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RESUMEN EJECUTIVO

El presente informe tiene como objetivo describir la propuesta para la
implementaciéon de un nuevo sistema que permita atender las necesidades
de gestion y control de incidentes en la red eléctrica, cubriendo con dicha
implementacion las necesidades del proceso del negocio encargado de la
atencion de los reclamos técnicos y cumplir con las exigencias de

informacion a la que legalmente esta obligada.

En el capitulo | se hace el diagnéstico de la empresa, para ello se cubre 2
frentes, el diagnostico estratégico, resumido en el analisis FODA de la
empresa y el diagnéstico Funcional, donde se describe los procesos de

negocios de la empresa relacionados con el presente informe.

En el capitulo Il se explica el marco teorico utilizado, explicando las

metodologias, herramientas y técnicas utilizadas para resolver el problema.

En el capitulo Ill se detalla la propuesta de soluciéon, primero se define el

problema a resolver, luego se definen las alternativas de solucion,
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posteriormente se detalla el proceso de toma de decisiones para determinar
cdmo se va a resolver el problema y por ultimo se indica la metodologia a

usar en la implementacion de la soluciéon

En el capitulo IV se hace una evaluacion financiera de las implicancias del
proyecto, para ello se plantea inicialmente las consideraciones y supuestos
para la evaluacién, se explica la metodologia de evaluacion usada y se

termina con el desarrollo de dicha evaluacion.

Posteriormente se detallan las conclusiones y recomendaciones, que
conformaran parte del bagaje de “lecciones aprendidas”, producto del

desarrollo de la solucion al problema.

Cierran el presente informe los topicos relacionados con la bibliografia, el
glosario de términos y los anexos, dicha informacidon se ha considerado
necesaria para explicar con mayor detalle el marco tedrico y los términos

técnicos que ayudan a un mejor entendimiento del presente informe.
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INTRODUCCION

DEFINICION Y PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

La empresa Luz del Sur, en su afan de brindar un mejor servicio a sus
clientes, traducidos en este caso en aumentar la confiabilidad del servicio de
distribucion eléctrica, mejores tiempos de atenciéon a las llamadas y mejorar
el seguimiento de la atencion de las mismas y contar con indicadores que
permitan evaluar el desempeno de las diversas areas involucradas, llego a la
conclusion que las funcionalidades del médulo SISDA, que daba el soporte
informatico a este proceso, ya no le brindaba todo lo necesario para cumplir
con estas nuevas necesidades, asi mismo coincidi®é que se promulgd la
Norma Técnica de Calidad de los Servicios Eléctricos (NTCSE) mediante
decreto supremo N° 020-97-EM. Las empresas de servicio publico, por ser
monopolios naturales, son fuertemente reguladas por el estado a través de

diversos organismos estatales, en el caso que nos ocupa el ente regulador

es Osinergmin.
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OBJETIVO DEL ESTUDIO

El informe que se presenta tiene como objetivo describir la propuesta para el
desarrollo de un nuevo sistema que permita atender, en el frente interno, las
necesidades de gestidn, control de incidentes en la red eléctrica y aumentar
la confiabilidad del servicio de distribucion eléctrica y en el frente externo nos
permita cumplir con el marco regulatorio impuesto por la NTCS, en el tépico

relacionado con la Calidad de Suministro.
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CAPITULO L.
DIAGNOSTICO ACTUAL

Luz del Sur es una empresa privada de distribucion de electricidad que
atiende a mas de 800 mil clientes en la zona sur-este de Lima, capital del
Peru. La informacion de la zona de concesion se ha incorporado en el anexo

“Zona de Concesion” del presente informe.

Sus ventas superan los 385 millones de dolares anuales, esto lo convierte en
una de las mas importantes empresas del pais, y en una de las principales

distribuidoras eléctricas de América Latina.

Trabaja para servir a miles de personas que buscan mejorar su calidad de
vida, teniendo como mision brindar apoyo y satisfaccion a todos nuestros

clientes.
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Vision

Una compania responsable, eficiente y competitiva, comprometida
con la seguridad, la salud y el medio ambiente y preparada para

competir.

Mision

Vender, transmitir y distribuir energia eléctrica.

Prestar servicios relacionados a la distribucién de energia eléctrica.
Ser eficiente econdmicamente, con el objeto de tener una empresa
permanente y estable, capaz de generar y atraer los recursos
necesarios para las inversiones requeridas.

