribuibles o no al distribuidor.

indices globales:

INIG = ENSsistema * CENS (Ec. 5.10)
. . [(TTIK — TTIK limi
ENS sistema = D sistema ( pv— frmite) (Ec. 5.11)
_ _ [ (FMIK — FMIK limite) (S
ENS sistema = D sistema p (o) (Ec. 5.12)
indices Individuales:
INII = ENS Usuario * CENS (Ec. 5.13)
. . TIU - TIU limite
ENS Usuario = D Usuario l( pv— ) (Ec. 5.14)
_ . [(F1U - F1U timite) (515)
ENS Usuario = D Usuario pv— (Ec. 5.15)
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En donde:

o INIG: indemnizacion para ser distribuida globalmente, (Q). Cada usuario
recibe una indemnizacién proporcional a su consumo semestral de
energia eléctrica, con respecto del consumo total semestral de todos los

usuarios del distribuidor.

o ENS sistema: energia no suministrada al sistema, calculada por TTIK y
por FMIK, (kW.h).

o INII: indemnizacion para ser distribuida individualmente, (Q). A los
usuarios que se les aplica una indemnizacién individual, no les

correspondera una indemnizacion global.

o ENS Usuario: energia no suministrada al sistema, calculada por TIU y por
FIU, (KW.h).

o D sistema: demanda de energia facturada durante el periodo de control

para el sistema del distribuidor, (kW.h).

o D Usuario: demanda de energia facturada durante el periodo de control

para cada Usuario, (kW.h).

o CENS: costo de la energia no suministrada, [Q / kW.h]. El Costo de
energia no suministrada es diez veces el valor del Cargo Unitario por
energia de la tarifa simple para usuarios conectados en baja tension sin
cargo por demanda (BTS), de la ciudad de Guatemala, del primer dia y

primer mes del periodo de control evaluado.
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Los valores para TTIK, FMIK, TIU y FIU se refieren a los valores
resultantes de los indices o indicadores en el periodo controlado. Los valores
para TTIKlimite, FMIKlimite, TIUlimite y FIUlimite, se refieren a los limites
establecidos para las tolerancias de los indices o indicadores. Tanto para
indemnizacion global como para individual, el distribuidor debera determinar el
valor de la energia no suministrada mediante las dos formulas (indicador de
tiempo y frecuencia) y se aplicara la mayor a fin de calcular el valor de la

indemnizacion.

Para cada una de las interrupciones determinadas como fallas de larga
duracion, que no sean clasificadas de fuerza mayor de acuerdo al
procedimiento sefialado en la NTSD, la distribuidora, y en su defecto la
comision, dard inicio al procedimiento de célculo de indemnizacion a los
usuarios afectados, inmediatamente después de recibir la informacién que sea
presentada por los distribuidores y la evaluacion de la comision haga sobre la

misma.

La indemnizacion sera calculada de acuerdo con la siguiente expresion:

IIFLD = PI * T = CENS (Ec: 5.16)

Donde:

IFLD: indemnizacién de interrupcién por falla de larga duracion (Quetzales)

Pl: potencia de cada interrupcion por falla de larga duracion (kilowatt)

T: tiempo de duracién de cada interrupcién por falla de larga duracion, desde el
inicio de la interrupcion hasta que se conecte el ultimo usuario afectado por la
misma.

CENS: costo de la energia no suministrada de acuerdo al articulo 58 de las
NTSD (Quetzales / kwatt-hora)
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Debido a que las interrupciones pueden afectar desde un usuario hasta
todo el circuito de alimentacion o todo el transformador de potencia en una
subestacion de energia eléctrica, la potencia interrumpida sera considerada
mediante la aplicacion de algunos de los siguientes criterios, o de otro que

resulte razonable en el caso concreto:

o Para el caso que existan mediciones, la diferencia entre la potencia
registrada por el equipo de medicién de la subestacion en el intervalo
anterior de 15 min., o de una hora si fuera el caso, el registro de la
interrupcion menos la potencia registrada por el mismo equipo de
medicion en el intervalo posterior de 15 min., o de una hora si fuera el

caso, inmediatamente después del registro de la interrupcién.

o Para el caso en que no existan mediciones, la potencia en kilowatts (KW)
se obtendra del producto de los kilo voltamperios (KVA) por un factor
igual a 0,45. Donde la potencia en kilo voltamperios (KVA) es la parte de
la red de distribucion afectada por la interrupcién, de acuerdo con la
potencia informada por el distribuidor, o la contenida en el dltimo informe
gue contenga la tabla datos centros a que se refiere la metodologia para
el control a que se refiere la metodologia para el control de calidad del
servicio técnico de las Normas Técnicas de Servicio de Distribucion, que
la distribuidora haya entregado a la comision y el factor de 0,45 es el
producto de un factor de carga de 0,5 por un factor de potencia de 0,9.

