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RESUMEN

En la presente Tesis se elabora una metodologia que incluye simulaciones y calculos
para verificar si un proyecto de generacién convencional es susceptible de experimentar
problemas de estabilidad angular de corta duracién (estabilidad transitoria) o de
provocarlos en centrales de generacion existentes en su zona de influencia, y asi poder
limitar su ingreso al Sistema Eléctrico Interconectado Nacional (SEIN) peruano con la

finalidad de evitar eventuales impactos negativos sobre la estabilidad del sistema.

La metodologia propuesta sera utilizada para realizar un andlisis a corto, mediano y
largo plazo, permitiendo evaluar el ingreso de nuevos proyectos en la fase del Estudio de
Pre-Operatividad y confirmar estos resultados en el Estudio de Operatividad. Esta
metodologia permitira establecer la cantidad de generacion que se puede conectaren cada
una de las principales barras del SEIN e identificar las barras mas sensibles al ingreso de

proyectos de generacion convencional.

Finalmente, se presenta los resultados de la aplicacion de la metodologia a un proyecto

de generacién convencional en el SEIN.



ABSTRACT

This Thesis develops a methodology that includes simulations and calculations to verify
if a conventional generation project is susceptible to experience short term angular stability
problems (transient stability) or to cause them in existing generation plants in its area of
influence, and thus be able to limit its entrance to the Peruvian National Interconnected
Electric System (SEIN) with the purpose of avoiding eventual negative impacts on the

system stability.

The proposed methodology will be used to perform a short-, medium- and long-term
analysis, allowing to evaluate the entrance of new projects in the Pre-Operational Study
phase and confirm these results in the Operational Study. This methodology will allow to
establish the amount of generation that can be connected in each of the main busbars of
the SEIN and identify the busbars more sensitive to the entrance of conventional generation

projects.

Finally, the results from applying the methodology to a conventional generation project
in the SEIN are presented.
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GLOSARIO DE TERMINOS

Central de Generacion Convencional: Son aquellas centrales que utilizan un generador
sincrono para la generacion de energia.

Comité de Operacion Econémica del Sistema (COES): ElI COES es una entidad privada,
sin fines de lucro y con personeria de Derecho Puablico. Su finalidad es coordinar la
operacion de corto, mediano y largo plazo del SEIN al minimo costo, preservando la
seguridad del sistema, el mejor aprovechamiento de los recursos energéticos, asi como
planificar el desarrollo de la transmision del SEIN y administrar el Mercado de Corto Plazo

Constante de Inercia: Representa las inercias tanto del generador como de la turbina que
se encuentra acoplada al mismo e indican la fortaleza de este sistema generador-turbina a
cambios.

DIgSILENT: Es una herramienta computarizada avanzada de disefio asistido en ingenieria
para el andlisis de sistemas eléctricos de potencia comerciales, industriales y a gran escala.

Esquemas Especiales de Proteccién: Son esquemas de proteccion que son instalados
ante determinadas condiciones particulares, para que un proyecto no afecte al SEIN.

Estudio de Operatividad: Es el estudio realizado por el Titular del Proyecto para obtener
la conformidad técnica del COES, considera los analisis eléctricos del afio de ingreso del
proyecto.

Estudio de Pre-Operatividad: Es el estudio realizado por el Titular del Proyecto para
obtener la conformidad técnica del COES, considera los andlisis eléctricos a largo plazo
(cinco afios luego del ingreso del proyecto).

FACTSs: Distintas tecnologias que mejoran la seguridad, capacidad y seguridad de las
redes existentes de transporte, a la vez que mantienen o mejoran los margenes operativos
necesarios para la estabilidad de la red.

HVDC: Es un sistema de transporte de energia eléctrica en alta tension utilizado en largas
distancias mediante el uso de corriente continua.

Impedancia Thévenin: Es la impedancia equivalente de un sistema de potencia reflejado
a un determinado punto del sistema eléctrico.

Nodo energético: Proyectos cuyo objetivo, es disefiar un esquema que promueva la
participacion de inversionistas privados que se comprometan a disefiar, construir, operar,
mantener y financiar plantas de generacion termoeléctricas, cumpliendo determinados
requisitos técnicos, financieros y legales que seran establecidos en el contrato (capacidad,
plazo, entre otros).



VI

Perdida de Sincronismo: Ocurre cuando un generador es separado eléctricamente del
sistema eléctrico, pero esta fisicamente conectado, presentando una frecuencia eléctrica
diferente al del sistema eléctrico.

Potencia de Cortocircuito: La potencia de cortocircuito es la potencia maxima que
soporta una instalacion ante una falla trifasica.

Procedimiento Técnico PR-20 del COES “Ingreso, Modificacion y Retiro de
Instalaciones en el SEIN” (PR-20): Es un procedimiento técnico del COES que contiene
los requisitos técnicos para que una nueva instalacion ingrese al SEIN no afecte de manera
negativa.

Punto de Operacién Estable: Es un punto de operacion en el cual puede operar
continuamente una instalacion.

Regulador de Tension (AVR): Es un equipo eléctrico, cuya funcién es controlar los niveles
de tensién en los bornes del generador, de acuerdo con su sistema de control y parametros
definidos.

Sistema de Proteccién: Es el conjunto de instalaciones que permite despejar una falla
eléctrica en el menor tiempo posible para afectar lo menos posible al sistema eléctrico de
potencia.

Sistema Eléctrico Interconectado Nacional (SEIN): Sistema eléctrico de potencia
peruano, conformado por generadores, lineas de transmisidn, subestaciones y cargas
eléctricas.

Teleproteccién: Son esquemas de proteccion de lineas de transmision que utilizan
canales de telecomunicacion para disminuir los tiempos de operacion de la proteccion e
identificar con mayor seguridad el equipo fallado.

Tiempo critico de despeje de falla: Es el tiempo maximo que puede demorar la proteccion
en actuar con la finalidad de no afectar la estabilidad del sistema.



PROLOGO

En el presente trabajo de Tesis, titulada “Determinacion de los limitantes por estabilidad
transitoria para el ingreso de proyectos de generacion convencional en el SEIN”, se estudia
y analiza una metodologia para calcular los limites de potencia a inyectar en una
determinada barra del SEIN por una nueva central de generacién convencional, con la
finalidad de evitar su pérdida de sincronismo o la pérdida del sincronismo de grupos de
generacién cercanos ante fallas que normalmente ocurren en las instalaciones aledafas.
Se utiliza como centro de la propuesta el tiempo critico de despeje de falla reformulado,
gue considera los criterios de la normativa vigente y la desconexién del equipo fallado por
las protecciones eléctricas tipicas de los elementos del sistema de potencia. Asimismo, se

brindan recomendaciones para tener en cuenta para el ingreso de nuevos proyectos.

La Tesis esta dividida en 7 capitulos. En el Capitulo 1 se presenta una introduccion y un
planteamiento de los problemas que genera el ingreso de proyectos de generacién
convencional al SEIN. Luego en el Capitulo 2 se detalla el marco teérico y los aspectos

generales del fendmeno de estabilidad transitoria.

En el Capitulo 3, se muestran los equipamientos tipicos de proteccion de las
instalaciones de transmisién, determinando asi los tiempos que toma su desconexion ante
una falla, estos valores seran utilizados luego para verificar si el tiempo critico de despeje

de falla es el adecuado.

En el Capitulo 4, se evalta y se identifica los inconvenientes de la normativa vigente en
diversos paises sobre los requisitos de estabilidad transitoria que deben cumplir los nuevos

proyectos de generacion convencional.

En el Capitulo 5, una vez identificados los problemas de la normativa vigente en el Perq,
se establece y se analiza la metodologia propuesta, el cual propone una secuencia de
pasos para evaluar la estabilidad transitoria de los nuevos proyectos de generacion
convencional considerando la desconexién del equipo con falla y su impacto en la
estabilidad. Asimismo, en este capitulo, mediante el uso de la metodologia se determina la
potencia eléctrica de centrales de generacion convencional que puede conectarse a las
diferentes barras del SEIN.



En el Capitulo 6 se aplica la metodologia propuesta al ingreso de un proyecto de
generacion convencional que se conecta al SEIN, denominado CC.HH. Angel I, Il y llI. Esta
central al tener una capacidad de 60MW y conectarse en una zona del SEIN con baja
potencia de cortocircuito, esta predispuesto a tener problemas de estabilidad transitoria,
por lo cual la aplicacién de la metodologia nos permitira evaluar el comportamiento de dicha

central.

En el Capitulo 7, a partir de los resultados obtenidos se plantean las conclusiones, las
cuales serdn utilizadas para evaluar el mejor punto de conexion al SEIN de los proyectos
de centrales de generacion convencional. De modo similar permitira a los entes
supervisores y operadores del sistema, identificar los posibles proyectos de generacion

convencional gue puedan generar problemas de estabilidad transitoria en el SEIN.

En la parte final se resume las referencias bibliograficas utilizadas, y en el anexo adjunto
se muestra la lista de simbolos, la matriz de consistencia elaborado con las hip6tesis y

objetivos de la tesis e informacion complementaria.



CAPITULO |
INTRODUCCION

1.1 Generalidades

En estos Ultimos afios el Sistema Eléctrico Interconectado Nacional, SEIN, viene
experimentando importantes cambios como son la construccion de subestaciones y lineas
de transmision de Muy Alta Tension (500 kV) de gran longitud, asi como la construccién de
pequefias centrales hidroeléctricas para aprovechar los recursos hidricos locales. También
se esta construyendo centrales no convencionales (edlicas y solares), y también se han
puesto en servicio Centrales Térmicas de gran potencia las cuales han sido denominadas
“Nodos Energéticos”. En ese sentido, para mejorar la flexibilidad del transporte de energia
eléctrica, se ha utilizado algunos equipos FACTs. De otro lado, en un futuro cercano se
daran las interconexiones entre paises con lo cual el uso de la tecnologia HVDC sera una

realidad en el sistema peruano.

Sin embargo, aun con el desarrollo eléctrico y energético que ha logrado el Pera existen

zonas con bajos niveles de potencia de cortocircuito tal como se observa en la Fig. 1.1.

S.E. Zorritos

PCC=416 MVA

S.E. Aguaytia
S.E. Chilca CTM

-
PCC =475 MVA
PCC=6891 MVA

S.E. Puno

PCC=768 MVA

Fig. 1.1 Potencia de Cortocircuito en barras representativas del SEIN — Av. Max 2019



Estos bajos niveles de cortocircuito del sistema eléctrico pueden limitar el ingreso al
SEIN de proyectos de generacion eléctrica y proyectos de demanda. Por lo anterior es
recomendable analizar con mucho detalle el punto de conexién para los futuros proyectos

de generacion convencional.

1.2 Problemética para el Ingreso de Centrales de Generacion Convencional

Dentro de los factores limitantes al ingreso de proyectos de generacion en zonas con
bajos niveles de potencia de cortocircuito se encuentran los referidos a la estabilidad
transitoria, fendmeno propio de las maquinas sincronas y que se pone en evidencia cuando
un nuevo generador pierde el sincronismo ante fallas de cierta duracién, que se presentan

en el sistema de transmisién cercano.

No existe ninguna limitante cuando el tiempo de duracién de la falla, con la cual un
generador pierde el sincronismo, es mayor al tiempo de despeje de la falla por actuacion
de la proteccion. Sin embargo, en los casos que el tiempo de despeje de la falla resulta
mayor, el generador pierde el sincronismo antes de que la falla sea despejada, lo cual

afecta a las instalaciones cercanas y disminuye su vida util.

Para analizar lo anterior existen indicadores que se pueden utilizar para evaluar la
estabilidad transitoria, como por ejemplo el tiempo critico de despeje de la falla; el cual da
cierta indicacion si el sistema eléctrico de potencia podra volver a un punto de operacion

estable luego de presentarse un gran evento o falla, tal como se muestra en la Fig. 1.2.

En la Fig. 1.2. se muestra la evolucion en el tiempo del comportamiento del angulo de
los rotores de las unidades de la C.H. San Gaban Il y CC.HH. Angel I, Il y Ill. Se aprecia
un comportamiento oscilatorio y los rotores alcanzan un maximo angulo de oscilacion,

luego amortiguarse y alcanzar un nuevo punto de operacion estable.
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El Angel3 G2: Rotor angle with reference to reference machine angle
SGab G1: Rotor angle with reference to reference machine angle

SGab G2: Rotor angle with reference to reference machine angle

Fig. 1.2 Angulo de generadores luego de una falla en el SEIN — Estable

De otro lado es necesario mencionar que los fenédmenos de estabilidad transitoria en un
nuevo generador sincrono también estan estrechamente relacionados con la magnitud de
su constante de inercia; parametro mecanico que depende de la cantidad y distribucién de
la masa giratoria utilizada en el sistema mecanico del grupo turbina-generador. Al respecto,
se debe indicar que normalmente los fabricantes tratan de reducir al maximo sus costos,
por lo cual tratan de utilizar la menor cantidad posible de materiales, ocasionando que los
generadores tengan un menor valor de constante de inercia, siendo asi susceptibles a ser
afectados por eventos y fallas en un sistema con bajos niveles de cortocircuito. En la Fig.
1.3 se muestran los valores de constante de inercia de las ultimas centrales hidroeléctricas

que han ingresado al SEIN.



Constante de Inercia (H)
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Fig. 1.3 Constante de Inercia de las ultimas Centrales Hidroeléctricas del SEIN

Los eventos de estabilidad transitoria ocurrian con frecuentemente en el Pert cuando el
SEIN era un sistema con bajas potencias de cortocircuito. Actualmente, el SEIN ha crecido,
se han instalado nuevas centrales de generacién de gran potencia y el sistema de
transmision se ha reforzado; sin embargo, debido a que la potencia de cortocircuito no se
ha elevado uniformemente en todos las zonas del SEIN y porque adicionalmente los
nuevos generadores de pequefia y mediana potencia que han ingresado al SEIN tienen
muy bajas constantes de inercia, se han producido condiciones propicias para que este
fendmeno sea muy importante al momento de analizar el ingreso de un proyecto de

generacién convencional.

En algunos proyectos de centrales que ya estan en operacion y que el factor limitante
motivo de la tesis afecta a algun generador, es necesario la implementaciéon de Esquemas
Especiales de Proteccién para evitar que existan restricciones de generacion, logrando que
no se afecte econdémicamente al proyecto de generacion con muy baja inercia que se
conecta en una zona de bajo nivel de cortocircuito y que no se ponga en riesgo al sistema

eléctrico.



1.3 Objetivos

1.3.1 Objetivo general
o Determinar como los limitantes por estabilidad transitoria influyen en el ingreso de
nuevos proyectos de generacion convencional en el SEIN.
1.3.2 Objetivos Especificos
e Determinar como las limitantes por estabilidad transitoria influyen en la potencia que
ingresa a una subestacion.
e Determinar en qué medida las limitantes por estabilidad transitoria influyen en la
magnitud de la reactancia transitoria del generador.
o Determinar en qué medida las limitantes por estabilidad transitoria influyen en el
valor de la constante de inercia del generador.
1.4 Hipétesis
1.4.1 Hipétesis general
e Los limitantes por estabilidad transitoria influyen positivamente en el ingreso de
nuevos proyectos de generacion convencional en el SEIN.
1.4.2 Hipdétesis especificas

Las limitantes por estabilidad transitoria influyen positivamente en la potencia que

ingresa a una subestacion.

Las limitantes por estabilidad transitoria influyen incrementando la magnitud de la

reactancia transitoria del generador.

Las limitantes por estabilidad transitoria influyen incrementando el valor de la

constante de inercia del generador.

En el Anexo B se muestra la matriz de consistencia, en la cual se resume los problemas,

objetivos, hipétesis, variables, dimensiones, indicadores y metodologia que se abordan en

la presente tesis. Esta matriz es de gran utilidad y permite evaluar el grado de coherencia

y conexion légica desarrollado a lo largo de todos los capitulos.