Dar satisfacciéon a nuestros clientes, tanto en el suministro eléctrico
como en la atencidbn a sus necesidades de servicio. “De existir

alternativas, los clientes deberian elegirnos”

Busqueda frecuente de oportunidades de negocios en areas afines.

Valores

Sistema

Honestidad, respeto mutuo y observancia de los mas altos principios
eticos en nuestras relaciones con trabajadores, clientes, contratistas y
proveedores.

Seguridad e idoneidad en el desempeno de las labores, cuidando la
vida y la salud de las personas y el buen uso de los recursos que

disponemos.
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Honradez, integridad y correccion en nuestro quehacer diario.
Constancia y perseverancia en el desarrollo de nuestras actividades.
Trabajo en equipo, que integre al personal con las metas del area y
de la Empresa, generando el interés colectivo por los resultados y por
lograr un buen clima laboral.

Iniciativa, creatividad y audacia en la busqueda y encuentro de
nuevos retos y en la experimentacion de nuevos meétodos vy
procedimientos para arribar a soluciones.

Proteger el medio ambiente, a través del desarrollo energético

sostenible.

1. Diagnéstico Estratégico
1.1. Fortalezas y debilidades
1.1.1 Fortalezas
F1. Monopolio natural que le permite mantener un mercado cautivo
en relacion a los clientes regulados
F2. Demanda de energia creciente y sostenida en los ultimos 10
anos
F 3. Estar posicionado como la empresa con mejor imagen entre las
empresas distribuidores de energia eléctrica
F 4. Electrificacion del 100% de la zona de concesion.
F5. Reduccion del nivel de pérdidas de energia a 7.8%.
Sistema de Gestiéon y Control de Incidencias para una Empresa de 13
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1.1.2 Debilidades

D 1.

D 2.

D 3.

D 4.

Dependencia de la empresa del nivel de energia brindado por el
mercado de generacion.

Dificultad para competir con las empresas generadoras en el
segmento de clientes libres.

Grandes dificultades para implementar integracion vertical (por
ejemplo la adquisicion de una empresa de generacion) ni
integracion horizontal (mediante la adquisicion de otra empresa
de distribucion)

Existen procesos complejos que no estan soportados al 100%

por modulos informaticos.

1.2. Oportunidades y Amenazas

1.2.1 Oportunidades

0O 1. Uso de su base instalada de red eléctrica para incursionar en
nuevos negocios como Internet sobre redes eléctricas.

0 2. Zona de concesion que concentra la mas importante actividad
comercial, de servicios, turistica y una significativa parte de las
empresas productivas del pais.

0 3. Venta del Know-How de la empresa mediante asesoria a otras
empresas del rubro, ya sea a nivel nacional como internacional.
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0 4. Rediseno de procedimientos de la empresa con la finalidad de
adaptarse a la nueva estructura organizacional y a las nuevas

politicas de la empresa.

1.2.2 Amenazas

A1l. Al ser una empresa se servicio publico esta influenciado por las
decisiones politicas del gobierno de turno.

A2 Plazos perentorios para adecuar procedimientos y sistemas de
informacién a la regulacion impuesta por el estado.

A 3. Continuo incremento en el precio del petréleo, que a la vez
influye en el precio de compra a las empresas Generadoras,
actualmente el % de la demanda de energia a nivel nacional se
abaste con centrales de generacion térmica.

A4, Masificacion del uso del Gas Natural proveniente de Camisea.

AS. Estar condicionado por el marco regulatorio definido por
OSINERG para el desarrollo del negocio, tanto a nivel de fijacion

de precios como a nivel de ejecucion de procesos.