El total de la indemnizacién ser& distribuida entre los usuarios afectados

proporcionalmente al promedio de consumo de los ultimos tres meses, o de los

meses disponibles si el servicio del usuario tiene menos de tres meses.
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Tabla XXVI. Costo de Indemnizacion por falta de suministro a los

usuarios
[Dwero  JRU JTMU[ENSfu ENSI _JINDEMNIZACION]
Usuario 1 13 26,35 2907,49 3350,28| Q 54 777,02
Usuario 2 2 10,03 0,00 773,61 Q 12 648,57
Usuario 3 14 28,58 625,05 711,07 | Q 11 625,94
Usuario 4 15 31,60 405,31 483,68 | Q 7 908,24
Usuario 5 15 31,60 357,57 426,71 | Q 6 976,74
Usuario 6 13 26,35 331,41 403,82 | Q 6 602,47
Usuario 7 13 26,35 309,96 357,16 | Q 5 839,60
Usuario 8 11 27,13 195,45 346,83 | Q 5 670,60
Usuario 9 14 19,43 339,44 288,30 Q 5549,90
Usuario 10 15 31,60 260,36 310,70| Q 5 080,01
Usuario 11 13 36,89 187,65 302,73| Q 4949,71
Usuario 12 13 26,35 245,49 299,12| Q 4 890,69
Usuario 13 13 26,35 242,10 295,00 Q 4 823,25
Usuario 14 13 31,75 157,08 228,30| Q 3732,70
Usuario 15 15 41,01 144,98 204,62 | Q 3 345,46
Usuario 16 13 26,35 133,89 163,14 | Q 2 667,40
Usuario 17 12 24,43 120,64 154,53| Q 2 526,50
Usuario 18 15 27,97 129,78 138,90 | Q 2 270,99
Usuario 19 13 31,75 89,56 130,17 | Q 2 128,36
Usuario 20 15 41,01 84,20 118,83| Q 194294
Usuario 21 7 17,13 90,81 11294 | Q 1 846,52
Usuario 22 12 33,56 59,83 104,60 | Q 1710,21
Usuario 23 5 18,39 0,00 103,84 | Q 1697,75
Usuario 24 5 7,44 85,12 0,00| Q 1391,75
Usuario 25 15 41,01 55,90 78,90 | Q 1 289,95
Usuario 26 15 41,01 53,87 76,03 | Q 1243,01
Usuario 27 15 41,01 46,83 66,09 | Q 1 080,57
Usuario 28 14 40,73 40,82 62,51 Q 1022,01
Usuario 29 13 36,89 49,53 62,06 | Q 1014,70
Usuario 30 15 31,60 47,99 57,27 | Q 936,39
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Continuacion de la tabla XXVI.

Esta tabla es una pequefia muestra de usuarios afectados por
interrupciones eléctricas e indica la indemnizacion que una distribuidora debera

reportar por falta de suministro eléctrico, suponiendo que el costo de kilowatt

Usuario 31 1 33,82 0,00 48,37 | Q 790,78
Usuario 32 9 30,01 9,93 47,66 | Q 779,16
Usuario 33 13 31,75 32,20 46,80 | Q 765,21
Usuario 34 3 19,71 0,00 39,51| Q 646,01
Usuario 35 13,36 0,00 37,66 | Q 615,69
Usuario 36 4 22,90 0,00 34,98 | Q 571,86
Usuario 37 12 16,75 33,66 16,60 | Q 550,33
Usuario 38 1 13,59 0,00 32,00| Q 523,23
Usuario 39 10 26,91 11,85 28,42 | Q 464,74

total indemnizacién Q 174896,94

hora es de Q. 16.35 (CENS).

Como anteriormente se analizdé, se puede decir que el tiempo de

disminucién de las fallas en lineas de distribucion es del 90 %, aplicando este

factor en la tabla XIV se obtiene:

La disminucion en de los costos para una linea de distribucion es menor
gue para una linea de transmision debido a la disposicion de la Norma Técnicas
de Servicio de Distribucion (NTSD), en donde se debe tomar el monto mayor

entre el tiempo y el numero de indisponibilidades forzadas. El costo disminuye

un 20 %.
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Tabla XXVII. Costo de indemnizacion por falta de suministro a los
usuarios implementando el DMS