CAPITULO I
MARCO TEORICO

2.1 Estabilidad Transitoria

La estabilidad transitoria es la habilidad de un sistema de potencia para mantenerse en
sincronismo cuando ocurre un severo disturbio en el sistema, como puede ser una falla en
las lineas de transmision, la perdida de generacion o la perdida de grandes bloques de
carga. El sistema responde a estos eventos experimentando grandes oscilaciones del
angulo del rotor, cambios en los flujos de potenciay otros cambios adicionales en el sistema
eléctrico. Si el resultado de la separacién angular entre los generadores se mantiene entre
ciertos limites, el sistema mantiene el sincronismo. La pérdida de sincronismo por
estabilidad transitoria ocurre normalmente durante los 2 o 3 segundos de producido el

disturbio inicial.

En este capitulo se muestra la naturaleza de los problemas de estabilidad transitoria,
identificando los factores que los producen y las técnicas aplicables para su andlisis y

mitigacion.
2.2 Andlisis Eléctrico

Considerando el sistema mostrado en la Fig. 2.1 (Generador — Sistema de Transmision
— SEIN), se presenta los fundamentos y los principios de la estabilidad transitoria
analizando la respuesta del sistema a grandes disturbios, usando modelos simples. Para
ello, se desprecian todas las resistencias y el efecto de los controladores. Asimismo, se
utiliza un modelo clasico para representar al generador. Entonces, el sistema mostrado en
la Fig. 2.1 puede representarse por un equivalente eléctrico el cual es mostrado en la Fig.
2.2.



T1 am X1 -9
=
— a2 —
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< m

Fig. 2.1 Sistema Eléctrico Representativo

Fig. 2.2 Esquema Eléctrico Equivalente

Donde:

X1+X,
2

XT = X,d + XTl + (21)

Cuando el sistema es perturbado, por las caracteristicas del modelo clasico del
generador, el médulo de E’ se mantiene constante pero el angulo (J) y la velocidad (w) se
desvian de sus valores iniciales.

Entonces, la ecuacion basica de la potencia eléctrica en el sistema de potencia de la
Fig. 2.2 es:

E'XEp
P, =

sind = P, Sinéd (2.2)
XT

Graficando de la ecuacion anterior, la potencia eléctrica en funcién del angulo, se

obtiene la caracteristica mostrada en la Fig. 2.3.
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Pre-Falla

a ;

Fig. 2.3 Relacién Potencia Activa vs Angulo — Sistema Pre-falla

I
I
]
1
I
:
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Se muestra que en estado estacionario la potencia mecanica (Pm) que aplica la turbina
por el eje al generador, sera igual a la potencia eléctrica (P<) que entrega el generador,
definiéndose un angulo de operacion del generador (62). Ahora si el mismo sistema se
analiza, pero con una de las lineas fuera de servicio, el valor de Xt mostrado en la ecuacion
(2.1) se incrementa, disminuyendo el valor maximo de la caracteristica de la ecuacién. Con
ello se provoca un incremento en el angulo del generador, tal como se muestra en la Fig.
2.4

Pre-Falla

Fig. 2.4 Relacion Potencia Activa vs Angulo — Sistema Postfalla

Se observa que el &ngulo luego de la desconexion de la linea (8b) es mayor que el

angulo inicial (5a), el punto (b) seria el nuevo punto de operacién del sistema. Al momento
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en que el sistema se traslada desde el punto “a” al punto “b”, ocurren variaciones
transitorias en el angulo y en la velocidad del generador; sin embargo, las variaciones en
la velocidad son minimas y pueden ser despreciadas. La oscilacion de la potencia eléctrica

mostrada en la Fig. 2.5 es gobernada por la siguiente ecuacion.

2H d*§ :
W—OF = P,, — Pypgx SN (2.3)
Punto de : i
opleracion inicial
80.00 [ - ,775 ,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,
¢ | Punto de
s operacidn final

Fig. 2.5 Oscilacion de la potencia activa del generador

Cuando las variaciones transitorias no permiten que el sistema pueda llegar a un nuevo

punto de operacién estable, se habla de un problema de estabilidad transitoria.

2.2.1 Criterio de igualdad de areas

Este método permite tener un enfoque filoséfico de los factores principales que influyen
en la estabilidad transitoria de un sistema. De la ecuacion (2.3), se despeja la siguiente
relacion entre el angulo del rotor y la potencia acelerante AP = (P,, — P,)

d26 Wy
— =-2(P,—P 2.4
— = 5 (Pm — Fe) (2.4)
Donde Pe es una funcién no lineal de &, por ello la ecuacion (2.4) no puede ser resuelta

directamente. Si se multiplica ambos lados por 2d§/dt se obtiene lo siguiente.
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ds d*s _ wy as
2= Pm—F)— (2.5)
id—a]z—@(P -p)¥ 26
dtlatl — w v™m "¢l g¢ (2.6)
Integrando se obtiene
d8 2 _ Wy
E] = —>(Bn — R)d6 2.7)

La variacion de la velocidad (d&/dt) en el estado estacionario inicial es 0 y la variacién
de velocidad (dé&/dt) en el estado estacionario final también es 0. Por ello de la ecuacion
(2.7), como un criterio de estabilidad se puede establecer lo siguiente.

Sxw
fgo"?" (P,—P)d6 =0 (2.8)
Donde §, es el angulo inicial del rotor y §, es el maximo angulo que logra alcanzar el

rotor.

Entonces se puede entender que el area de la funcién P, — Pe graficada en funcion del
angulo debe ser 0 para que el sistema pueda ser estable. Es decir, cuando en la Fig. 2.6

el &rea Al es igual al area A2.

P
Pre-Falla
- Post-Falla
“A b
Pre-Falla ( )
Estable Pni- --
4
S«
A2 Post-Falla
ALl N\ 0
Al < A2
P
o 8 ‘ Pre-Falla
(a) Post-Falla
. & (c)
Inestable ' 8 DA
Al
Falla
Al > A2 8

Fig. 2.6 Criterio de Igualdad de Areas



13

Del grafico anterior se puede entender que cuando ocurre un disturbio, la potencia
eléctrica disminuye, generando asi un desbalance P — Pe positivo el cual crea el &rea Al,
y genera la aceleracion del angulo rotérico. Luego de eliminado el disturbio, el sistema
intenta recuperar estabilidad incrementando el &ngulo rotérico y generando asi un
desbalance Py, — Pe negativo el cual crea el &rea A2 y genera la desaceleracién del angulo
rotorico, el cual se detendréa en un valor maximo 6,,, y como tendra aun aceleracion negativa
el angulo disminuird generando una oscilacién como la mostrada en la Fig. 2.5, hasta llegar

al nuevo punto de equilibrio.

Al ocurrir una falla existen tres condiciones o periodos, pre-falla, falla y post-falla, en
cada uno de estos periodos hay una reactancia equivalente del sistema de diferente valor.
La menor reactancia es la que se tiene en la condicion pre falla, mientras que en la
condicion postfalla, ya que se desconecta el equipo fallado es muy probable que la
impedancia equivalente del sistema se incremente. Sin embargo, la mayor impedancia de
todas es la impedancia en falla; ya que al ocurrir un cortocircuito la potencia eléctrica que

puede transmitirse al sistema es muy pequefia incluso podria ser 0 MW (Fig. 2.6-b).

Se aprecia en la Fig. 2.6—a, que aun cuando el sistema pudo haberse desplazado hasta
el angulo 6,4, Sin embargo, no fue necesario, es decir aun tiene area de reserva para
recuperar estabilidad. Por lo anterior se puede concluir que si el area disponible de reserva
(A2) es mayor que el area de falla (Al) el sistema recobrara estabilidad, caso contrario el
sistema seria inestable para el disturbio que genera el area Al (Fig. 2.6— by c).

2.2.2 Simulaciones en el dominio del tiempo

Si bien el método anterior permite fortalecer el entendimiento del fenédmeno, no es
posible su uso para el analisis de grandes sistemas debido su complejidad y a las
ecuaciones no lineales que los gobiernan. Por este motivo es necesario el uso de un
determinado software, ya que permite modelar un sistema de potencia complejo y resuelve
de manera rapida las ecuaciones diferenciales no lineales con un grado de exactitud

suficiente para la operacion en tiempo real.

Para simular y obtener las respuestas aproximadas de un sistema de potencia en el
dominio del tiempo es necesario un software que pueda modelar con precision los

siguientes equipos del sistema eléctrico:

e Generadores sincronos, con sus sistemas de excitacion y turbinas.
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e Sistema de transmision.

e Equipos de tecnologia FACTs (SVC y otros), sistemas de transmision HVDC.

e Motores sincronos y de induccion.

Con los resultados de las simulaciones en el dominio del tiempo se puede observar
graficamente cuando un evento o falla genera inestabilidades en el sistema, ya que los

resultados son como los mostrados en la Fig. 2.7 y Fig. 2.8 .

110.00

20.00

T e

20.00 \ \/

10.00 L L
-0.1000 1.1400 1.7600 2.3800 =] 3.0000

Fig. 2.7 Sistema estable luego de una falla
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gl
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Fig. 2.8 Sistema inestable (Perdida de sincronismo) luego de una falla

2.2.3 Factores que afectan la estabilidad transitoria

De lo analizado en los subcapitulos anteriores, se puede concluir que la estabilidad
transitoria de un generador depende de muchos factores, entre ellos se puede sefialar los

siguientes:

e Eltipo de falla ocurrida.

o Eltiempo de despeje de falla.

e Lareactancia del sistema eléctrico luego de la falla.
e La potencia eléctrica entregada por el generador.

e Lainercia del generador y del sistema eléctrico.

e Latensién de excitacion y la tensién del sistema.

También se debe tener en cuenta que los reguladores de tension (AVR) podrian en

algunos casos influir en la estabilidad transitoria del generador debido a sus altas
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ganancias y velocidad de respuesta, sin embargo, no seran abordados en la presente

Tesis.

2.3 Desempefo de la Proteccién

Los relés de proteccion detectan la aparicion de condiciones anormales de operacion
en la red, asimismo, determinan cudles seran los interruptores que abriran. Con la finalidad
de realizar sus funciones los relés deben satisfacer tres requerimientos basicos:

selectividad, velocidad y confiabilidad.

Un sistema de potencia tiene la habilidad de mantener sincronismo luego de un severo
disturbio, una correcta actuacion de los sistemas de proteccion asegurara la estabilidad
transitoria del sistema. Los sistemas de proteccién deben ser capaces de distinguir todos
los tipos de falla, las oscilaciones de potencia y las condiciones de perdida de sincronismo.
Durante una falla el sistema de proteccion debe garantizar que los Unicos interruptores que
operen sean los necesarios para desconectar el equipo con falla, ya que desconectar

elementos no fallados podria llevar al sistema a la inestabilidad.

2.3.1 Nuevas retos y avances para la proteccién

Los nuevos sistemas de proteccion, control y operacion deben tomar en cuenta la menor
predictibilidad de la generacién, ya que actualmente la generacién se esta volviendo mas
y mas distribuida, estas fuentes pueden aparecer en cualquier sitio de manera intermitente
y no siempre ser despachada. Asimismo, los nuevos modelos de gobernadores,
excitatrices, inversores y controladores disminuyen la confiabilidad en el modelamiento de
los cortos circuitos, estabilidad de tensién y estabilidad complicando los esquemas de

proteccion convencionales.

Un sistema de potencia robusto debe estar preparado para separarse en sistemas
aislados, rechazar carga o desconectar generacion si fuese necesario mediante sistemas
de proteccidn que detecten estas condiciones. Estos esquemas de proteccion se han vuelto
cada vez mas complejos generando la necesidad de una proteccién rapida, requerimientos
de comunicacion y encriptacion, por este motivo aparecieron los sincrofasores, los cuales
proporcionan mediciones en tiempo real de las magnitudes eléctricas de todo un sistema
de potencia mediante el uso de relojes GPS sincronizados via satélite. Sus aplicaciones
incluyen el control de area amplia, la validacion del modelo eléctrico del sistema, la
determinacién de margenes de estabilidad, el manejo de carga para mantener estable el
sistema, la deteccion de la operacion en sistema aislado y la visualizacién de la respuesta

dindmica del sistema.
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Los relés modernos basados en microprocesadores, comparados con los antiguos relés,
son simples y de bajo costo, los cuales permiten un rapido despeje de falla; asimismo
actualmente existen disponibles varios medios de comunicacién que permiten que los

esquemas de proteccién se realicen con mayor facilidad.

Normalmente los relés utilizaban fasores para la identificacién de las fallas, sin embargo,
ahora, con el desarrollo de la tecnologia existen relés que utilizan magnitudes instantaneas
en vez de fasores, con lo cual se ha disminuido el tiempo de identificacion de la falla.
Asimismo, en los Uultimos afios se han desarrollado esquemas de proteccion en base al
concepto de onda viajera, el cual utiliza el transitorio generado por la falla para su
deteccion.

2.4 Métodos para mejorar la estabilidad transitoria

Existen métodos que permiten mejorar la estabilidad transitoria, pero se debe tener en
cuenta que, para un sistema eléctrico de terminado no se puede aplicar cualquier método
para mejorar la estabilidad transitoria. EI mejor enfoque probablemente sea utilizar una
combinacién de varios métodos, teniendo en cuenta las caracteristicas particulares del
sistema en analisis. Al momento de aplicar estas mejoras se debe analizar el
comportamiento de todo el sistema de potencia, ya que soluciones a problemas de

estabilidad transitoria no deben tener efectos secundarios en otros fenbmenos eléctricos.

2.4.1 Despeje veloz de falla

La energia cinética que el generador gana durante una falla depende del tiempo que

dure la falla, si la falla es despejada rapidamente entonces el disturbio sera menor.

Cada milisegundo cuenta, por ello el uso de interruptores rapidos (< a 2 ciclos) y relés

de alta velocidad de actuacién permiten mejorar la estabilidad transitoria.

2.4.2 Reduccién de lareactanciade lared

Como se aprecia en la ecuacion 3.2, la reactancia de la red tiene un papel determinante
en la estabilidad transitoria y establece sus limites. La reduccién de la reactancia de los
equipos de transmision mejorara la estabilidad transitoria, la mejor manera de conseguir
puede ser creando circuitos paralelos, circuitos en niveles de tension superior, utilizar
transformadores con bajas impedancias de cortocircuito o instalar capacitores serie en las
lineas de transmision (su dimensionamiento debe ser cuidadosamente realizado ya que

pueden provocar otros fendmenos, como el de resonancia subsincrona).
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2.4.3 Compensacién en paralelo (shunt)

La compensacion reactiva permite mantener los niveles de tension en niveles éptimos,

asimismo algunos de estos equipos pueden contribuir con potencia sincronizante.

Estos equipos también incrementan la maxima capacidad de transferencia de potencia

en una linea de transmision, lo cual mejora claramente la estabilidad transitoria.

2.4.4 Frenado Dinamico

El frenado dinamico consiste en conectar una carga imaginaria durante un evento
transitorio con la finalidad de incrementar la cantidad de potencia eléctrica entregada por

los generadores y por lo tanto reduce el desbalance de potencias.

Este método por ejemplo consiste en conectar una resistencia shunt por 500
milisegundos después de ocurrida la falla y asi reducir la potencia acelerante. Actualmente
esta solucion solo es aplicable en centrales hidraulicas que poseen baja inercia, si se
aplicara en centrales con altas inercias, como las térmicas, se podria provocar fatiga en

SuS ejes mecanicos.

Otra manera de utilizar estas resistencias es colocarlas permanentemente en el neutro
del transformador elevador de la central, esto ayuda ante fallas a tierra. En condiciones
normales no circulara corriente, pero en fallas a tierra, la corriente circulara por la
resistencia y las pérdidas joule provocadas, que tienen un efecto amortiguante, actdan

como un estabilizador.