1.3. Analisis FODA

Para definir las estrategias que la empresa desarrollara en los siguientes
anos se aplico la metodologia de Matriz FODA o Matriz TOWS que es

descrito por [KOWE-95]", esta metodologia indica que la empresa

' Fuente [KOWE-95], paginas del 174 al 177
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desarrollara alternativas estratégicas basado en el analisis de los ambientes

externos (oportunidades y amenazas) e internos (fortalezas y debilidades), la

combinacion de ambos ambientes definen 4 tipos de estrategias posibles de

implementar tal como se muestra en el Cuadro 1

Cuadro 1

ortalezas
Listado de fortalezas de la organizacién (F1,
F2...Fx)

Debilidades
Listado de debilidades de la organizacidn (D1,
D2... Dy)

@ |Oportunidades

= Listado de oponumdades dela

@ |organizacion, s8 sugiere considerar
i [también los riesgos en este cuadrante

Estrategia FO (Maxi - Maxi) Se maximiza el
uso de las fortalezas intemas para maximizar
las oportunidades extemas

Estrategia DO (Mini - Maxi) Se minimiza las
debdidades intemar y se maximizan las
oportunidades externas

Estrategia FA (Max - Min) Se maxmiza el
uso de las fortalezas intemas para minimizar
las amenazas externas

Estrategia DA (Mini - Mini) Se minimizan las
debdidades internas y se myimizan las
amenazas externas

Elaboracién propia - fuente [KOWE-95]

Como resultado de dicha aplicacidon se presenta el Cuadro 2 donde se

detallan las estrategias definidas por la empresa, ubicando cada una en el

cuadrante que le corresponde.
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Factores

Internos

Fortalezas

Debilidades

F 1 Monopolio natural que le permite mantener un mercado cautivo e n
relacion a los clientes requlados

F 2 Demanda de energla creciente y sostenida en los ultimos 10 afios

F 3. Estar posicionado como la empresa con mejor imagen entre 1as
empresas distribuidores de energla eléctnca

F 4 Electnficacidn del 100% de la zona de concesién

F 5 Reduccién del nivel de pérdidas de energla a 7.8%

D 1. Ester condicionado por et marco reguletorio definido por OSINERG
para el desarrollo del negocio, tanto a nivel de fijactén de precios como a
nivel de ejecuctén de procesos,

D 2.Dependencia de |a empresa del nivel de energia bnndado por el
mercado de generacton.

D 3 Dificultad para competir con las empresas generadoras en el
segmento de clientes libres,

D 4 Grandes dificultades para implementar integracion vertical (por
ejemplo la adquisicién de una empresa de generacion) ni integracion
honzontal (mediante la adquisicion de otra empresa de distnbucion)

D 5 Existen procesos complejos que no estan soportados al 100% por
modulos informaticos

Oportunidades

0O 1 Uso de su base instalada de red eléctrica para
INCUrSIONar en NUevos Negocios como Internet sobre redes |
0 2. Zona de concesion que concentra la mas importante |
activndad comercial, de semcios, turistca y una
significativa parte de las empresas productivas del pals

O 3 Venta del Know-How de los procesos de la empresa
mediante asesoria a otras empresas del rubro, ya sea a
nivel nacional como intemacional

0O 4 Rediseno de procedimientos de la empresa con la
finalidad de adaptarse a |a nueva estructura organizacional
y 3 las nuevas pollticas de 1a empresa

| (Maamuar Fortakezas
Maximzer Oportunidades
Consolidar el programa de reduccion de pérdidas, poniendo entasis en [os

clientes que, por el giro del negocio, se estima que realizan un consumo
elevado de energia eléctnca (F1,F2,FS, 02, 04)

Promover la incursion de la corporacién en nuevos negocios cumpliendo
con el marco regulatono impuesto por OSINERG, esto ulbmo implica
evaluar si se requiere la implementacion de una nueva empresa (F1,F2,
F3.F4.01,03)

Mrarcar Dabdeiades
Marmmizer Opartusdadas

Establecer programas que monitoricen el marco regulatono ai Spuesto por |

OSINERG, defintendo los nuevos procesos operativos y los desarrollos
informéticos necesanos para el cumplimiento de los mismo. (D1, DS, O4)

Implementar programa para aumentar la confiabilidad del servicio de
distnbucién de lared eléctnca (D1,02, D3, 04, DS)

Ainenazas

Factores Extarnos

A 1. Al ser una empresa se semvicio publico esta
influenciado por 1as decisiones pollicas del gobiemo de

A 2. Plazos perentonos para adecuar procedimientos y
ststemas de informacién ala regulacién impuesta por el
estado

A 3 Conbnuo incremento en el precio del petréleo, que a
1a vez Influye en el precio de compra a las empresas
Generadoras, actualmente el % de la demanda de energla
a nivel nacional se abaste con cenrales de generacion