[FAO0 WIECITEES |

13 2,63
Usuario 2 2 1,00 0,00 77,36 | Q 12648,57
Usuario 3 14 2,86 | 625,05 71,11 Q 10219,49
Usuario 4 15 3,16 | 405,31 48,37 | Q 6 626,79
Usuario 5 15 3,16 | 357,57 42,67 Q 5 846,23
Usuario 6 13 2,63| 331,41 40,38 | Q 5418,55
Usuario 7 13 2,63 | 309,96 35,72 Q 5 067,81
Usuario 8 11 2,71 | 195,45 34,68 | Q 3 195,63
Usuario 9 14 1,94 | 339,44 28,83| Q 5 549,90
Usuario 10 15 3,16 | 260,36 31,07| Q 4 256,85
Usuario 11 13 3,69| 187,65 30,27 | Q 3 068,08
Usuario 12 13 2,63 | 245,49 2991 Q 4 013,71
Usuario 13 13 2,63 | 242,10 29,50| Q 3 958,37
Usuario 14 13 3,17 | 157,08 2283 Q 2 568,22
Usuario 15 15 4,10| 144,98 20,46 | Q 2 370,38
Usuario 16 13 2,63| 133,89 16,31| Q 2189,10
Usuario 17 12 2,44 | 120,64 1545| Q 1972,38
Usuario 18 15 2,80 | 129,78 13,89 Q 212197
Usuario 19 13 3,17 89,56 13,02 Q 1 464,37
Usuario 20 15 4,10 84,20 11,88| Q 1376,64
Usuario 21 7 1,71 90,81 11,29 Q 1484,78
Usuario 22 12 3,36 59,83 10,46 | Q 978,15
Usuario 23 5 1,84 0,00 10,38| Q 1697,75
Usuario 24 5 0,74 85,12 0,00| Q 1391,75
Usuario 25 15 4,10 55,90 789 Q 913,97
Usuario 26 15 4,10 53,87 760 Q 880,72
Usuario 27 15 4,10 46,83 6,61 Q 765,62
Usuario 28 14 4,07 40,82 6,25| Q 667,42
Usuario 29 13 3,69 49,53 6,21 Q 809,79
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Continuacion de la tabla XXVII.

Usuario 30 15 3,16 | 47,99 573 Q 784,66
Usuario 31 1 3,38 0,00 484 Q 790,78
Usuario 32 9 3,00 9,93 4,77 Q 162,29
Usuario 33 13 3,17 | 32,20 4,68 | Q 526,49
Usuario 34 3 1,97 0,00 3,95 Q 646,01
Usuario 35 1 1,34 0,00 3,77 Q 615,69
Usuario 36 4 2,29 0,00 3,50 Q 571,86
Usuario 37 12 1,68| 33,66 1,66 | Q 550,33
Usuario 38 1 1,36| 0,00 3,20 Q 523,23
Usuario 39 10 2,69| 11,85 284 Q 193,75

total indemnizacién Q 146 425,51

Fuente: Archivo distribuidora eléctrica metropolitana.

5.3. Analisis econdmico de la inversion

Una vez definidos los costos de los equipos instalados en las lineas de
transmision, los equipos en las subestaciones y los beneficios para la empresa
Transportista y empresa de Distribucion Eléctrica con la implementacién de un
DMS, es necesario realizar una evaluacién econémica para la implementacion y

operacion, con el fin de obtener ventajas econémicas a corto y largo plazo.
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Tabla XXVIIl. Resumen de beneficios para el transportista y distribuidor

Sancion por indisponibilidad del

Transportista Q 110534,78 Q 4463,27 |Q 106 071,51

Sancién por indisponibilidad del Distribuidor Q 174 896,94 Q 146 425,11 | Q28471,43
TOTAL Q 13454294

Fuente: elaboracién propia.

Tabla XXIX. Resumen equipo faltante en el centro de control

Software implementados sobre el SCADA

Q 1293 600,00

Fuente: elaboracion propia.

En la tabla XXVIII se puede notar que el mayor beneficio se encuentra en

las lineas de transmisién, ya que para una indisponibilidad mayor a diez

minutos el transportista es sancionado dependiendo de la importancia de la

linea en el sistema nacional interconectado y de la duracion de esta como se

indica en el apartado 5.2.1. Para la empresa de distribucion el beneficio es

menor porque esta depende de la duracién de la falla o del numero de

indisponibilidades, la que tenga el mayor monto de indemnizacién, como se

indica en el apartado 5.2.2.
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5.4. Resultado final del analisis
Listado de costos:
o El costo de la inversién inicial es de Q 1 293 600,00.
o El mantenimiento anual de cada software es de aproximadamente
$740,00.
Lista de beneficios:
o La disminucién de sanciones para la empresa transportista y menor

indemnizacion a usuarios para la empresa de Distribucion como se indica
en la tabla XXVIII.
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Tabla XXX.