2.4.5 Disparo de Generadores

Durante muchos afios se ha utilizado la desconexion selectiva de unidades de
generacion como un método de mejorar la estabilidad del sistema. La desconexion de
generacion en una adecuada ubicacién reduce la potencia transmitida sobre el sistema de
transmision critico. Debido a que los generadores pueden desconectarse de manera

rapida, su desconexion es una medida efectiva para mejorar la estabilidad transitoria.

El esquema utilizado para la identificar las condiciones del sistema que necesiten la
desconexion de generacion generalmente es una extension en los circuitos de disparo de
varios equipos de proteccién de las lineas de transmision en subestaciones remotas y
locales. Si la linea fallada entra en servicio rapidamente, las unidades desconectadas

podran volver a conectarse rapidamente.



CAPITULO Il
CRITERIOS DE PROTECCION DE INSTALACIONES DE TRANSMISION

El sistema de proteccion de las instalaciones de un sistema eléctrico de potencia tiene

como objetivos:

e Detectar la falla para poder aislar la instalacion fallada lo més rapido posible.

e Detectary alertar sobre las condiciones de operacion del sistema que puedan dafar
una determina instalacion, y de ser necesario desconectarla para evitar que se
darie.

En este sentido, se detalla los esquemas de proteccion de las lineas de transmision,
subestaciones y alimentadores para poder determinar los tiempos de operacion de los

sistemas de proteccién y compararlos con el tiempo critico de despeje de falla.

3.1 Protecciones en lineas de transmisién

En el SEIN, los sistemas de proteccién de las lineas de transmision se clasifican de
acuerdo con el nivel de tensién y con el calculo del Source Impedance Rate (SIR) de la

linea de con los Requisitos Minimos de Proteccion [1].

El SIR de una linea es el resultado de dividir la impedancia de la linea con respecto a la
impedancia del sistema y permite mostrar en qué nivel se reduce la tension en el punto de
medicidn en el momento de la falla, dependiendo del valor obtenido se clasifica en una de

las categorias mostradas en la TABLA N° 3.1.

TABLA N° 3.1 Clasificacién de las Lineas de Transmision de acuerdo con el SIR

Lineas de Transmisién

Cortas Medianas Largas

SIR | Mayor que 4 | Entre 0.5y 4 | Menor que 0.5

Considerando estas 2 clasificaciones en su conjunto en el PR-20 [2] se definen los
esquemas de proteccion. Las funciones de proteccion de cada clasificacion se muestran
en la TABLA N° 3.2.



TABLA N° 3.2 Funciones de proteccion de acuerdo con el SIR y Nivel de tensién

SIR >4 0.5<SIR<4 SIR<0.5
87 25 25
25 51/67 51/67
51/67 67N 67N
50BF 50BF 50BF
Tension < 138 kV | 21/21N (Opcional) 21/21N 21/21N
68 (Opcional) 68 68
79 (Opcional) 79 (Opcional) | 79 (Opcional)
POTT PUTT
67NCD 67NCD
87 87 25
25 25 67N
50BF 67N 50BF
21/21N 50BF 21/21N
Tensién = 138 kV 68 21/21N 68
79 68 79
79 PUTT
POTT 67NCD
67NCD 59
87 87L 59
25 59 25
50BF 25 67N
21/21N 67N 50BF
68 50BF 21/21N
Tension = 220 kV 79_ 21/21N 68
78 (Opcional) 68 79
79 PUTT
POTT 67NCD
67NCD 78 (Opcional)
78 (Opcional) PMU
PMU
87L 87L 87L
25 59 59
50BF 25 25
21/21N 67N 67N
68 50BF 50BF
A T Y 79 21/21N 21/21N
78 68 68
79 79
POTT PUTT
67NCD 67NCD
78 78
PMU PMU

20

De esta clasificacion se puede observar que la mayoria de las lineas estan protegidas

por la proteccion diferencial, seguido de la tele proteccion por onda portadora por lo cual
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se ha considerado que el tiempo de despeje de falla de la proteccion sera 55 ms para las

lineas con un nivel de tension mayor o igual a 138 kV.

En el caso de lineas de transmision de 60 kV, si bien las nuevas lineas ingresan con
teleproteccién, la mayoria de estas lineas existentes no poseen teleproteccion por lo cual
se considera un tiempo de despeje de falla de la proteccién de distancia de zona 2, la cual

como minimo sera 250 ms.

A estos tiempos se le debe sumar el tiempo de operacion del relé, el tiempo de medicidn,

y el tiempo de operacion del interruptor, se ha considerado un adicional de 40 ms.

3.2 Proteccion de Transformadores

En el SEIN, los sistemas de proteccion de los transformadores y autotransformadores,
de acuerdo con el PR-20, se clasifican de acuerdo con la potencia de estos equipos.

TABLA N° 3.3 Funciones de proteccién de transformadores de acuerdo con su potencia

1MVASS<5MVA | 5 MVA =S <50 MVA 50 MVA<S
87T 87T 87T
50/51 50/51 50/51
27/59 27/59 27/59
46 46 46
49 49 49
63 63 63
71 71 71
67/67N (Opcional) 67/67N (Opcional) 67/67N (Opcional)
59N 59N

Se puede ver en la TABLA N° 3.3, que estos equipos tienen como proteccidn principal
la funcion diferencial, garantizando disparos rapidos ante fallas dentro del equipo. En caso
de fallas fuera de la zona de proteccidn del diferencial, estas son despejadas por la funcion
de sobre corriente de fase, pero en tiempos elevados para permitir la coordinacion con las

instalaciones aledafias. Generalmente se manejan los siguientes tiempos:

a. Para fallas en bornes de AT del transformador, la proteccién del lado de AT del

transformador debera actuar en un tiempo maximo de 100 ms.

b. Para fallas en bornes de BT del transformador, la proteccion del lado AT del
transformador (51) vera como una falla en barras de BT y debe actuar en un tiempo
maximo de 750 ms. Este tiempo es mayor que 500 ms porque se requiere

coordinacion con la proteccion del lado de BT del transformador.
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c. Para fallas en barras de MT del transformador, las protecciones del lado de BT de
los transformadores (51) veran la falla y deben actuar en un tiempo maximo de 500

ms.

d. Para fallas en las lineas de salida de BT, las protecciones de las lineas de salidas
de BT deberan proteger los circuitos con elementos instantaneos (50) y
temporizados (51), debiendo eliminar las fallas cercanas a la subestacién en un

tiempo maximo de 100 ms.

A estos tiempos se le debe sumar el tiempo de operacion del relé, el tiempo de medicién
y el tiempo de operacion del interruptor, se ha considerado un tiempo adicional de 50 ms.

3.3 Protecciéon Diferencial de Barras

La proteccion diferencial de barras detecta fallas internas en las barras de la subestacion
de acuerdo con los transformadores de corriente seleccionados. Esta proteccién crea
zonas limitadas por los transformadores de corriente y ante algin disturbio desconecta
rapidamente la barra fallada, permitiendo asi que la barra sin falla siga en operacién. Esta
protecciébn generalmente es instalada en las subestaciones con tensiones mayores o
iguales a 138 kV, debido al costo de la implementacion. Debido a que esta proteccion actla

rapidamente, se considera que el tiempo de despeje de falla de la proteccién sera 50 ms.

A estos tiempos se le debe sumar el tiempo de operacién del relé, el tiempo de medicién

y el tiempo de operacion del interruptor, lo cual representa un tiempo adicional de 50ms.

Estos tiempos podrian ser menores teniendo en cuenta el avance de la tecnologia y los
nuevos desarrollos de relés como por ejemplo los que utilizan onda viajera o cantidades

incrementales.

Entonces de lo indicado en este capitulo se puede considerar los tiempos de despeje

de falla en las instalaciones de transmision que se muestran en la Fig. 3.1y Fig. 3.2.
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Fig. 3.1 Tiempos de despeje de falla 500kV y 220kV
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Fig. 3.2 Tiempos de despeje de falla 138kV y 60kV

23

Estos seran los valores son los tiempos de despeje de falla que se comparan con el

tiempo critico de despeje de la falla en cada caso analizado.



CAPITULO IV
CRITERIOS DE ESTABILIDAD TRANSITORIA PARA EL INGRESO DE NUEVOS
PROYECTOS AL SEIN

4.1 Andlisis del Ingreso del Proyecto de Generacion segun el Procedimiento
Técnico PR-20

Cuando un proyecto de generacién convencional quiere conectarse al SEIN debe
cumplir los requisitos establecidos en el Procedimiento Técnico PR-20 del COES “Ingreso,
Modificacion y Retiro de Instalaciones en el SEIN” (PR-20), entre las exigencias que
establece este procedimiento solicita que se evalle la estabilidad transitoria de primera
oscilacién, con los tiempos normales de operacién de las protecciones, para encontrar el
tiempo critico de despeje de falla asociado a la constante de inercia prevista para la central.
Para ello se realiza una falla en los bornes de alta tension del transformador elevador de la

central buscando que el tiempo critico sea mayor o igual que 100 ms.

Si el tiempo critico resultard menor a 100 ms, se debe plantear medidas correctivas para
llevarlo al menos a ese valor. Si se realiza el analisis del tiempo critico de despeje de falla
de un proyecto de generacion convencional de acuerdo con lo indicado en el PR-20, se
deberia ver que el angulo rotdrico de la central respecto al sistema se estabilice luego de

la perturbacién como se muestra en la Fig. 4.1.
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Fig. 4.1 Tiempo critico de despeje de falla mayor a 100ms (Angulo del rotor)
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En resumen, el PR-20 pide realizar una simulacion en el dominio del tiempo con una
falla 3@ en t=0 s y asumir que la falla desaparece en 100 ms (sin desconexion de equipos)

y finalmente verificar que la central no pierda sincronismo.

Este andlisis puede dar una idea de la cantidad maxima de generacién convencional
que se puede inyectar en una determinada barra del SEIN, ya que, al inyectar mayor
potencia, mayor seria el desbalance de energia en el momento de la falla y ya no se
cumpliria con el tiempo critico de despeje de falla.

Asimismo, este andlisis permite limitar la reduccion de la constante de inercia (H), es
decir realizando esta simulacion se calcula el menor valor permitido de constante de inercia

para la nueva central.

Normalmente en el sistema eléctrico peruano este criterio era suficiente para garantizar
que las centrales ingresen con una adecuada constante de inercia y no causen problemas
de estabilidad transitoria al SEIN, esto debido a que la mayoria de las centrales de
generacion convencional que han ingresado en los Ultimos afios son de una potencia
considerable y se han conectado en barras que poseen altas potencias de cortocircuito,

asimismo poseian un valor alto de constante de inercia.

En el caso de proyectos de centrales de generacién de menor potencia que se conectan
en barras con bajos niveles de potencia de cortocircuito y poseen valores bajos de
constante de inercia, este criterio no es suficiente para garantizar que no se ocasionen
problemas de estabilidad transitoria, debido a que en la realidad el despeje de una falla
involucra la operacién de las protecciones y la desconexién del equipo fallado. Con esta
desconexion se incrementa la impedancia postfalla y con ello se reduce la reserva de

estabilidad que se esperaba tener utilizando el criterio del PR-20.

Asimismo, de acuerdo con el capitulo anterior dependiendo del lugar de la falla el tiempo
de actuacién de la proteccion es diferente, y debe ser tomado en consideracion para

realizar cambios en los sistemas de proteccion existentes.

4.2 Andlisis del Ingreso de proyectos de generacion segun normativa
internacional.

Veremos a continuacion los principales requisitos de estabilidad transitoria que son
solicitados en algunos sistemas eléctricos internacionales, para garantizar que el ingreso

de nuevas centrales no afecte la estabilidad.
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4.2.1 Sistema Eléctrico de Brasil

En cuanto a los requisitos establecidos en la normativa de Brasil [3] el operador solicita
gue utilizando los escenarios de maxima, media y minima demanda realicen simulaciones
de apertura intempestiva de elementos del sistema por falla y se respeten los tiempos
criticos de despeje de falla mostrados en la TABLA N° 4.1.

TABLA N° 4.1 Tiempo critico de despeje de falla segin Norma de Brasil [Fuente: ONS]

n::,?nsjude Tempo de eliminagdo (milissegundos)

operagio (1) (operacéo dos relés + abertura do disjuntor)
(kV) Sem falha do Com falha do

disjuntor disjuntor

765 a0 500

525 e 500 100 50
440 100 2550
345 100 200
230 150 500
138 150 500
13812 450 750
881 450 750
69 = 800 1000

Se puede observar que no solo consideran la desconexion del equipo fallado, sino
también consideran el tiempo minimo requerido de la proteccién de respaldo ante la falla

del interruptor.

4.2.2 Sistema Eléctrico de Chile
La normativa de Chile [4] indica que es necesario realizar contingencias, y que estas
sean superadas sin la perdida de sincronismo de las unidades generadores del sistema.

Para garantizar lo anterior consideran los siguientes tiempos criticos de despeje de falla:

e Un tiempo critico menor a 120 ms en el caso de fallas en unidades generadoras

conectadas directamente a las instalaciones del ST.
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e Un tiempo critico menor a 400 ms para fallas en lineas y transformadores del ST

con tension nominal inferior a 200 kV.

e Un tiempo critico menor a 120 ms para fallas en lineas y transformadores del ST

con tension nominal igual o superior a 200 kV.

En conjunto con estas solicitudes, se debe verificar que la excursion del &ngulo del rotor
en la primera oscilacion no supere los 120° eléctricos medidos respecto del eje inercial del
Sl.

4.2.3 Sistema Eléctrico de Reino Unido

La normativa del Reino Unido considera el cumplimiento de la TABLA N° 4.2 [5].

TABLA N° 4.2 Tiempo critico de despeje de falla segun la Normativa del Reino Unido
[Fuente: NGET]

Nominal Target fault interruption | Target total fault Target back-up
Voltage(kV) gﬁcﬁlﬁf{mé‘;” In-feeding ﬂ?ggﬂgf‘;ﬁge @l | tearance time (ms)
400 80 140 500 (1000°)
275 100 160 500 (1000°)
132 120 N/A <1500
66 120 N/A <1500
13 (tertiary) | '° {Efr;‘;g;:}ﬁﬁt[‘r"'nz;“a* N/A N/A

En esta norma se observan los tiempos de despeje de falla que deben tener los equipos
dependiendo del nivel de tension, en este sentido ante fallas que duren un tiempo menor

no deberia generar la perdida de sincronismo de unidades de generacién del sistema.

4.2.4 Sistema Eléctrico de Alemania

La normativa en Alemania [6] considera que las fallas en el sistema de transmision
tienen un tiempo de despeje de falla hasta 150 ms, en este sentido, fallas trifasicas
cercanas al generador no deben generar inestabilidad en todo el rango operativo del

generador si es que la potencia de cortocircuito en el lado de la red cumple lo siguiente:

Sk > 6 X Pn (4.1)
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En la ecuacion (4.1), la potencia de cortocircuito es calculada luego de la falla, cuando

la falla ha sido eliminada (Considerando la desconexién del elemento fallado).

En este sentido, en caso no se cumpla la inecuacién mostrada se debera realizar un

analisis particular para la central.

Aun asi, esta normativa no explica la relacion entre esta inecuacion y el angulo de

estabilidad transitoria.

De los casos mencionados de la normativa de Brasil, Chile, Reino Unido y Alemania, se
puede concluir que la normativa en el sector eléctrico de varios paises considera para el
ingreso de centrales de generacién convencional el andlisis de estabilidad transitoria
considerando la desconexion del equipo fallado, por lo cual es necesario que en los analisis
eléctricos de estabilidad transitoria que se realicen en el sistema eléctrico peruano,
consideren la desconexion del equipo con falla, lo cual permitird obtener resultados mas

acordes a la realidad.