A 4. Masificacién del uso del Gas Natural proveniente de
Camisea

[Maxirezar Fortdlezas
[Mwrizor Amenazes

Consolidar los programas de imagen institucional mosirando a la
comunidad que somos una empresa que cumple con sus obligaciones
legales y mantienen un sentido social mediante tmplementacién de
actindades que loretacione con la comunided (F3, A1, A2)

Mremze Debddades

(Mremi:y Amenazas

Implementar programas de negociacién con las empresas de generacion
de energla que permitan obtener el menor precio del mercado, aun cuando
ello implque enfrentamiento legal con las misma (D1, D2, D3, A1, A3, A4)

Z oipen)



2. Diagnostico Funcional

2.1. Productos y servicio

Por el giro de la empresa el producto “visible” es la energia eléctrica, pero
podemos definir otro grupo de entregables que forma parte de los productos

y servicios de la empresa hacia los clientes.

2.1.1 Energia eléctrica

Principal producto de la empresa, se denomina energia eléctrica a la
forma de energia que resulta de la existencia de una diferencia de
potencial entre dos puntos, lo que permite establecer una corriente
eléctrica entre ambos —cuando se los pone en contacto por medio de
un conductor eléctrico— y obtener trabajo. La energia eléctrica puede
transformarse en muchas otras formas de energia, tales como la

energia luminosa o luz, la energia mecanica y la energia térmica.

2.1.2 Red eléctrica segura y confiable

Producto que garantiza al cliente contar con el servicio de la energia
eléctrica y el alumbrado publico, este producto no es faciimente

percibido por los clientes de la empresa.

2.1.3 Nuevas conexiones

Este producto permite acceder al cliente a la red eléctrica de la
empresa, en términos simples se puede definir como el servicio

realizado para conectar un tramo de la red de baja tensién al medidor

Sistema de Gestion y Control de Incidencias para una Empresa de 18
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2.2.

del cliente, dicho servicio estd compuesto por materiales y horas

hombre. Los costos se cargan al cliente

Servicio de atencion de incidentes de la red eléctrica.

Se define a este producto como el servicio realizado para atender
cualquier llamada del tipo de incidente de red eléctrica en el plazo
mas corto esperado. Normalmente los costos son asumidos por la

empresa

Clientes

La empresa cuenta con aproximadamente 800 000 clientes y tiene una tasa

de crecimiento mensual estimado en 1500 nuevos clientes, para la empresa

se define como cliente a la persona o institucion a cuyo nombre esta la

conexiéon del suministro eléctrico, pero como con una salvedad particular, de

acuerdo a las normas que rigen el negocio de distribucién eléctrica, la deuda

producto del servicio eléctrico esta asociado al predio y por consiguiente al

titular del mismo, aun cuando este no lo hubiera generado. Por razones

legales la empresa tiene dos tipos de clientes

2.2.1 Clientes libres
Son los clientes cuya potencia instalada sobrepasa los 1000 KW, la
principal caracteristica de estos clientes es que los parametros de
facturacién se establecen mediante contrato, previamente negociado,
entre Luz del Sur y el cliente.

Sistema de Gestion y Control de Incidencias para una Empresa de 19
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2.2.2 Clientes regulados

Son los clientes, con potencia instalada <= 1000 KW, los parametros
de facturacion son definidos por Osinerg, incluido los valores usados
para facturar.
Por razones de atencién, en caso se presente un incidente en la red
eléctrica, la empresa ha implementado la siguiente calificacion:
Clientes Salud.- Clientes que tienen como giro de negocio los centros de
salud, tales como Hospitales, Clinicas, Postas Médicas, etc.
Principal.- Clientes que tienen relacion con los principales personajes de la
politica y economia del pais y con ciertas autoridades publicas, como por
ejemplo los directivos de Osinerg.
Gobierno.- Clientes que tienen relacion con las autoridades del gobierno
central y de diversos gobiernos municipales.
Libres.- Clientes cuya potencia instalada sobrepasa los 1000 KW
Opinion.- Clientes que tienen relacion con los principales personajes del
periodismo y con los medios de comunicacion.
Directivo.- Clientes que tienen relacion con los directivos de la empresa.
Estado.- Clientes relacionados con las autoridades de diversos organismos
estatales pero que por calificacion de parte con entran en el grupo de

Gobierno.