Flujo de efectivo de lainversion

Q 1293600,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 35 568,00 Q 134 542,94
Q 1969392,00 Q 2690858,80

Fuente: elaboracion propia.
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A pesar de que la inversién puede recuperarse en 9.61 afios (9 afiosy 7
meses aproximadamente) el analisis en 20 afios revela que los beneficios

obtenidos seran significativamente mayores que los costos incurridos.

Inversion inicial

Razon de Recuperacion = —
Beneficio

1293 600,00

Razon de recuperacion = 134 542,94

Razon de Recuperaciéon = 9,61 aios

Como la relacion costo beneficio es mayor que 1, se puede afirmar que el

proyecto es rentable en los proximos 20 afios.

B Beneficio total
C  Costo total

B 269085880

C  1969392,00
B_ 1,37
C_ ]

A modo de interpretacion de los resultados se puede decir que por cada
quetzal que se invierte en el proyecto, se obtendra 0,37 quetzales.

El punto de equilibrio se alcanza en el afio diez, sin embargo, en general

puede decirse que la inversion traera mas beneficios que los costos que

representan, en este caso.

173



174



CONCLUSIONES

La utilizacion del software de gestion de redes para la red de transmision
descrita en el capitulo IV es aplicable para el sistema SCADA actual de la

red eléctrica metropolitana.

Es factible la utilizacion del equipo actual de proteccién par un sistema de

gestion de distribucién DMS.

Se determiné que el sistema SCADA actual es una plataforma éptima
para la implementacion de las aplicaciones que conforman el sistema de

gestion de distribucion.

La consideracion de un sistema de gestion de distribucion representa una
reduccion en la duracién de las interrupciones forzadas asociadas a la

linea de transmision con falla de hasta en un 90 %.

En el andlisis econdmico se puede afirmar que por cada quetzal que se
invierte en el proyecto de automatizacion de la red eléctrica, se obtienen

0,37 quetzales de beneficio.
El punto de equilibrio se alcanza en el afio catorce, sin embargo, en

general puede decirse que la inversion traerd mas beneficios que los

CcOostos que representa.
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RECOMENDACIONES

Se comparan las sanciones de la red eléctrica actual sobre la
implementacion de un sistema de gestion de distribucion en el sistema
SCADA actual y de acuerdo con una considerable diferencia de los
costos de sancion, se recomienda la implementacién del sistema de

gestion de distribucion DMS.

La funcién del SCADA es esencial para la correcta implementacién de la
automatizacion de un sistema eléctrico la cual requiere de comunicacion
en tiempo real entre los diferentes elementos, por tal razén se
recomienda utilizar cables de hilo de gurda OPGW que implementan fibra

Optica para la comunicacion a través del cableado de alta tension.

El mantenimiento de esta clase de sistemas suele depender de la
magnitud de la red eléctrica, pero en general se debe brindar un
mantenimiento general una o dos veces al afio minimo, donde se
verifique los parametros de calibracion, se realicen pruebas dindmicas y
estaticas a los equipos y se observe el estado fisico de los mismos.

En el momento de considerar la implementacion de un sistema de
gestion de distribucion en el sistema eléctrico de transmision de 69 kV,
se recomienda evaluar los equipos de proteccion que se adapten a este

sistema.
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Anexo 1.

Anexo 2.

Anexo 3.

Anexo 4.

Anexo 5.

ANEXOS

Niveles Isoceraunicos de Guatemala.

Curvas de tiempo minimo de fusién para fusibles tipo Ky T del

mismo rango.

Curvas tipica de corriente-tiempo para un fusible de 10k.

Curvas de tiempo maximo de aclaramiento para fusibles tipo K.

Curvas de tiempo minimo de fusién para fusible tipo T
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ANEXO 1

Mapa de niveles Isoceraunicos de Guatemala

o
"‘

Fuente: Nivele Isoceraunicos De Guatemala.
http://www.insivumeh.gob.gt/hidrologia/ATLAS  HIDROMETEOROLOGICO/Atlas_Clima.htm.

Consultado el 12 de noviembre de 2012.
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ANEXO 2

Curvas de tiempo minimo de fusién para fusibles tipo Ky T del mismo

rango
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Fuente: WILEY, John. Documento_ the art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.
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ANEXO 3

Curvas tipica de corriente-tiempo para un fusible de 10k
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Fuente: WILEY, John. Documento_ the art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.
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ANEXO 4

Curvas de tiempo méaximo de aclaramiento para fusibles tipo K
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Fuente: WILEY, John. Documento__ the

art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.
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ANEXO 5

Curvas de tiempo minimo de fusién para fusible tipo T
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Fuente: WILEY, John. Documento_ the art and science of protective Relaying, [en linea

http//www.gedigitalenegy.com/multilin/notes/artsci/artsci.pdf.] Consulta: abril 2013.
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