CAPITULO V
METODOLOGIA PARA EVALUAR LA ESTABILIDAD TRANSITORIA DE NUEVOS
PROYECTOS DE GENERACION CONVENCIONAL

5.1 Metodologia Propuesta

Una de las obligaciones de los operadores de un Sistema de Potencia es planificar el
desarrollo del sistema eléctrico en varios horizontes de tiempo: Largo plazo (= 15 afos),
mediano plazo (< 5 afios) y corto plazo (< 1 afio). Con la finalidad de estudiar escenarios
futuros, se realiza una proyeccion de la demanda y se preparan los escenarios de estudios
para estos afios posteriores. Estos escenarios cubren un incremento de la generacion
eléctrica de acuerdo con su ubicacion y costos de operacién. Luego para cada uno de estos
escenarios se realizan analisis de la operacién en estado estacionario, del comportamiento
transitorio y las oscilaciones del sistema (flujo de carga, cortocircuito, confiabilidad,
estabilidad transitoria, estabilidad de estado estacionario, oscilacion de potencia,
estabilidad de la tension, estabilidad de la frecuencia y rechazo de carga).

En el caso peruano el encargado de realizar esta funcion es el COES, especificamente
la Direccién de Planificacion, la cual se subdivide en la Subdireccién de Planificacion y
Nuevos Proyectos. La Subdireccion de Planificacion de la Transmision realiza los estudios
a largo plazo contemplados en el Plan de Transmisién, mientras que la Subdireccién de
Nuevos Proyectos analiza el mediano y corto plazo mediante la revision de Estudios de

Pre-Operatividad y de Operatividad.

Los andlisis son realizados verificando la confiabilidad y la soportabilidad del sistema
ante diferentes disturbios. La profundidad y el nivel de detalle de los analisis dependen del
periodo de analisis. En caso de estudios de planificacién de largo plazo, estos se centran
en balancear el nivel de generacidon con la demanda evitando sobrecargas y costos
operativos elevados. Generalmente hablando en el mediano y corto plazo los estudios son

mas detallados.

En la planificacion de mediano y corto plazo de la mayoria de los sistemas eléctricos se
realiza un analisis detallado de la dindmica del sistema. En el largo plazo la mayoria de los
operadores no realiza un andlisis de la dindmica, o en su defecto este estudio es muy

limitado.
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Pero debido al incremento de proyectos de generacién en barras de muy poca potencia
de cortocircuito es necesario que en los estudios de mediano y corto plazo se calculen los
limites de potencia activa que puede ser inyectada en una determinada Barra del Sistema
(SEIN) por una central de generacién convencional, permitiendo asi advertir de manera
rapida a las empresas de los posibles problemas que podrian existir en su proyecto y las
eventuales inversiones a realizar para cumplir con el ingreso sin deteriorar la estabilidad

del sistema.

En ese sentido, la metodologia propuesta permite evaluar de manera rapida y

secuencial la estabilidad transitoria de nuevos proyectos de generaciéon convencional.

Como primer paso se identifica la magnitud de potencia activa que puede ser inyectada
en una determina barra, asegurando que pueda cumplir el requisito establecido en el PR-
20 utilizando curvas de referencia y relaciones simples. Se considera el criterio del PR-20
ya que el célculo de tiempo critico mayor a 100 ms en el punto de conexién da una sefial
de las caracteristicas de la inercia del generador y la fortaleza del punto de conexién. En
caso no se cumpla los requerimientos del calculo simple, se debera realizar simulaciones

en el dominio del tiempo para descartar el proyecto o considerarlo viable.

Si el proyecto cumple el paso anterior, se procede a ver si ante determinadas
contingencias elegidas, la impedancia post falla se incrementa es decir si la potencia de
cortocircuito disminuye luego de la contingencia. Este paso se realiza comparando la
potencia de cortocircuito en el punto de conexion del generador antes y después de la falla.
En el caso que la potencia de cortocircuito cambie considerablemente con la contingencia
sera necesario realizar simulaciones en dominio del tiempo para garantizar que, ante la
desconexion del equipo fallado, el sistema siga siendo estable. Si la potencia de
cortocircuito no varia considerablemente se considerara que el generador es estable ante

dicha contingencia.

Como tercer paso, se analiza si debido al ingreso del proyecto se genera la pérdida del
sincronismo de grupos de generacion cercanos ante fallas en instalaciones adyacentes,
para esto se debe identificar en la topologia del SEIN sistemas que se interconectan

mediante enlaces tal como se muestra en la Fig. 5.1.
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Fig. 5.1 Envio de potencia de una zona del SEIN hacia otra

En la Fig. 5.1 se observa por ejemplo que el ingreso de generacion adicional en el
Sistema 2, genera mayor transferencia de potencia desde el Sistema 2 al Sistema 1,
entonces ante una falla en los enlaces y su posterior desconexion provocara que los
sistemas se alejen eléctricamente, pudiendo alguno de los sistemas perder sincronismo,
esto brinda una idea de la cantidad de potencia que puede incrementarse en el sistema 2

sin comprometer ambos sistemas.

Se debe tener en cuenta que este incremento de generacion podria ser del tipo No
Convencional (No-Sincrona); si este fuera el caso se perjudicara de mayor manera a las
centrales de generacion convencional existentes, debido a que existira una mayor
separacion angular asociada a una mayor transferencia de potencia, pero no se ha
incrementado la inercia de los sistemas, por lo que ante la pérdida de uno de los enlaces

se estaria mas propenso a perder sincronismo.

Finalmente, de acuerdo con la metodologia propuesta en la Fig. 5.2, una vez que se
verifica la cantidad de potencia que se puede conectar en una determinada barra del SEIN,
se verifica que se cumpla con los tiempos de despeje de falla en instalaciones adyacentes
indicados en el capitulo 3 con la finalidad de proponer los cambios necesarios en los
sistemas de proteccion en caso no se cumplan los tiempos criticos necesarios. Asimismo,

se comparan los tiempos criticos antes y después del ingreso del proyecto.

En caso el proyecto no cumple lo establecido en los pasos anteriores, se debe exigir
para el ingreso de alguna de las soluciones propuestas en el capitulo 2 para incrementar
los tiempos criticos de despeje de falla.

Luego de haberse aplicado los pasos mencionados y si estos se cumplen de manera
satisfactoria, se puede considerar que el proyecto estd aprobado para conectarse en

términos de estabilidad transitoria.
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Los detalles de cada uno de los pasos de la metodologia son descritos a continuacion.

5.1.1 Primer paso
La propuesta considera el uso del angulo de estabilidad basado en el método de
igualdad de areas, aplicado a un modelo generador — barra infinita, combinado con un

analisis en el dominio del tiempo como se muestra en la Fig. 5.3. [7]
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Fig. 5.3 Diagrama del criterio de lgualdad de &reas

De acuerdo con las definiciones del Capitulo 2, la mayor duraciéon de tiempo de
cortocircuito para el cual el sistema se mantiene estable esta referido al tiempo critico de
despeje de falla Tcc. Para el tiempo de despeje de falla Tswc, el coeficiente de margen de
estabilidad transitoria es expresado por Mahowski como se muestra en la ecuacion (5.1).

_ Tcc—TsHc

K, = £&-sHE (5.1)

TscH
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Este coeficiente muestra un valor en por unidad de la reserva de tiempo de despeje
de falla que el sistema posee. Un mayor valor de K; refleja una mayor reserva de
estabilidad.

Entonces se realiza un andlisis simplificado de estabilidad transitoria utilizando el
método de igualdad de &reas, utilizando caracteristicas dinamicas Pg(8) mostrada en la
Fig. 5.3. El sistema sera estable si el area {1, 2, 3, 4} es menor que el area de
desaceleracion {4, 5, 6}. El tiempo critico de despeje de falla corresponde a la igualdad de

las areas.

Partiendo de la ecuacién (2.8) y multiplicando la ecuacién por (H/wg) obtenemaos:
Sm
fso (P, —P)d§ =0 (5.2)

Entonces integrando la ecuacién en dos etapas logramos obtener las siguientes

expresiones:

5S¢ Sy
J5. (B = P8 + [ (P = Po)d8 = 0 (5.3)

[s (P = PO = [(*(P. = Pp)dS (5.

La integral de la izquierda se aplica al periodo de falla, mientras la de la derecha
corresponde al periodo inmediato posterior a la falla hasta el punto de maxima oscilacion
(Ver Fig. 5.3), durante la falla la potencia eléctrica (P¢) disminuye a cero. El area sombreada
Al serd creada por el lado izquierdo de la ecuacion (5.4) y el area sombreada A2, esta

dada por el lado derecho. Asi, las dos areas Al y A2 son iguales.

Como la energia se conserva, el criterio de areas iguales establece la energia cinética
afiadida al rotor durante una falla, la cual debe eliminarse después del disturbio con la

finalidad de restaurar la velocidad sincrona del generador.

El area sombreada Al es dependiente del tiempo que se toma para despejar la falla. Si
hay un retraso en despejar la falla, el &ngulo §,. se incrementa; de la misma manera, el area
Al se incrementa y el criterio de areas iguales requiere que el area A2 también se
incremente para restaurar la velocidad sincrona del rotor en un angulo mayor de maxima
oscilacion, §,. Si el retraso en el despeje se prolonga de manera que el &ngulo del rotor §
oscile més alla del &ngulo critico, entonces, la velocidad del rotor en ese punto sobre la

curva potencia vs angulo estd por encima de la velocidad sincrona cuando se encuentra
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nuevamente que la potencia de aceleracion es positiva. Bajo la influencia de esta potencia
de aceleracion positiva, el angulo § se incrementard sin limite y resultara en un sistema
inestable. Por lo tanto, hay un angulo critico para despejar la falla con el fin de satisfacer
los requisitos del criterio de areas iguales para la estabilidad. Este angulo es denominado
angulo critico de despeje de falla §,,.. El tiempo critico correspondiente para despejar la

falla se denomina tiempo critico de despeje de falla T¢.

Volviendo a las ecuaciones, el area Al sera:
8¢
Al = fao (P,, — P,)d§ (5.5)

Como la potencia eléctrica (P¢) es cero:

867‘

Al = 5,

(Prn)dé = Pp(6cr — 69) (5.6)

Mientras que el area A2 es:

8(}7‘
amax

A2 = Pmax(cos(5cr) - COS(5max)) — Pn(8max — 6cr) (5.8)

6CT’

A2 = 5

(P, — P,)dS = [ (Poaysin (8) — P,)dd (5.7)

Igualando las expresiones (5.7) y (5.8) de acuerdo con el criterio de areas iguales

resulta:

c05(8er) = (52) (Bmax = Ser) + 05 (Spmar) 59

De la ecuacion de la onda sinusoidal:

Omax = T — O (5.10)

P, = PpaxSin (6p) (5.11)
Reemplazando estos valores en la ecuacioén (5.9) se obtiene:

8. = cos™ ! ((n — 28,) sin(d,) — cos(60)) (5.12)



36

Se define como angulo de reserva el valor de 6., - §,, entonces si se grafica la ecuacion

(5.12) se obtiene la gréfica de la Fig. 5.4.

ocr-60 vs 60
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Fig. 5.4 Angulo de reserva vs el angulo inicial de operacion

Podemos ver que si el angulo del generador §, en mayor, es decir si entrega mayor
potencia o si el punto de conexién tiene bajos niveles de potencia de cortocircuito, el angulo
de reserva se reduce, lo cual permite visualizar que cuanto mayor es el angulo §, del
generador mayor es la tendencia a la inestabilidad debido a que el area frenante es menor.

Asimismo, a partir de los 70° ya no existe margen de estabilidad.

Si se considera que durante una falla la potencia eléctrica transmitida es 0, entonces se

obtiene la siguiente relacion:

d%s

W
—2 = 5 (Pm) (5.13)

Integrando la ecuacion (5.13) resulta:

d6 t S S
== [ =2 (Bp)dt = > (Pp)t (5.14)

Integrando nuevamente a la ecuacion (5.14) se obtiene:

5= :”—:I (P2 + 8, (5.15)

Particularizando la ecuacion (5.15) para el tiempo critico resulta:
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Ocr = ZV_; (Pm)tczc + 4y (5.16)

Utilizando la ecuacion (2.2), considerando tensiones de 1 p.u. antes de la falla se

obtiene:

E’XEb

sin §, (5.17)
XT

Entonces, despejando §, en la ecuacién (5.17), resulta:

P XXt
EIXEy

8y = sin~1( ) (5.18)

Reemplazando (5.18) en (5.12), y luego (5.12) en (5.9), se obtiene:

-1 _ . —1 PmXXT PeXXT _ . —1 PeXXT _
cos <(T[ 2(sin (E,be ))) (Eleb) cos (sm (_Eleb))> =
-1 PeXXT
(P )t2. + sin (—E,be) (5.19)

Convirtiendo la ecuacion a p.u., considerando que la tension del SEIN se mantiene en
1 p.u. y que el generador entrega una potencia reactiva Q=0, entonces el valor de la tension

de excitacion E’ sera:

=1+ (P xX'y)2 (5.20)

Reemplazando la velocidad de rotacion ws y la tensién de excitacion E’ se obtiene:

n—Z(sin—1< PexXr )) ( PexXr )
1 J1+(PxX' )2 Ji+(Pxx'9?) | _ 377

cos T (Pt +

. PXX
— Cos (sm 1 (e—T
J1+(PxX'4)?
PeXXT

-1
(\/1+(PXXI )2)

(5.21)

En esta ecuacion se considera que la potencia activa (Pe) entregada por la central en
andlisis, sera la potencia nominal del generador (S) multiplicado por el factor de potencia,

entonces la ecuacion seria:

P,=SXfp (5.22)
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Al pasar esta relacion a unidades relativas (p.u.):
P.=fp (5.23)

Con la finalidad de considerar una maxima de generacion y hacer mas conservativos
los calculos, se ha considerado un valor alto para el factor de potencia de un generador
(0.95 inductivo) y un tiempo critico objetivo de 150 ms, para evitar los errores debido al
modelo simplificado utilizado, se tendria la siguiente grafica mostrada en la Figura 5.5. Es
decir, utilizando la ecuacion anterior se muestra la relacion entre el tiempo critico en funcion
de la constante de inercia y la impedancia Thévenin resultante para un valor tipico de la

reactancia X’d = 0.2.

Tiempo Critico vs Impedancia Thevenin (Xd'=0.2)
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Fig. 5.5 Tiempo critico vs Impedancia Thévenin para diversos valores de inercia
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Los demas gréficos para valores de reactancia transitoria se muestran en el Anexo C.

Se observa en la Fig. 5.5y en los gréaficos del Anexo C, que el tiempo critico dependera
de la impedancia Thévenin, de la constante de inercia y de la impedancia transitoria en el
eje directo del generador, en este sentido se puede concluir que ante un mayor valor de
X'd incrementara la estabilidad transitoria para una misma impedancia equivalente

Thévenin Xty una misma constante de inercia H.

Asimismo, de la Fig. 5.5 y los gréaficos del Anexo C se puede deducir que
independientemente del valor de Xt que tenga el generador, la constate de inercia H debe
ser mayor a 1 en todos los casos para poder tener posibilidades de cumplir con un tiempo
critico de despeje de falla mayor a 100ms.

Con respecto al valor de la impedancia Thévenin cuyo calculo es:
Xr=X'g+ Xp + Xsein (5.24)

Se convierte este valor expresado en ohmios a valores relativos (p.u.) utilizando como

base los datos de placa del generador:
Sbase=S (Potencia del generador)
Vbase=V (Tension del generador)
Zbase=V?/S

Considerando que, en el disefio, la potencia elegida para el transformador elevador tiene
una capacidad de 1.1 veces la capacidad nominal del generador, con esta consideracion

se obtiene:

1
XTl(pu base generador) = XTl(pu base propia) X H =091 X

XTl(pu base propia) (5.25)

Con respecto al valor de X’'d se mantiene el valor del Data Sheet del fabricante del
generador ya que esta expresado como porcentaje de los pardmetros base del generador.
Finalmente, el valor de la impedancia Thévenin del sistema Xsen reflejado en bornes del

generador sera:
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Vp 2
Xspin = Pacsf (5.26)

Al pasar la ecuacion (5.26) a p.u., se tiene:

v 2
base Sh

Xopy = =255 = =2 5.27

SEIN =%~ 7 = . (5.27)
Sbase

Reemplazando las ecuaciones (5.27) y (5.25) en la ecuacion (5.24), se tiene:

Shase
Pcc

_ v/
XT =X d + 0.91 X XTl(pu base propia) + (5.28)

Con la finalidad de ser conservadores y verificar de manera rapida si una determinada
capacidad de generacion puede conectarse a una barra se considera parametros tipicos

de la impedancia transitoria y de la impedancia del transformador:

X’d = 0.2 y XTl(pu base propia) — 0.2 (5.29)

Con respecto al valor escogido para la reactancia transitoria se eligié un valor promedio
de los parametros existentes en los generadores del SEIN, asimismo se verificd que este

dentro de los parametros tipicos mostrados en la referencia [8].