Sistema de Gestion y Control de Incidencias para una Empresa de 20
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2.3. Proveedores de energia eléctrica

Los principales proveedores de energia eléctrica para la Luz del Sur son las

empresas de generacidn eléctrica, y las empresas de transmision eléctrica

2.3.1 Generacion Eléctrica

Empresas dedicadas a la generacidon de la energia eléctrica y a
quienes se les compra la energia que posteriormente se distribuira a
los clientes Entre las principales empresas que nos proveen energia
eléctrica tenemos:

Empresa de Generacion Eléctrica de Lima (EDEGEL).- Edegel es
la mayor compania privada de generacion de electricidad en el Peru.
A la fecha cuenta con una potencia efectiva total de 1283.8 MW, de la
cual 739.4 MW corresponde a potencia hidroeléctrica y 544.4 MW a
potencia termoeléctrica. Como empresa generadora percibe ingresos
por la venta de potencia y la venta de energia, las cuales se realizan
bajo contratos con clientes libres, clientes regulados o a través de
transferencia de potencia y energia en el mercado spot.

Edegel forma parte del Sistema Interconectado Nacional y realiza sus
operaciones conforme a lo establecido en la Ley de Concesiones
Eléctricas y de acuerdo a lo indicado por el COES-SINAC. Ademas,
cumple las normas aplicables a las actividades del sector eléctrico

establecidas por el MEM y supervisadas por Osinerg. [WEB-02]?

? Fuente [WEB-02]
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ELECTROPERU.- Empresa estatal de derecho privado, cuyas
acciones pertenecen integramente al Fondo Consolidado de Reservas
Previsionales - Decreto Ley N° 19990, teniendo como objetivo
dedicarse a las actividades propias de la generacion, transmision por
el sistema secundario de su propiedad y comercializacion de energia
eléctrica, con el fin de asegurar el abastecimiento oportuno, suficiente,
garantizado y econémico de la demanda de energia.

ELECTROPERU cuenta con dos centrales hidroeléctricas, que
conforman el Complejo Hidroeléctrico Mantaro, con una capacidad
instalada de 1008 MW y una Central Térmica ubicada en el
departamento de Tumbes con una capacidad instalada de 18 MW. El
Complejo Hidroeléctrico del Mantaro, es el principal centro de
generacion del pais que abastece el 34,3% de la demanda del
Sistema Eléctrico Interconectado Nacional (SEIN) y cuya generacion
equivale al 31% de la demanda nacional, segun estadistica del ano
2003.

Las ventas de ELECTROPERU estan orientadas a dos tipos de
clientes: Empresas Distribuidoras y Clientes Libres ubicadas en
diferentes zonas del pais a los cuales se les suministra el 88% y 12%
de la produccién, respectivamente. Destacan Edelnor S.A. y Luz del

Sur S.A., que abastecen a la ciudad de Lima y Electrosur Medio S.A.,
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2.3.2

Hidrandina S.A. y Electro Norte S.A., que abastecen al interior del

pais. [WEB-03]°

Transmision Eléctrica

Empresas encargadas de los sistemas de transmisién eléctrica son
quienes trasladan la energia desde las empresas generadoras a las
Sub Estaciones de Transformacion de la empresa (SET). Nuestro
principal proveedor es

Red de Energia del Peru (REP).- Tiene como socios fundadores a
Interconexién Eléctrica S.A. (ISA), Transelca S.A. y Empresa de
Energia de Bogota S.A. (EEB), todas ellas reconocidas del sector
energia de la Republica de Colombia.

ISA obtuvo a través de una licitacidbn publica internacional la
concesion de los sistemas de transmision eléctrica de las empresas
estatales Etecen y Etesur, por un periodo de 30 anos. Posteriormente
ISA cede sus derechos a REP, quedando ésta ultima como Sociedad
Concesionaria e ISA como operador calificado de concesion
Actualmente es el mayor transportador de energia eléctrica en el Peru
con 46.52% de participacion en el sistema de transmision nacional y

5410 kildbmetros de circuitos de 138 y 220 KV que unen 19

* Fuente [WEB-03]
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departamentos del Peru incluida la interconexion entre Peru vy

Ecuador. [WEB-01]*

Es importante resaltar que para la fijacion de la tarifa del cliente participan

los 3 sectores en las proporciones indicadas en el Cuadro 3

Cuadro 3
Sector Participacion en la tarifa final del cliente (%)
Generacion N 60%
Transmision 5%
Distribucion 35%

Elaboracion propia - Fuente [WEB-04]
2.4. Proveedores de otros servicios
Para la atencién de las necesidades de la operacion relacionados con el

tema abordado por el presente informe se tiene a TECSUR como principal

proveedor.

2.41 TECSUR

Empresa dedicada a la elaboracion y ejecucion de estudios, proyectos,
obras, asi como el suministro de materiales y equipos relacionados con los

sectores de Energia, Mineria, Industria y Construccion. Pertenece a la

* Fuente (WEB-01]
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misma corporaciéon de Luz del Sur. Los principales servicios que brinda a la

empresa se resumen en el Cuadro 4. [WEB-05]5

Cuadro 4

Mantenimiento de redes eléctricas.

Localizacion de fallas.

Mantenimiento integral de Alumbrado Publico.
Metrologia (contrastacion y calibracion de medidores)
Mantenimiento de Redes.

Poda en circuitos energizados.

Lavado de Redes.

Control de Pérdidas. |
Servicios de Erh'erg_encia. ‘
Instalacion de Equipos Registradores. |

Instalacion y cambio de medidores.

e = e me— — =

Elaboracion propia - fuente [WEB-095]

2.5. Procesos

Si bien es cierto la empresa desarrolla un gran numero de procesos para la
atencion del negocio, para efectos del presente informe nos centraremos en
los siguientes procesos relacionados con la atencion de los llamados

“Reclamos de Emergencia”, cuyo cuadro pictérico se muestra en la Figura 1

’ Fuente [WEB-05]
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2.5.1 Registro de llamadas y control de su atencion.

Este proceso es atendido el area denominada Fonoluz, call center de la
empresa, equipada con mas de 30 lineas de entrada, cuenta con el soporte
de un sistema IVR que permite descargar la atencion de las llamadas
consideradas de rutina, como pueden ser la consulta de estados de saldos o
de interrupciones programadas. Para simplificar el registro de los casos se
ha tipificado y codificado los posibles motivos de una llamada del cliente.
Esta area atiende todas las llamadas de los clientes, para efectos del
presente las llamadas que nos interesan son las del tipo riesgo de vida,
problemas con el alumbrado publico e interrupcion de servicio eléctrico.
Diariamente Fonoluz toma una muestra de las llamadas del dia anterior y
proceder a contactar a los clientes para realizar una encuesta que permite

medir el nivel de atencion percibido por el cliente.

2.5.2 Atencion de emergencias en BT.

Una vez recibida la llamada esta pasa a ser atendida por el area de
emergencia, primero determina si la llamada es parte de un caso ya
reportado o requiere la generacion de una nueva orden de atencion, luego
determina si la llamada es wuna interrupcibn de servicio eléctrico
(comunmente conocido como apagon) para determinar el nivel del mismo
(en baja tension, media o alta tension) y proceder a derivar al area de centro
de control en caso la interrupcion es del media o alta tension. Si la llamada
no es una interrupciéon o es una de baja tension procede con su atencion, si

este es definitivo se cierra el caso y si realizé solo un trabajo temporal deriva
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el caso al area de proyectos para que planifique la solucion definitiva del
problema. Para los casos de interrupciones de baja tensién deben realizar el
registro de las maniobras que permitan determinar luego los clientes

afectados.

2.5.3 Atencion de incidencias en el Alumbrado Publico (AP).

Cuando el tipo de llamada es un problema de alumbrado publico el area de
emergencia verifica la zona para determinar si el caso implica un riesgo
electrico para aislar el problema, eventualmente si el problema puede ser
resuelto por la cuadrilla designada se da por cerrado el caso, los casos
pendientes son derivados al area de distribucion para que programen
adecuadamente la atencion del mismo. Esta atencion primero implica
agrupar por zonas los casos reportados, se asigna a la empresa proveedora
TECSUR estos casos y al cerrar el dia nos informa los postes atendidos e
indicar los diversos materiales usados para controlar de esa manera la

calidad del servicio de alumbrado publico

2.5.4 Programacion de maniobras BT / MT / AT.

Esta tarea es atendida por el area de distribucidén, para ello primeramente
reunen todas los informes reportados sobre la red eléectrica, definen la zona
que sera atendida, programas todas las tareas necesarias para resolver
definitivamente los problemas presentado en la zona seleccionada y realizan
la simulacion de las maniobras que permitiran dejar sin servicio eléctrico