Para el pardmetro del transformador se tomdé el mayor valor de reactancia de

cortocircuito permitida por el PR-20 para transformadores elevadores.

Para definir los valores de constante de inercia se ha utilizado valores tipicos de acuerdo
con el tipo de tecnologia y su magnitud de potencia, como se muestra en la TABLA N° 5.1,
cuyos valores toman como referencia las centrales de generacién existentes en el SEIN y
los rangos indicados por Prahba Kundur. Con respecto a los generadores de baja potencia,
se debe mencionar que las ultimas centrales en ingresar poseen valores muy bajos (<1)
de constante de inercia, pero se ha considerado un valor representativo promedio de H=2.
Se debe indicar que, si se considera constantes de inercia de menor valor, podria ser que

en muchas barras del SEIN no sea posible conectar ningin valor de potencia.



TABLA N° 5.1 Constante de inercia para diversos tipos de unidades de generacion

Clase de generador

Constante de Inercia H

Generador Baja Potencia 2
Generador Hidraulico 3
Generador Térmico 5

En caso de conocer las caracteristicas definitivas se podria cambiar estos valores por
los datos de placa de los equipos para analisis especificos.

Con estos parametros elegidos, considerando la Fig. 5.5 (X'd=0.2) y reemplazando los
valores de la ecuacion (5.29) se obtiene la ecuacion modificada:

Xp = 0.382 422 (5.30)

Entonces de acuerdo con la ecuacion (5.30), la magnitud de potencia activa que se
puede ser inyectada en una determinada barra del SEIN con la finalidad de tener el tiempo
critico buscado (150 ms) dependera principalmente de la potencia de cortocircuito en el
punto de conexion y de su relaciéon con la Fig. 5.5 para una reactancia transitoria del
generador X’d de 0.2 p.u. Los valores obtenidos de impedancia Thévenin son mostrados
enla TABLAN®°5.2.

TABLA N° 5.2 Impedancia Thévenin de acuerdo con la constante de inercia

Clase de generador

Constante de Inercia H

Impedancia Thévenin Maxima

Generador Baja Potencia 2 0.47
Generador Hidraulico 3 0.61
Generador Térmico 5 0.74

Con las ecuaciones (5.30) y (5.23), y los valores de la impedancia Thévenin mostrados
en la TABLA N° 5.2 se puede estimar el porcentaje de generaciéon convencional que puede
conectarse en funcién de la potencia de cortocircuito (PCC) en la barra de conexién al

sistema. Los resultados se muestran en la TABLA N° 5.3.

TABLA N° 5.3 Potencia de CGC que pueden conectarse dependiendo de la PCC

Constante | Generacion a conectar (MW)
Clase de generador )
de Inercia H % de la PCC
Generador Baja Potencia 2 8.36%
Generador Hidraulico 3 21.66%
Generador Térmico 5 34.01%
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Se puede concluir que, al reducir la constante de inercia, la capacidad de generacion
gue puede conectarse disminuye en gran medida, en este sentido para inercias menores
a 1.5 no lograran cumplir el procedimiento propuesto y seré necesario realizar simulaciones
de estabilidad transitoria para verificar el cumplimiento. Esto guarda relacién o explican el
hecho de que las dltimas centrales con baja inercia que han ingresado al SEIN no cumplen

los 100 ms de tiempo critico de despeje de falla.

En caso el proyecto elegido o en andlisis no cumpla los célculos propuestos, se debera
realizar la simulacion de estabilidad transitoria respectiva para verificar el cumplimiento del
tiempo critico. En el caso que con la simulacion dinamica no se logre cumplir el tiempo
critico especificado, el proyecto debera ser rechazado o buscar alguna medida para mitigar

este problema.

5.1.1.1 Potencia que se puede conectar en las principales barras del SEIN

Con los porcentajes mostrados en la TABLA N° 5.3, en el Anexo D se muestran los
valores de potencia que se pueden conectar en las principales barras del SEIN, para ello
se tom6 como referencia las barras principales del SEIN donde el COES controla la tensién
que se muestran en la Fig. 5.6 y se consider6 el menor valor de potencia de cortocircuito

resultante de los escenarios en Avenida Minima demanda y Estiaje Minima demanda.



ANEXO

Tensiones de Operacion en las Principales Barras del SEIN (*)

Area Norte Area Centro
L Tension de L Tension de
Subestacion Operacion (kV) Subestacion Operacion (KV)
Zomitos 219 Huancavelica 230
Talara 225 Pomacocha 227
Fiura Qeste 225 Huayucachi 23
Chiclayo Oeste 226 Cajamarquilla 215
Guadalupe 226 Huacho 224
_ 224 Zapallal 220
Trujillo Norte -
: 141 Chavarria 216
223
Chimbate 1 Santa Rosa 216
14 San Juan 214
Paramonga 226 Cantera 219
Nueva 137 Desierto 220
Area Sur Independencia ey
Tensidn de lca 220
Subestacion Operacion (kV) Marcona 21
277 Oroya Nueva 228
Socabaya _— Carhuamayo 228
Cermro Verde 138 Nueva 128
228
224
Moquegua o Faragsha 2 175
o 1 139 Vizcarra 225
Mollendo 138 Belaunde Terry E
233 Tingo Maria
Puno o ] 139
05 Heroes 5 Fachachaca 226
: Carabayllo |
Juliaca 140 128 (%)
Azdngaro 141 Hudnuco —
133 (%)
San Rafael 14
Ayaviri 140 . . .
Titaya 3 (*) No se han considerado las barras de generacion para
Calall 15 no limitar la capacidad de potencia reactiva disponible en
- las centrales. Tampoco se ha considerado barras sin
Santuario 138 '
carga conectada, ni aquellas que se encuentren dentro
Cluencoro 136 ) ) ) , o
Reparticion 140 de instalaciones de Usuarios Libres o de Distribuidores.
Combapata 138
Dolorespata 136 (**) L-1142 desconectada en S.E. Piedra Blanca.
Cotaruse 225
Cachimayo 136 (***) L-1142 conectada en ambos extremos.

Fig. 5.6 Barras donde el COES controla la tension [Fuente: COES]
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5.1.2 Segundo Paso

Como segundo paso se realiza el analisis ante contingencias verificando en cuanto varia
la potencia de cortocircuito en la barra considerada como Punto de Conexion candidato.
En el caso que la variacion de la potencia de cortocircuito ante las contingencias elegidas
sea minima, se debe considerar que el proyecto no es afectado por la desconexién del

equipo fallado.

Para identificar cuanto seria la variaciéon permisible de la potencia de cortocircuito sin
afectar la estabilidad transitoria de la central, se utiliza una porcién de la Fig. 5.5,
considerando solo la inercia de H=3 por ser un valor intermedio y representativo, se obtiene
la Fig. 5.7.

Tiempo Critico vs Impedancia Thevenin (Xd'=0.2)
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0.5 0.55 0.6 0.65 0.7 0.75 0.8 0.85 0.9

Impedancia Thevenin

H=3 Tiempo critico (150 ms) Tiempo Minimo (125 ms)

Fig. 5.7 Tiempo critico vs Impedancia Thévenin para una constante de inercia H=3
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En este sentido, de la Fig. 5.7 se considera que de 0.6 a 0.7 (Delta de 0.1) es un nivel
adecuado de cambio de la impedancia de Thévenin, con esto vemos que el tiempo critico
se reduce a 125ms, manteniendo un margen de 25ms de reserva, lo cual puede
considerarse adecuado teniendo en cuenta que la falla no se realiza en bornes, lo cual

permite que el generador entregue energia al sistema, permitiendo que sea mas estable.

Con esta consideracion las nuevas impedancias Thévenin, antes y después de la falla,
resultan:

Sbase
XT(Prefalla) = 0.382 + ——base (531)

Pccprefalla

S ase
Xr(postfallay = 0.382 + ——22<— (5.32)

Pccyostfalla

Restando las ecuaciones (5.32) y (5.31) y comparando el resultado con 0.1 se tiene:

0.1 > AX, = —>base _ _ Sbase (5.33)

Pccyostfalla Pccprefalia

Simplificando la ecuacion (5.33) y despejando la potencia de cortocircuito postfalla
obtenemos:

.. Pcc XS
Pccpostfana > PCC minimo = prefalla base (5.34)

Sbaset0.1XPcCCprefalla

Esta potencia minima se calcula tomando como dato de entrada la potencia de la central
y la potencia de cortocircuito pre falla. Después se debe seleccionar las contingencias
especificas del proyecto a analizar y se verifica que los niveles de potencia de cortocircuito

se encuentren por encima del valor calculado.

En el caso que la potencia de cortocircuito postfalla sea menor que la potencia de
cortocircuito calculada, se debera realizar la simulacion transitoria de la contingencia para

obtener la evolucion en el tiempo y verificar el comportamiento.

Si el resultado de la simulacién de estabilidad transitoria es inestable, se debera

rechazar el proyecto.
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5.1.3 Tercer Paso
Luego de verificar que las contingencias seleccionadas no afectan a la central se debe
identificar visualizando la topologia del SEIN si existen sistemas que se interconecten

mediante enlaces tal como se muestra en la Fig. 5.8.

Sistema 2

Sistema 1

Fig. 5.8 Intercambio de Potencia entre los Sistemas 1y 2

En la Fig. 5.8 se observan 2 sistemas: “Sistema 1” y “Sistema 2” entre los cuales existe
un intercambio de potencia, es decir debido al exceso de generacion en el Sistema 2, esta

es transmitida al Sistema 1.

El ingreso de generacién adicional en el sistema 2, generard mayor transferencia de

potencia entre el sistema 2 y el sistema 1 como se muestra en la Fig. 5.9

Sistema 2

Sistema 1

Fig. 5.9 Incremento del intercambio de Potencia entre los Sistemas 1y 2 debido al ingreso

de centrales de generacién en el Sistema 2

Entonces ante una falla en los enlaces y su posterior desconexion los sistemas se
alejaran eléctricamente, pudiendo alguno de los sistemas perder sincronismo, esto nos
brindara una idea de la cantidad de potencia que puede incrementarse en el sistema 2 sin
comprometer la estabilidad de ambos sistemas.



a7

Para verificar de manera simple la cantidad de potencia que puede transmitirse, se
considera el agrupamiento de toda la potencia neta (generacion menos demanda) del
sistema 2 en 1 una barra de enlace y la potencia de cortocircuito con el enlace fallado fuera
de servicio como se muestra en la Fig. 5.10. Con ello se obtiene un estimado de la potencia

gque puede transmitirse y se ve si el ingreso de la nueva central afecta este limite.

Sistema 1
€ m]

Fig. 5.10 Representacion del sistema 2 mediante un generador

La inercia equivalente de todos los generadores del sistema 2 se calcula mediante la
siguiente ecuacion (5.35):
_ H1XS]_+H2XSZ+H3XS3+"‘

Heq = S1+Sy+Sz+:- (5.35)

Luego esta inercia equivalente se convierte a una nueva potencia base S, que sera
calculada con base a la potencia transmitida por el enlace como se muestra en las
ecuaciones (5.36) y (5.37).

Prransmision

0.95 (5.36)

Snew =

q _ (S1+5,+S3++ )X Heq
eqNEW =

5.37
SNEwW ( )

Ahora se necesita obtener la reactancia a considerar, para lo cual en la barra de enlace
se realiza un cortocircuito trifasico y se obtiene la reactancia de los sistemas 1y 2, como

se muestra en la Fig. 5.11 .
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Sistema 2

Sistema 1

Fig. 5.11 Obtencion de la reactancia entre ambos sistemas 1y 2

Con las impedancias calculadas, luego de pasarlas a p.u., considerando la potencia
base Snew Y como tensidn base la tensién de la barra colectora, se obtiene la relacion
mostrada en la ecuacion (5.38).

S S S
XT == Xl X basez + XZ X basez = (X1 + Xz) X —basez (538)
Vbase Vbase Vbase
Con la reactancia obtenida en la ecuacién (5.38) y utilizando la Fig. 5.5, se determina
si el conjunto de unidades es estable.

En el caso que existan mas de 2 enlaces de conexion, 3 o 4, se considera para cada 1
de dichos casos, la nueva impedancia X1 formada luego de la contingencia y se compara
con la Fig. 5.5.

En el caso que no cumpla con los calculos realizados, se debera realizar la simulacion

en el dominio del tiempo.

Si bien en muchos proyectos de generacion en el SEIN no se formaran zonas como se
muestra en el paso 3, existen zonas en las cuales se pueden notar claramente la formacion
de estas zonas, las cuales se dan normalmente en zonas con bajos niveles de potencia de
cortocircuito o con gran exportacion de potencia, en el Anexo E se muestran zonas
caracteristicas del SEIN sin carga en las cuales ocurre elevada exportacion de potencia

activa.

5.1.4 Cuarto Paso
Una vez que se ha verificado que se cumplen los requisitos anteriores, mediante

simulaciones en el dominio del tiempo, se puede verificar si los sistemas existentes de
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proteccién cuyos tiempos de despeje de falla son mayores a 100 ms son suficientes para
despejar las fallas antes que la central pierda el sincronismo, en caso contrario se
propondran mejoras en los sistemas de proteccién. Para esto se utilizan los tiempos

mostrados en el capitulo 3.



CAPITULO VI
SIMULACIONES Y VERIFICACION DE LA METODOLOGIA CON PROYECTOS DE
CENTRALES DE GENERACION CONVENCIONAL

6.1 Centrales Hidroeléctricas Angel I, Il y Il

En este capitulo se analiza el ingreso de las CC.HH. Angel I, Il y Il al SEIN, las cuales

fueron puestas en servicio en el afio 2017.

De acuerdo con su Estudio de Operatividad [9], las CC.HH. Angel |, Il y llI, tienen una
capacidad total de 60 MW (6 nuevas turbinas hidroeléctricas operando), comprende la
implementacién de tres centrales hidroeléctricas, las cuales estan interconectadas
mediante lineas en 33 kV, y una subestacion Angel en 138/33/10 kV (138 kV en GIS).

Dicha subestacion se enlaza al SEIN mediante seccionamiento de la linea existente L-
1013 que une la S.E. San Gaban 138 kV con la S.E. San Rafael 138 kV. Este
seccionamiento se realiza a unos 0.61 km de la S.E. San Gaban 138 kV, desde este punto
se tiene una linea de doble circuito hasta la S.E. Angel de 2.76 km, configurandose asi, la
linea L-1013 San Gaban — Angel de 3.37 km y la Linea L-1051 Angel — San Rafael de 78.63

km.

Como se puede ver en la Fig. 6.1, muy cerca a este proyecto se encuentra la C.H. San
Gaban Il, por lo cual, el ingreso de este proyecto impactara en el comportamiento de esta
central ante fendmenos de estabilidad transitoria, asimismo como se puede ver en la Fig.
1.1, la zona de Puno tiene una potencia de cortocircuito baja, es decir las CC.HH. Angel |,
II'y lll estan predispuestas a sufrir problemas por estabilidad transitoria independiente de

las caracteristicas constructivas de la central.