dicha zona, con esta simulacién se obtiene los clientes que seran afectados
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y las horas que seran afectados para informarles de la interrupcion por
medio de volantes que son enviados directamente a su casa. Las
interrupciones programadas definidas como de baja tension son realizadas y
registradas por el area de emergencia, las interrupciones de media y alta

tensidén son coordinadas y registradas por el area de centro de control

2.5.5 Registro de maniobras de interrupcion en AT / MT.

Este proceso es realizado por el area de centro de control, quien se encarga
de dirigir a las cuadrillas encargadas de la atencion de las interrupciones,
este proceso es de sumo cuidado por que los niveles de tension
involucrados son altos (sobre los 2.3 KV) y representan grave peligro para
las personas que estan en contacto con la red. El registro de las maniobras
de apertura tipicamente permiten determinar los clientes afectadas por la
interrupcion y las maniobras de cierre nos determina a los cliente que
vuelven a contar con el servicio eléctrico, Las interrupciones coordinadas y
determinadas en la programacién de maniobras se denominan
interrupciones programadas, las interrupciones que son reportadas mediante
las llamadas telefonicas o detectadas por el sistema SCADA se denomina

interrupciones imprevistas.

2.5.6 Calculo de compensaciones y envio a facturacion.

Este proceso toma todos los datos de interrupciones producto de las
atenciones de emergencia y centro de control, los datos de las

interrupciones programadas definidas por programaciéon de maniobras, los
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datos comerciales de los clientes como son sus consumos en los 6 meses
evaluados, los cortes y reconexiones que ha sufrido en los mismos 6 meses
de evaluacion y se procede al calculo de las compensaciones que la NTCSE
define, luego de un riguroso control de los datos calculados por parte del
area de control técnico este determina si se reprocesa los calculos o
confirma los mismos y da el visto bueno para ser pagados a los clientes de
la empresa. La informacion producto de este proceso también reportado al

ente regulador OSINERGMIN

2.5.7 Indicadores de gestion.

Este proceso permite calcular los indicadores de gestion de interrupciones
adoptados por la empresa (SAIDI, SAIFI, CAIDI), el analisis adecuado de los
mismos, segmentado por tipo de interrupcion, origen de la interrupcion entre
otros parametros permite a la empresa orientar sus recursos y determinar las
medidas de control necesarias para mejorar esos indicadores, siempre que
la implementacion de las medidas tengan factibilidad econdomicamente. El
area encargada de este proceso es control técnico quien coordinara con las
diversas areas de la empresa la implementacion de dichas medidas de

control.

2.6. Organizacion de la empresa

En este punto la empresa estaba organizada, de manera simplificada y
solamente mostrando las areas involucradas en el proceso que nos ocupa,

del siguiente modo:
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Gerencia General

Gerencia Comercia
Departamento de facturacion: encargado de la emision
mensual de las facturas de los 780 000 clientes de la empresa.
Subgerencia de informatica y telecomunicaciones (SGIT):
Encargada de la gestion de los sistemas informaticos,
desarrollo de nuevos sistemas y de proporcionar los servicios
de telecomunicaciones de la empresa.

Gerencia RRHH
Departamento de personal
Area de transportes: Encargado de la gestiéon de las unidades
que cuenta la empresa, entre ellas las asignadas a las salas
bases y al area de alumbrado publico.

Gerencia Finanzas

Gerencia Operaciones
Fonoluz: Central de llamadas de la empresa
Distribucion y mantenimiento del centro de servicio Chacarilla:
Encargado de brindar el servicio eléctrico a los clientes que
forman parte de su zona geografica asignada, en este caso la
zona centro de la concesion.