Asimismo, en la Fig. 6.1 se muestra que los enlaces de interconexion al SEIN desde
estas centrales son lineas de transmision de 138kV de larga longitud, esto incrementa la

impedancia del sistema, perjudicando la estabilidad transitoria de estas centrales.

6.1.1 Diagrama unifilar de las CC.HH. ANGEL I, Il Vall

En la Fig. 6.1 se muestra el esquema del proyecto descrito en el Numeral 6.1.
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SEIN
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Fig. 6.1 Diagrama Unifilar CC.HH. Angel I, Il y llI

6.1.2 Caracteristicas Técnicas de los Generadores
Las unidades de generacion de las C.C.H.H. Angel I, Il y Il que estan en operacion
tienen una potencia nominal de 11.22 MVA, su tension nominal es de 6.6kV, por lo que

para su interconexion al SEIN primero elevan la tension a 33kV y luego a 138KV.

Asimismo, como se muestra en la TABLA N° 6.1 , cada unidad tiene una constante de

inercia de 0.8 segundos.

Por lo que para poder analizar los pasos propuestos consideraremos una inercia de 2 s,
tal como se muestra en la TABLA N° 6.1, ya que si consideramos un valor de 0.8 al realizar
las simulaciones dinamicas o utilizando la metodologia propuesta el proyecto seria
descartado en la primera etapa como lo muestran los resultados mostrados en el Numeral
6.1.3.

Asimismo, consideraremos el escenario de Avenida Minima demanda con la finalidad
de obtener la mayor cantidad de potencia enviada al sistema, es decir la peor condicion

para el andlisis de estabilidad transitoria.



TABLA N° 6.1 Parametros de las unidades de generacién de las CC.HH. Angel I, Il y llI

[Fuente: Estudio de Operatividad]
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item Descripcion Unidad Valor
1 Caracteristicas generales
1.1 Tensién Nominal kv 6.6
1.2 Potencia nominal MVA 11.22
1.3 Frecuencia nominal Hz 60
1.4 Factor de potencia 0.9
15 Conexion YN
2 Inercia
2.1 Constante de tiempo inercial S 2
3 Caracteristicas eléctricas no saturadas
3.1 Reactancia sincrona
Eje directo(xd) p.u. 1.59400
Eje en cuadratura (xq) p.u. 1.57200
3.2 Reactancia transitoria
Eje directo (xd') p.u. 0.28500
Eje en cuadratura (xq") p.u. -
3.3 Reactancia subtransitoria
Eje directo (xd") p.u. 0.19900
Eje en cuadratura (xq") p.u. 0.25300
3.4 Constante de tiempo transitoria
Eje directo (Td") S 0.32000
Eje en cuadratura (Tq") S -
3.5 Constante de tiempo subtransitoria
Eje directo (Td") S 0.02000
Eje en cuadratura (Tq") S 0.03000
3.6 Impedancia de secuencia cero
Reactancia (x0) p.u. 0.11600
Resistencia (r0) p.u. -
3.7 Impedancia de secuencia negativa
Reactancia (x2) p.u. 0.22300
Resistencia (r2) p.u. -
3.8 Resistencias del estator/ Reactancia de dispersion
Resistencia del estator (rstr) p.u. 0.00292
Reactancia de dispersion (xI) p.u. 0.10000

6.1.3 Aplicacion de la metodologia con una Inercia 0.8 segundos

En la TABLA N° 6.1 se observa una reactancia transitoria de 0.285 p.u., por lo cual sera

necesario utilizar la Fig. AC.1 del Anexo C para una reactancia de un valor préximo, en

este caso se considera una reactancia transitoria de 0.3 p.u.

En este sentido se observa que, para inercias menores a 1 segundo, no se logra cumplir

el criterio del paso 1 de la metodologia, por lo cual se debe realizar simulaciones de

estabilidad transitoria.
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Realizando las simulaciones en el dominio del tiempo, se obtiene que el tiempo critico

de despeje de falla es de 79 ms como se muestra en la Fig. 6.2 y Fig. 6.3.
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Fig. 6.3 C.H. Angel | estable para un tiempo critico de 79 ms
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Por lo cual el proyecto deberia ser rechazado, se observa también que ninguno de los

2 criterios se cumple.

6.2 Aplicacion de la Metodologia propuesta considerando una constante de inercia
de 2 segundos

6.2.1 Pasol

Teniendo en cuenta que la reactancia transitoria de las unidades de las centrales es de
0.285 p.u., se utiliza la Fig. AC.1 del Anexo C elaborado para un X’d de 0.3 p.u.

Con el grafico se obtiene que la impedancia maxima que permite cumplir con el tiempo
tedrico de 150 ms seria 0.49 pu. Asimismo, como la impedancia Thévenin méxima esta
dada por la ecuacién (5.28), y de los datos obtenidos del modelamiento en el software
DIgSILENT de acuerdo con su manual [10], donde la reactancia del transformador elevador
es 8%, se obtiene la relacion mostrada en (6.1).

0.48 = 0.3 + 0.91 x 0.08 + 2L 6.1)

Se puede deducir de (6.1) que el valor requerido de Pcc es:

Pcc =9.32 X Spase (6.2)

Teniendo en cuenta la ecuacion (6.2), se calcula la potencia de cortocircuito en la barra
Angel 33 kV para las 3 centrales (Angel I, Il y lll), las cuales resulta 515.8 MVA, 328 MVA
y 251 MVA, respectivamente, por lo que el valor maximo permitido conectar en cada caso
seria:

Spase"]" = 26.93 MV A
Spase"II" = 35.19 MVA

Spase"III" = 55.34 MVA

Entonces como para la elaboracion del grafico se habia considerado un factor de
potencia de 0.95 de acuerdo con la ecuacion (5.22), la potencia activa maxima que se

podria conectar para cada caso es de:

P"I" = 2558 MW
P"II" =33.43 MW
P"III" = 52.57 MW
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Se observa entonces que las 3 centrales cumplirian con el paso 1, por lo cual no seria

necesario realizar simulaciones en el dominio del tiempo.

Aun asi, con la finalidad de verificar el cumplimiento de la metodologia se realiz6 la
simulacién de estabilidad transitoria, obteniéndose los siguientes tiempos criticos:
Tc"l"=146ms
Tc"ll" =146 ms
Tc"lII" =105ms

Se observa que todos los casos cumplieron, algo que resaltar de los resultados
obtenidos en las simulaciones de estabilidad transitoria, es que no necesariamente la
central méas alejada tendrda un menor tiempo critico. Esto se puede comprender analizando

la topologia particular de la red de las CC.HH. Angel I, Il y IIl.
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Fig. 6.4 Esquema Eléctrico en DIgSILENT CC.HH. Angel I, Il y llI

Se puede ver en la Fig. 6.4 que la C.H. Angel 3, se encuentra mas cercana
eléctricamente al SEIN, pero tiene menor tiempo critico que las otras. Esto se debe a que
al realizar el corto circuito en la Barra Angel 33 kV de la C.H. Angel 3, las otras centrales
son afectadas ya que no pueden entregar su energia al SEIN perdiendo su estabilidad las
3 centrales en conjunto y son estas las que llevan a disminuir el tiempo critico de despeje

de falla de la central Angel 3 como se ve en la Fig. 6.5.




300.00

[deg]

200.00

100.00

0.00

-100.00

-200.00

0.100

C.H. Angel

1.140

El Angel3 G1: Rotor angle with reference to reference machine angle
El Angel2 G1: Rotor angle with reference to reference machine angle
El Angell G2: Rotor angle with reference to reference machine angle

Demanda Minima Avenida

Virtual Instrument Panel

Inestable =106 ms

Date:
Annex: 118NA13.1

Fig. 6.5 Perdida de sincronismo de las CC.HH. Angel I, Il y llI

56

Para comprobar la influencia de esta relacion entre las CC.HH. Angel |, Il y Ill se

desconectaron las CC.HH. Angel | y Il y se ve como cambia el tiempo critico de despeje de

falla en el sistema como se muestra en la Fig. 6.6.

S.E. ANGEL

143.996 kV
1.000 p.u.
-44.419 deg
ANGEL 138

TR3 ANGEL

-

19.8

19.4

C.H. ANGEL L, 1 Y Ill

.2 =]
£33 e 228|3
oo ©Swo|n o
“e5 |2 Tr2 El Angel 3 gegld o
C CH3-SE N 81.8 s23|F 2o
et | T g 0nd = 5y
e -8 e ]
e
ﬁB
< . v
> la2< S 32
ZsS2 S ogl
258 SaZ £
2-8 >3 <
. 8;% o~ Eag e w
IR il -
"osle 235 |3
= Tr2 El Angel 2 &2 =
L CH2-8E-2  C CH2-SE-1 < 05 =X E
. — 03 - 03 - o e .
cmtmST8 — pe— pata 273 '@E
©n S =3
o 3 HEH h s
=30 E=
=
=4
=
=50 |~ =
saclz. J=an e
25822 g3
LCH2-SE:3 LCHI-SE2 CCH1SE1(SSS |2 3Zs(5
- 03 03 03 |8o% oz
|, o-3 Tr2 El Angel 1
Iet=kad > L » 05
o= co8
~.% 358 —{({—2338 =
x2o o e
5B
g2

Fig. 6.6 Sistema Eléctrico de la C.H. Angel Ill,

con las CC.HH. Angel ly Il f/s




57

Teniendo en cuenta la ecuacion (6.2), se calcula la potencia de cortocircuito en la barra
de Angel 33 kV para la C.H. Angel Ill conectada, la cual resulta 359.7 MVA, por lo que el

valor maximo permitido a conectar seria:

Spase 111" = 31.66 MVA

Entonces como para la elaboracién del grafico se habia considerado un factor de
potencia de 0.95 de acuerdo con la ecuacion (5.22), la potencia activa maxima que se

podria conectar es:

P"III" =30.08 MW

Realizando la simulacién dindmica se obtiene el siguiente tiempo critico:

Tc"III" = 153 ms

Lo cual confirma que las unidades de generacion cercanas a un proyecto influyen de

manera importante en la estabilidad de un generador.

6.2.2 Paso 2

Como segundo paso se realiza el andlisis ante contingencias verificando en cuanto varia
la potencia de cortocircuito en la barra en analisis luego de la desconexién del equipo
fallado. En el caso que el nivel de cortocircuito no baje del nivel establecido de acuerdo con

la metodologia, se constata que el tiempo critico no se ve afectado.

La expresién para considerar sera la ecuacién (5.34), entonces como se tiene los datos
de P prefalla y Spase, S€ puede obtener el valor minimo de la potencia de cortocircuito

postfalla requerida. Reemplazando se obtiene:

PCC minimo Il = D158 x 5534 _ 266.96 MVA
MmO I = 5534+ 0.1 x 5158  ~
PCC minimo 1l = 328%3519  _ 169.76 MVA
MmO = 3519+ 01x328
251 X 26.93
PCC minimo 1l = = 129.91

26.93 + 0.1 x 251
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Entonces, se tiene que verificar que, ante las contingencias seleccionadas, la potencia
de cortocircuito no disminuya por debajo de los niveles calculados. Las contingencias
seleccionadas y las nuevas potencias de cortocircuito obtenidas son las mostradas en la
TABLA N° 6.2:

TABLA N° 6.2 Potencia de cortocircuito ante contingencias

Contingencia PPC | (MVA) | PCC Il (MVA) | PCC IIl (MVA)
C.H. San Gaban Il (G1y G2) 210.4 257.4 351.9
L-1051 239.6 310.1 478.1
L-1013 181.6 217.7 285.6

LT hacia Angel lll 230.8 291.9 -

S.E. San Gaban 138 kV 185.4 221.6 288.9

Se observa que ninguna de las contingencias seleccionadas, disminuye la potencia de
cortocircuito por debajo del valor minimo de potencia de cortocircuito, en este sentido se
puede concluir que la estabilidad del proyecto no estd comprometida por la desconexién
del equipo fallado.

Aun asi, con la finalidad de verificar el cumplimiento de la metodologia se realizé la
simulacién en el dominio del tiempo del caso con mayor disminucion de la potencia de
cortocircuito (L-1013), obteniéndose el comportamiento mostrado en la Fig. 6.7 y Fig. 6.8

mostrando un tiempo critico de 62 ms.
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Fig. 6.8 CC.HH. Angel |, Il y lll inestables para un tiempo critico de 63 ms

En este sentido, se vio que cumplié la metodologia propuesta, pero no cumplié los
resultados en la simulacion en el dominio del tiempo. Esto se debe a que ante una falla en
la linea L-1013, no solo se ve afectada las CC.HH. Angel I, Il y lll individualmente, sino
también se ve el efecto en conjunto, asimismo debido a que la C.H. San Gaban Il se
encuentra cercana eléctricamente también influye. Este efecto conjunto de todas las

centrales en el area del proyecto se vera en el siguiente paso.

6.2.3 Paso 3

Como se menciond en el paso 2, se puede observar que, con el ingreso del proyecto,

se forman 2 sistemas de intercambio de potencia como se muestra en la Fig. 6.9 .
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Fig. 6.9 Intercambio de Potencia entre 2 zonas del SEIN

Luego de realizar un flujo de potencia, se observa en la Fig. 6.9 que la potencia que se
esta enviando de la Zona 1 ala Zona 2 es de 161.15 MW.

Entonces, se procede a calcular la inercia equivalente de las unidades de generacion

gue estan presentes en la Zona 1, las cuales se muestran en la TABLA N° 6.3 .

TABLA N° 6.3 Potencia de las Centrales de Generacién en la Zona 1

Unidad de Generacion | Potencia de la unidad (MW) | Constante de Inercia (H)

Angel | - G1 11.22 2
Angel | - G2 11.22 2
Angel Il - G1 11.22 2
Angel Il - G2 11.22 2
Angel Ill - G1 11.22 2
Angel lll - G2 11.22 2

San Gaban Il - G1 63.5 2.857

San Gaban Il - G2 63.5 2.857
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Con los valores mostrados en la TABLA N° 6.3 y utilizando la ecuacion (5.35), se calcula

la inercia equivalente:

u _ 6Xx2x11.22+ 2 x 2.857 X 63.5
eqa = 6% 11.22 +2 X 63.5

Heq = 2.57 s

Luego esta inercia equivalente se convierte a una nueva potencia base S, que seré la
que se obtiene luego de realizar un flujo de carga como se indica en la ecuacion (5.36), se
observa un envio total al SEIN de 161.15 MW.

Entonces, la nueva potencia base seria:

PTransmisic’m _ 161.15

Snpw = = = 169.63 MVA
NEW 0.95 0.95

Entonces, se calcula la constante de inercia de acuerdo con la ecuacion (5.37), referida

a esta nueva base:

(11.22 X 6 + 63.5 X 2) X 2.57
HeqNEW = 169.63 = 2.94

Ahora se calcula las reactancias de ambos sistemas (Zona 1 y Zona 2), para ello se
realiza el siguiente artificio en el sistema eléctrico de la zona. Al respecto el software de
simulacién DIgSILENT, permite calcular dichas impedancias al realizar una falla trifasica

como se muestra en la Fig. 6.10.
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Fig. 6.10 Calculo de las reactancias de ambas zonas
Se obtienen los siguientes valores de reactancias:

X, = 122.52
X, = 31.92

Estos valores se reemplazan en la ecuacion (5.38) para obtener el valor de la

impedancia equivalente:

S
Xr = (X + X;) X —25
base
169.63
X = 154.44 X ——— = 1.3756 pu

1382

Considerando este valor de impedancia y la constante de inercia equivalente calculada

e interceptédndola con la Fig. AC.1 del Anexo C, se ve que como maximo se obtiene un
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tiempo critico de 0 ms, no cumpliendo los requerimientos de estabilidad transitoria ante
fallas con desconexién del equipo fallado.

En este sentido siguiendo la metodologia propuesta, se procedera a realizar la

simulacién en el dominio del tiempo, para verificar el tiempo critico.

Se puede observar en la Fig. 6.11 que el tiempo critico es de 0 ms ante la falla de uno
de los enlaces (L-1010, L-1051 6 L-1009).
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Fig. 6.11 CC.HH. Angel I, Il y lll y C.H. San Gaban Il inestables tiempo critico de 1 ms

Por lo tanto, el proyecto debe ser rechazado, o en su defecto se debe implementar
algunas de las mejoras presentadas en el capitulo 2, asi como esquemas especiales de

proteccion.

Es importante mencionar, como se ha demostrado, que el ingreso de una central puede
afectar a las centrales de generacion existentes, por lo cual no es suficiente analizar a las
centrales de generacion individualmente, en este sentido se puede verificar que si se
calcula mediante simulaciones de estabilidad transitoria el tiempo critico de despeje de falla
considerando la desconexién del equipo fallado, es decir como realmente ocurre, para
fallas en los niveles de tension 220 kV, 138 kV, 60 kV, 33 kV, 13,8 kV y 10 kV en las

instalaciones que se muestran en la Fig. 6.12.
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Fig. 6.12 Instalaciones donde se analiza el tiempo critico antes y después del proyecto

Luego si comparamos el tiempo critico antes y después del ingreso del proyecto,

obtenemos los resultados mostrados en la TABLA N° 6.4.

TABLA N° 6.4 Comparacion de los tiempos criticos con y sin proyecto

Tiempo Critico | Tiempo Critico
sin proyecto | con proyecto
(ms) (ms)
L-1013 >100 50
L-1010 >100 0
L-1009 >100 40
L-1051 - 0
L-1014 >100 70
L-1015 >100 250
L-1042 >100 70
L-1011 >100 100
L-1045 >100 100
S.E. San Gaban 138 kV >100 >100
S.E. San Gaban 13.8 kV 410 200
S.E. San Rafael 138 kV >100 40
S.E. San Rafael 10 kV >1000 360
S.E. Mazuco 138 kV 440 250
S.E. Angel 138 kV >100 100
S.E. Angel 33 kV 260 260
S.E. Pumiri 138 kV >100 100
S.E. Azangaro 138 kV >100 0
S.E. Azangaro 60 kV >700 290
S.E. Azangaro 23 kV >900 >900
S.E. Puno 220kV >100 80
S.E. San Roman 220kV >100 >100
Lineas de 33 kV 260 210
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Se puede observar que el tiempo critico de despeje de falla ha disminuido en muchos

equipos de la zona.

6.2.4 Paso4

Con la finalidad de visualizar los pasos completos, se ha considerado que el proyecto
no fue rechazado, por lo cual se verifica si los sistemas de proteccién son suficientes para

cumplir con los nuevos tiempos criticos.

Actualmente las protecciones de las lineas en esta area contemplan relés de distancia
con Teleproteccion (solo pocas lineas poseen proteccion diferencial) y algunas
subestaciones poseen proteccion diferencial de barras, esto se muestra en la TABLA N°
6.5y TABLA N° 6.6.

TABLA N° 6.5 Esquemas de proteccion actuales en Lineas de Transmisién en la zona de

influencia
Lineas | Teleproteccion 87L | Teleproteccién 21 | Teleproteccién 67N
L-1015 NO Sl Sl
L-1014 NO Sl Sl
L-1010 NO Sl Sl
L-1013 Sl Sl Sl
L-1009 NO Sl Sl
L-1042 NO Sl Sl
L-1011 NO Sl Sl
L-1045 Sl Sl Sl
L-1046 Sl Sl Sl
L-1012 Sl Sl Sl
L-1006 NO Sl Sl
L-2041 Sl Sl Sl
L-2040 Sl Sl Sl
L-1051 NO Sl Sl

TABLA N° 6.6 Esquemas de proteccion actuales en Barras en la zona de influencia

Barras Diferencial de barra
Puerto Maldonado 138 kV NO
Mazuco 138 kV NO
San Gaban 138 kV Sl
Azangaro 138 kV Sl
San Rafael 138 kV Sl
Juliaca 138 kV Sl
Avyaviri 138 kV Sl
Tintaya 138 kV Sl
Puno 138 kV/220 kV Sl
San Roman 138 kV/220 kV Sl
Pumiri 138 kV/220 kV Sl
San Gaban 13,8 kV NO
El Angel 138 kV Sl
El Angel 13,8 kV Sl
Azangaro 60 kV NO
Azangaro 22,9 kV NO
San Rafael 10 kV NO
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De acuerdo con los esquemas de proteccion de cada equipo mostrados en la TABLA
N° 6.5 y TABLA N° 6.6, y con los ajustes de sobrecorriente de los transformadores
existentes se puede obtener los tiempos de demora actuales de las protecciones.

Para lo cual se consideran los tiempos estandar de la operacion de la Teleproteccion
por onda portadora (40 ms), proteccion diferencial (15 ms) y tiempo de apertura del
interruptor de 40 ms, obteniendo los tiempos mostrados en la TABLA N° 6.7.

TABLA N° 6.7 Tiempo total de despeje de falla

Equipos Tiempo de apertura | Tiempo de operacién Tiempo
del Interruptor (ms) | de la protecciéon (ms) | Total (ms)

L-1013 40 15 55
L-1010 40 40 80
L-1009 40 40 80
L-1051 40 40 80
L-1014 40 40 80
L-1015 40 40 80
L-1042 40 40 80
L-1011 40 40 80
L-1045 40 15 55
S.E. San Gaban 138 kV 40 15 55
S.E. San Gaban 13.8 kV 40 15 55
S.E. San Rafael 138 kV 40 15 55
S.E. San Rafael 10 kV 40 700 740
S.E. Mazuco 138 kV 40 400 440
S.E. Angel 138 kV 40 15 55
S.E. Angel 33 kV 40 300 340
S.E. Pumiri 138 kV 40 15 55
S.E. Azadngaro 138 kV 40 15 55
S.E. Azangaro 60 kV 40 495 535
S.E. Azangaro 23 kV 40 597 637
S.E. Puno 220kV 40 15 55
S.E. San Roman 220kV 40 15 55
Lineas de 33 kV 40 100 140

Los resultados de la TABLA N° 6.7, se comparan con el tiempo critico de despeje de
falla luego del ingreso del proyecto mostrado en la TABLA N° 6.4, asi se detecta en qué
equipos es necesario modificar ajustes o si es necesario implementar nuevos equipos de
proteccion o Teleproteccion. Realizando la comparacion, los equipos que necesitan ser

evaluados son los mostrados en la TABLA N° 6.8.

Como se observa en la TABLA N° 6.8, estos equipos tienen un tiempo de operacion
mayor que el tiempo critico de despeje de falla, por lo cual es necesario reducir los tiempos
de operacioén o plantear esquemas automaticos de desconexidn de generacion para evitar

la salida intempestiva de toda la generacion localizada en esta zona (175 MW).
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TABLA N° 6.8 Instalaciones donde el tiempo critico es mayor que el tiempo de despeje de

falla
Tiempo Total
de operacion . -
SEuEes i Ia. coTr:e;;rr]g)(/)ecc:tr(I)“(cn?s)
proteccion
(ms)
L-1013 55 50
L-1010 80 0
L-1009 80 40
L-1051 80 0
L-1014 80 70
L-1042 80 70
S.E. San Rafael 138 kV 55 40
S.E. San Rafael 10 kV 740 360
S.E. Mazuco 138 kV 440 250
S.E. Angel 33 kV 340 260
S.E. Azdngaro 60 kV 535 290

Cada propuesta de solucion debe ser analizada técnica y econ6micamente, ya que

modificar e implementar esquemas de proteccion generan costos adicionales.

En el caso de falla en las lineas L-1013, L-1010, L-1009, L-1051 o en la S.E. San Rafael
138 kV no existe equipo de proteccidn que pueda solucionar este problema por lo cual la
Unica solucién posible es implementar un esquema automatico de desconexion de
generacibn en caso ocurra falla en alguna de estas instalaciones. Asimismo,
complementariamente en estas lineas se debera implementar proteccion diferencial o de
onda viajera e interruptores de operacion rapida con la finalidad de reducir al maximo los

tiempos de operacion y asi desconectar la menor cantidad de generacion.

En el caso de la linea L -1014, se analiz6 la falla al 1% de la S.E. San Gaban, es decir
no sera necesario esperar que actle la Teleproteccién, ya que la zona 1 operaria, por lo
tanto, el tiempo total de operacién estara alrededor de 55 ms, no siendo necesario modificar
los ajustes. De manera similar ocurre en la linea L-1042 la zona 1 de la proteccion de
distancia actuara de manera instantanea, sin necesidad de la Teleproteccién. En caso se
quiera hacer mas confiable los tiempos de operacién se recomienda instalar proteccién

diferencial en estas lineas.

Para fallas en la barra de 138 kV de la S.E. Mazuco recomienda evaluar 2 soluciones,
la més confiable es instalar proteccion diferencial de barras, pero tiene un costo elevado.
Con esto el tiempo de operacion estaria alrededor de 48 ms, logrando asi un gran margen
de seguridad respecto al tiempo critico de despeje de falla. La segunda solucién seria

reducir el tiempo de operacion de la zona 2 a 150 ms, asi se tendria un tiempo de operacion
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para fallas en barra de 190 ms, menor al tiempo critico. Si bien la segunda opcion no es la

mas confiable, sin embargo, no genera gasto.

Para fallas en la barra de 33 kV de la S.E. El Angel se propone 3 soluciones. Para la
primera opcion se puede reducir a instantaneo (forward) la proteccion de las lineas de 33
kV y madificar el ajuste de sobrecorriente para que detecte las fallas en 150 ms, asi se
tendria un tiempo de operacion de 190 ms, menor al tiempo critico. La segunda opcidn es
instalar proteccion diferencial de barras y finalmente la tercera opcion consiste en usar los
relés existentes y crear una ldgica de direcciones de las corrientes para detectar fallas en

la barra y desconectarla lo mas rapido posible (entre 80 y 90 ms).

Para fallas en la barra de 10 kV de la S.E. San Rafael, se propone reducir el tiempo de
actuacion del relé de sobrecorriente, modificando el dial y verificando que coordine
correctamente con los equipos de proteccidn de los alimentadores. En caso no sea posible

reducir el dial, se debera instalar proteccién diferencial.

Finalmente, para la S.E. Azdngaro 60 kV se recomienda revisar si las lineas en 60 kV
de esa subestacion poseen una etapa instantanea de sobrecorriente de fases, si fuera asi
entonces se puede reducir el dial y utilizar curvas “very inverse” para tener un tiempo de
operacién de 240 ms; en caso no sea posible modificar los ajustes se debera instalar

proteccién diferencial de barras.



CONCLUSIONES

La metodologia propuesta permite establecer un orden para la evaluacion de los
fendmenos de estabilidad transitoria generados por el ingreso de una nueva central

de generacion.

Los requerimientos del Procedimiento Técnico PR-20 del COES en cuanto a la
verificacién de la estabilidad transitoria deben ser modificados con la finalidad de
adaptarse al punto de conexién del proyecto y a situaciones de fallas reales.

No es suficiente para la evaluacion de los fenédmenos de estabilidad transitoria
evaluar solamente a la central del proyecto, ya que su comportamiento y efectos
esta relacionado a la cantidad de centrales de generacién ubicadas en la zona de

influencia de la nueva central.

Se ha verificar que aquellas centrales con constantes de inercia menores a 1,
generardn problemas de inestabilidad transitoria y no cumpliran lo indicado en el
PR-20, por lo cual no se debe aprobar el estudio correspondiente o plantear alguna

medida de mitigacién del impacto negativo sobre la estabilidad de la zona.

Se obtuvo que el valor de potencia que puede conectarse en una determinada barra
del SEIN depende de la potencia de cortocircuito y la constante de inercia de la

central a conectar, tal como se muestra en la TABLA N° 5.2 .

Con el ingreso de proyectos de generacién eléctrica (convencional o no
convencional) es necesario verificar que los tiempos de operacion de la protecciéon

no superen a los tiempos criticos de despeje de falla.

En los casos donde los tiempos criticos de despeje de falla sean muy bajos, sera
necesario la implementacion de esquemas de desconexion de generacién para no

perjudicar en mayor medida al SEIN.

Se debe evaluar cuidadosamente el punto de conexién de los proyectos que desean
participar en las licitaciones del gobierno sobre proyectos de generacion eléctrica,

ya que la implementacion de esquemas proteccién y/o desconexién, para mitigar el
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impacto de una baja inercia, puede tener costos elevados que no fueron

contemplados en el proyecto.

9. Las soluciones planteadas al caso en analisis permiten un correcto desempefio de

las instalaciones, sin poner en riesgo al Sistema Eléctrico.

10. En el largo plazo se recomienda reforzar los enlaces con las zonas con baja
potencia de cortocircuito para no limitar el ingreso de proyectos de generacion o
demanda que son necesarios para el crecimiento del pais.



ANEXO A
LISTA DE SIMBOLOS



Xt

X'd

Eb

Pe

Pm

AP
87L
87T
87B
Tcc
Tshc

ocr

Smax

ws

fo

Pcc
Sbase
Heq

Vbase
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: Impedancia Thévenin del sistema eléctrico

: Impedancia transitoria del generador.

: Tension inducida en el generador.

: Tension equivalente en el punto de andlisis.

: Potencia eléctrica del generador.

: Angulo de potencia entre el generador y la referencia.
: Potencia mecanica del generador.

: Constante de Inercia del sistema generador — turbina.
: Velocidad de rotacién del generador.

. Diferencia entre la potencia mecanica y eléctrica.
: Proteccion diferencial de linea.

: Proteccion diferencia de transformador.

: Proteccion diferencial de barra.

: Tiempo critico de despeje de falla.

: Tiempo de despeje de falla por la proteccion.

: Angulo critico del generador.

: Angulo méaximo de oscilacion del generador.

: Angulo inicial de operacion del generador.

: Velocidad nominal de rotacion del generador.

: Tiempo

: Factor de potencia.

: Potencia aparente

: Potencia de cortocircuito.

: Potencia base del sistema p.u.

: Constante de inercia equivalente.

: Tension base del sistema p.u.



ANEXO B
MATRIZ DE CONSISTENCIA



TABLA N° AB.1 Matriz de Consistencia

DETERMINACION DE LOS LIMITANTES POR ESTABILIDAD TRANSITORIA PARA EL INGRESO DE PROYECTOS DE GENERACION
CONVENCIONAL EN EL SEIN

VARIABLES - DIMENSIONES - INDICADORES

PROBLEMA OBJETIVOS HIPOTESIS VARIABLES DIMENSIONES INDICADORES METODOLOGIA
Problema General Objetivo General Hipo6tesis General e Tiempo critico de | a) Tipo, nivel y
despeje de falla disefio.
¢En qué medida las | Determinar como los | Los limitantes  por calculado de la
limitantes por | limitantes por | estabilidad transitoria central (s). Investigacion
estabilidad transitoria | estabilidad transitoria | influyen positivamente e Tiempo critico de aplicada.
influyen en elingreso de | influyen en el ingreso de | en el ingreso de nuevos Variable 1 Perdid d despeje de falla
nuevos proyectos de | nuevos proyectos de | proyectos de | Limitantes por a) . eraida e calculado de las | b) Método
generacion generacion generacion estabilidad sincronismo. areas (s).
convencional en el | convencional en el | convencional en el | transitoria. e Tiempo critico de El  método es
SEIN? SEIN. SEIN. despeje de falla deductivo.
calculado de la
central cercana | C)Poblacion y
(s). muestra
Problema Especifico Objetivos Especificos | Hipotesis Especificos
La poblacion
a) ¢Como influye las | a) Determinar como las | a) Las limitantes por a) Potencia que | a) NUmero de MW. considera un
limitantes por limitantes por estabilidad transitoria ingresa a una proyecto de
estabilidad transitoria estabilidad transitoria influyen subestacion. generacion
en la potencia que influyen en la positivamente en la conven_cmnal
ingresa a una potencia que ingresa potencia que ingresa denominado
subestacion? a una subestacion. a una subestacion. Variable 2 CC.HH. Angel |, Iy
Ingreso de .
b) ¢Como influye las | b) Determinar en qué | b) Las limitantes por | nuevos b) Magnitud de la o
limitantes por medida las limitantes estabilidad transitoria | proyectos de | reactancia transitoria | b) Reactancia en p.u. | d) Técnicas
estabilidad transitoria por estabilidad influyen generacion del generador. ) i
en la magnitud de la transitoria influyen en incrementando la | convencional Se r(,aa_\hza célculos
reactancia transitoria la magnitud de la magnitud de la | enel SEIN. numericos y

del generador?

c) ¢Como influyen las
limitantes por
estabilidad transitoria
en el valor de la

reactancia transitoria
del generador.

c) Determinar en qué
medida las limitantes
por estabilidad
transitoria influyen en

reactancia transitoria
del generador.

c) Las limitantes por
estabilidad transitoria
influyen
incrementando el

c) Valor de Ila
constante de inercia
del generador.

b) Segundos

simulaciones
dindmicas en el
dominio de la
frecuencia
mediante el
software
DIgSILENT.
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PROBLEMA

OBJETIVOS

HIPOTESIS

VARIABLES - DIMENSIONES - INDICADORES

VARIABLES

DIMENSIONES

INDICADORES

constante de inercia
del generador?

el wvalor de Ila
constante de inercia
del generador.

valor de la constante

de

inercia

generador.

del

METODOLOGIA

e) Instrumentos

Programas de
simulacion se
sistemas de
potencia
(DIgSILENT).
Graficos
elaborados en
Excel con base a
ecuaciones de
sistemas de

potencia.




ANEXO C
GRAFICOS DEL TIEMPO CRITICO VS IMPEDANCIA THEVENIN PARA DIVERSOS
VALORES DE REACTANCIA TRANSITORIA
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AC.2 Tiempo critico vs Impedancia Thévenin para diversos valores de constante de

inercia



Tiempo Critico vs Impedancia Thevenin (Xd'=0.6)
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Tiempo Critico vs Impedancia Thevenin (Xd'=0.8)
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ANEXO D
MARGEN DE GENERACION DISPONIBLE EN LAS PRINCIPALES BARRAS DEL SEIN



TABLA N° AD.1 Margen de generacién Zona Norte H=2

Generador Baja Potencia (H=2)

Margen de
Subestacién PCC (MVA) Xth %‘f;s;i‘l’l')‘l’g
(MVA)
Zorritos 220 kV 474,874 0,47 41,8
Talara 220 kV 1235,544 0,47 108,7
Piura Oeste 220 kV 1477,777 0,47 130,0
Chiclayo Oeste 220 kV 1707,004 0,47 150,2
Guadalupe 220 kV 1649,882 0,47 145,2
Trujillo Norte 220 kV 2488,242 0,47 219,0
Trujillo Norte 138 kV 1628,208 0,47 143,3
Chimbote 1 220 kV 2944,475 0,47 259,1
Chimbote 1 138 kV 1841,138 0,47 162,0
Paramonga Nueva 220 kV 2841,062 0,47 250,0
Paramonga Nueva 138 kV 746,3614 0,47 65,7

TABLA N° AD.2 Margen de generacion Zona Norte H=3

Generador Hidraulico (H=3)

Margen de

Subestacion PCC (MVA) Xth %?S”;é‘";‘]‘ft'ﬁg
(MVA)
Zorritos 220 kV 474,874 0,61 108,3
Talara 220 kV 1235,544 0,61 281,7
Piura Oeste 220 kV 1477,777 0,61 336,9
Chiclayo Oeste 220 kV 1707,004 0,61 389,2
Guadalupe 220 kV 1649,882 0,61 376,2
Trujillo Norte 220 kV 2488,242 0,61 567,3
Trujillo Norte 138 kV 1628,208 0,61 371,2
Chimbote 1 220 kV 2944,475 0,61 671,3
Chimbote 1 138 kV 1841,138 0,61 419,8
Paramonga Nueva 220 kV 2841,062 0,61 647,8
Paramonga Nueva 138 kV 746,3614 0,61 170,2
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TABLA N° AD.3 Margen de generacién Zona Norte H=5

Generador Térmico (H=5)

Margen de

Subestacién PCC (MVA) Xth %‘f;s;i‘l’l')‘l’g
(MVA)
Zorritos 220 kV 474,874 0,74 170,0
Talara 220 kV 1235,544 0,74 4423
Piura Oeste 220 kV 1477,777 0,74 529,0
Chiclayo Oeste 220 kV 1707,004 0,74 611,1
Guadalupe 220 kV 1649,882 0,74 590,7
Trujillo Norte 220 kV 2488,242 0,74 890,8
Trujillo Norte 138 kV 1628,208 0,74 582,9
Chimbote 1 220 kV 2944,475 0,74 1054,1
Chimbote 1 138 kV 1841,138 0,74 659,1
Paramonga Nueva 220 kV 2841,062 0,74 10171
Paramonga Nueva 138 kV 746,3614 0,74 267,2

TABLA N° AD.4 Margen de generacién Zona Centro H=2

Generador Baja Potencia (H=2)

Margen de

Subestacion PCC (MVA)|  Xth GD?:;?(;?]?E)?:

(MVA)
Huancavelica 220 kV 2921,079 0,47 257,1
Pomacocha 220 kV 5131,906 0,47 451,6
Huayucachi 220 kV 1616,845 0,47 142,3
Cajamarquilla 220 kV 8719,186 0,47 767,3
Huacho 220 kV 3208,183 0,47 282,3
Zapallal 220 kV 9403,806 0,47 827,5
Chavarria 220 kV 10561,65 0,47 929,4
Santa Rosa 220 kV 10242,75 0,47 901,4
San Juan 220 kV 8020,458 0,47 705,8
Cantera 220 kV 1787,468 0,47 157,3
Desierto 220 kV 1704,979 0,47 150,0
Independencia 220 kV 2338,595 0,47 205,8
Ica 220 kV 1775,643 0,47 156,3
Marcona 220 kV 2147,312 0,47 189,0
Oroya Nueva 220 kV 3449,77 0,47 303,6
Carhuamayo Nueva 220 kV 3627,251 0,47 319,2
Carhuamayo Nueva 138 kV 1541,297 0,47 135,6
Paragsha Il 220 kV 3380,733 0,47 297,5
Paragsha Il 138 kV 1335,581 0,47 117,5
Vizcarra 220 kV 1940,101 0,47 170,7
Belaunde Terry 220 kV 459,9699 0,47 40,5
Tingo Maria 220 kV 687,4954 0,47 60,5
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Generador Baja Potencia (H=2)

Margen de
Subestacion PCC (MVA) Xth ngeraglon
Disponible
(MVA)
Tingo Maria 138 kV 639,0814 0,47 56,2
Pachachaca 220 kV 5501,091 0,47 484,1
Carabayllo 220 kV 9664,17 0,47 850,4
Huanuco 138 kV 505,784 0,47 44,5

TABLA N° AD.5 Margen de generaciéon Zona Centro H=3

Generador Hidraulico (H=3)

Margen de

Subestacion PCC (MVA)|  Xth GD?S”S(;";‘]‘I’;)?:

(MVA)
Huancavelica 220 kV 2921,079 0,61 666,0
Pomacocha 220 kV 5131,906 0,61 1170,1
Huayucachi 220 kV 1616,845 0,61 368,6
Cajamarquilla 220 kV 8719,186 0,61 1988,0
Huacho 220 kV 3208,183 0,61 7315
Zapallal 220 kV 9403,806 0,61 21441
Chavarria 220 kV 10561,65 0,61 2408,1
Santa Rosa 220 kV 10242,75 0,61 2335,3
San Juan 220 kV 8020,458 0,61 1828,7
Cantera 220 kV 1787,468 0,61 407,5
Desierto 220 kV 1704,979 0,61 388,7
Independencia 220 kV 2338,595 0,61 533,2
Ica 220 kV 1775,643 0,61 404,8
Marcona 220 kV 2147,312 0,61 489,6
Oroya Nueva 220 kV 3449,77 0,61 786,5
Carhuamayo Nueva 220 kV 3627,251 0,61 827,0
Carhuamayo Nueva 138 kV 1541,297 0,61 351,4
Paragsha Il 220 kV 3380,733 0,61 770,8
Paragsha Il 138 kV 1335,581 0,61 304,5
Vizcarra 220 kV 1940,101 0,61 442,3
Belaunde Terry 220 kV 459,9699 0,61 104,9
Tingo Maria 220 kV 687,4954 0,61 156,7
Tingo Maria 138 kV 639,0814 0,61 145,7
Pachachaca 220 kV 5501,091 0,61 1254,2
Carabayllo 220 kV 9664,17 0,61 2203,4
Huanuco 138 kV 505,784 0,61 115,3

83



TABLA N° AD.6 Margen de generaciéon Zona Centro H=5

Generador Térmico (H=5)

Margen de

Subestacién PCC (MVA)|  Xth %‘f;s;i‘l’l')‘l’g

(MVA)
Huancavelica 220 kV 2921,079 0,74 1045,7
Pomacocha 220 kV 5131,906 0,74 1837,2
Huayucachi 220 kV 1616,845 0,74 578,8
Cajamarquilla 220 kV 8719,186 0,74 31215
Huacho 220 kV 3208,183 0,74 1148,5
Zapallal 220 kV 9403,806 0,74 3366,6
Chavarria 220 kV 10561,65 0,74 3781,1
Santa Rosa 220 kV 10242,75 0,74 3666,9
San Juan 220 kV 8020,458 0,74 2871,3
Cantera 220 kV 1787,468 0,74 639,9
Desierto 220 kV 1704,979 0,74 610,4
Independencia 220 kV 2338,595 0,74 837,2
Ica 220 kV 1775,643 0,74 635,7
Marcona 220 kV 2147,312 0,74 768,7
Oroya Nueva 220 kV 3449,77 0,74 1235,0
Carhuamayo Nueva 220 kV 3627,251 0,74 1298.,6
Carhuamayo Nueva 138 kV 1541,297 0,74 551,8
Paragsha Il 220 kV 3380,733 0,74 1210,3
Paragsha Il 138 kV 1335,581 0,74 478,1
Vizcarra 220 kV 1940,101 0,74 694,6
Belaunde Terry 220 kV 459,9699 0,74 164,7
Tingo Maria 220 kV 687,4954 0,74 246,1
Tingo Maria 138 kV 639,0814 0,74 228,8
Pachachaca 220 kV 5501,091 0,74 1969,4
Carabayllo 220 kV 9664,17 0,74 3459,8
Huanuco 138 kV 505,784 0,74 181,1

TABLA N° AD.7 Margen de generacién Zona Sur H=2

Generador Baja Potencia (H=2)

Margen de
Subestacion PCC (MVA) Xth %?s”;gifk')?g
(MVA)
Socabaya 220 kV 3360,472 0,47 295,7
Socabaya 138 kV 2202,597 0,47 193,8
Puno 220 kV 759,3649 0,47 66,8
Puno 138 kV 574,9443 0,47 50,6
Moquegua 220 kV 2616,74 0,47 230,3
Mogquegua 138 kV 1829,136 0,47 161,0
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Generador Baja Potencia (H=2)

Margen de
Subestacién PCC (MVA) Xth GD?:;?(;iTtI)(I)g

(MVA)
Los Héroes 220 kV 1051,993 0,47 92,6
Cotaruse 220 kV 2756,053 0,47 2425
Santuario 138 kV 1726,535 0,47 1519
Callalli 138 kV 640,7188 0,47 56,4
Tintaya 138 kV 1068,712 0,47 94,0
Ayaviri 138 kV 662,0771 0,47 58,3
Azangaro 138 kV 806,0472 0,47 70,9
San Rafael 138 kV 537,1803 0,47 47,3
Juliaca 138 kV 601,9628 0,47 53,0
llo1138kV 873,0822 0,47 76,8
Cerro Verde 138 kV 1702,149 0,47 149,8
Mollendo 138 kV 355,4032 0,47 31,3
Reparticién 138 kV 876,1876 0,47 77,1
Combapata 138 kV 535,8271 0,47 47,2
Dolorespata 138 kV 801,5162 0,47 70,5
Quencoro 138 kV 799,8919 0,47 70,4
Cachimayo 138 kV 838,3955 0,47 73,8

TABLA N° AD.8 Margen de generacién Zona Sur H=3

Generador Hidraulico (H=3)

Margen de
Subestacion PCC (MVA) Xth GD?:&?%?Q

(MVA)
Socabaya 220 kV 3360,472 0,61 766,2
Socabaya 138 kV 2202,597 0,61 502,2
Puno 220 kV 759,3649 0,61 173,1
Puno 138 kV 574,9443 0,61 131,1
Moquegua 220 kV 2616,74 0,61 596,6
Moquegua 138 kV 1829,136 0,61 417,0
Los Héroes 220 kV 1051,993 0,61 239,9
Cotaruse 220 kV 2756,053 0,61 628,4
Santuario 138 kV 1726,535 0,61 393,6
Callalli 138 kV 640,7188 0,61 146,1
Tintaya 138 kV 1068,712 0,61 243,7
Ayaviri 138 kV 662,0771 0,61 151,0
Azangaro 138 kV 806,0472 0,61 183,8
San Rafael 138 kV 537,1803 0,61 122,5
Juliaca 138 kV 601,9628 0,61 137,2
llo1138kV 873,0822 0,61 199,1
Cerro Verde 138 kV 1702,149 0,61 388,1
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Generador Hidraulico (H=3)

Margen de

Subestacién PCC (MVA) Xth GD?:;?(;iTtI)(I)g
(MVA)
Mollendo 138 kV 355,4032 0,61 81,0
Reparticién 138 kV 876,1876 0,61 199,8
Combapata 138 kV 535,8271 0,61 122,2
Dolorespata 138 kV 801,5162 0,61 182,7
Quencoro 138 kV 799,8919 0,61 182,4
Cachimayo 138 kV 838,3955 0,61 191,2

TABLA N° AD.9 Margen de generacién Zona Sur H=5

Generador Térmico (H=5)

Margen de
Subestacion PCC (MVA) Xth GD?S”S(;";‘]‘I’;)?:

(MVA)
Socabaya 220 kV 3360,472 0,74 1203,0
Socabaya 138 kV 2202,597 0,74 788,5
Puno 220 kV 759,3649 0,74 2719
Puno 138 kV 574,9443 0,74 205,8
Moquegua 220 kV 2616,74 0,74 936,8
Moquegua 138 kV 1829,136 0,74 654,8
Los Héroes 220 kV 1051,993 0,74 376,6
Cotaruse 220 kV 2756,053 0,74 986,7
Santuario 138 kV 1726,535 0,74 618,1
Callalli 138 kV 640,7188 0,74 2294
Tintaya 138 kV 1068,712 0,74 382,6
Ayaviri 138 kV 662,0771 0,74 237,0
Azangaro 138 kV 806,0472 0,74 288,6
San Rafael 138 kV 537,1803 0,74 192,3
Juliaca 138 kV 601,9628 0,74 2155
llo1138kV 873,0822 0,74 312,6
Cerro Verde 138 kV 1702,149 0,74 609,4
Mollendo 138 kV 355,4032 0,74 127,2
Reparticién 138 kV 876,1876 0,74 313,7
Combapata 138 kV 535,8271 0,74 191,8
Dolorespata 138 kV 801,5162 0,74 286,9
Quencoro 138 kV 799,8919 0,74 286,4
Cachimayo 138 kV 838,3955 0,74 300,1




ANEXO E
ZONAS CON BAJOS NIVELES DE POTENCIA DE CORTOCIRCUITO Y GRAN
EXPORTACION DE POTENCIA ACTIVA
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Fig. AE.1 Zona Sur Este — San Gaban
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Fig. AE.2 Zona Sur Este — Machupicchu
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Fig. AE.4 Zona Norte — Talara
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