Sala Base Emergencia Chacarilla: Encargada de la

atencion de incidentes en la red de baja tension (BT).
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Alumbrado Publico Chacarilla: Encargado de la atencién
de incidentes en el alumbrado publico (AP) de la
empresa.
Programacion de maniobras Chacarilla: integrante del
area de mantenimiento de redes de distribucion,
encargado de definir las zonas que seran afectados en
el servicio, con la finalidad de realizar las mejoras
necesarias en la red eléctrica.
Distribucion y mantenimiento del centro de servicio San Juan:
Encargada de la zona sur de la concesion.
Sala Base Emergencia San Juan
Alumbrado Publico San Juan
Programacion de maniobras San Juan
Distribucion y mantenimiento del centro de servicio Vitarte:
Encargado de la zona este de la concesion.
Sala Base Emergencia Vitarte
Alumbrado Publico Vitarte
Programacion de maniobras Vitarte
Departamento  de  Control  Teécnico. encargado del
procesamiento y analisis de la informacion, en otros tipos, de
interrupciones con la finalidad de estudiar y promover mejoras
en la red tendientes a reducir los indicadores y con ello el

monto de las compensaciones a los clientes.
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Gerencia Ingenieria
Centro de Control: Encargado de la atencion de incidentes en

la red de alta tension (AT) y media tension (MT).
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En la Figura 2 se muestra el organigrama actual de la empresa.

Figura 2
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, Elaboracién propia, fuente Intranet de la empresa

Actualmente el accionariado se distribuye del siguiente modo: Ontario Quinta
S.R.L. controla el 61.16% de Luz del Sur. Un 12.85% pertenece a la
empresa Peruvian Opportunity Company (POC) y el 25.99% restante se

distribuye entre distintos accionistas locales, tal como se muestra en la

Figura 3.
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Figura 3

Ontario
Quinta
61,16%

Fuente [WEB-04]
El accionariado de Ontario Quinta A.V.V. esta constituido por Chilquinta
Internacional AV.V. (55,29%), Peruvian Opportunity Company S.A.C.

(41,97%) e Inversionistas Institucionales (2,74%).

Sempra Energy International (50%) y AEl (50%) son propietarias de
Inversiones Sempra - AElI quien a su vez es propietaria de Chilquinta

Energia que posee el 99% de Chilquinta International AV.V.

El accionariado de Peruvian Opportunity Company S.A.C. esta constituido

por Sempra Energy International (50%) y AEI (50%)

Sistema de Gestion y Control de Incidencias para una Empresa de 35
Distribucién Eléctrica



CAPITULO Il.
MARCO TEORICO

1. Sistemas de informacion base para empresas de

distribucion eléctrica

La gestion informatica del negocio de distribucién eléctrica requiere de un
grupo de sistemas especificos que permiten gestionar los diversos procesos
que ejecutan dichas empresa, a continuacion pasaremos a describir las
caracteristicas basicas de dichos sistemas y su interrelacion entre ellas:
WMS (Work Management System)

OMS (Outage Management System)

CIS (Customer Information System)

AMR (Automated Meter Reading)

SCADA (Supervisory Control and Data Adquisition)

Facility model analysis/planning
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2. Concepto de Ciclo de Vida y su importancia para el

desarrollo de Software.

Aun en pleno siglo XXI se puede encontrar organizaciones donde las tareas
de desarrollo de aplicaciones informaticas se realizan de forma
individualizada, mediante codificacion y prueba individualizada de dicha
codificacion. Este escenario se agrava por el hecho de no existir
documentacién que avale dicho desarrollo y no planificar previamente el
trabajo. Desarrollar aplicaciones bajo ese contexto es propio de
organizaciones que no adoptan un “ciclo de vida” o enfoque de desarrollo vy,

en el mejor de lo casos, apenas realizan las actividades de planificacion.

El ciclo de vida del software puede definirse como el conjunto de de fases o
etapas, procesos o actividades requeridos para concebir, desarrollar, probar,
integrar, explotar y mantener un producto de software. La importancia de
definir el ciclo de vida a usar radica en que el producto entregable (Software)
consume tiempo y esfuerzo para su desarrollo y debe estar en uso

(produccion) un tiempo mayor.

No importando el ciclo de vida adoptado para nuestro desarrollo de software,

este nos debe proveer de:
o Un orden determinado entre las fases y/o procesos que este defina.
Esto nos permite responder las preguntas ¢ Qué debo hacer ahora?

¢ Qué haré después?’
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o Los criterios de transicion para pasar de una fase a la siguiente. Esto
nos permite responder las preguntas ¢He terminado lo que estoy
haciendo? ¢ Puedo pasar a la siguiente fase?

Asi mismo todo ciclo de vida nos debe cubrir las tareas de

o Analisis:

o Diseno

o Implementacion

o Pruebas

o Mantenimiento

A continuacion detallaremos los modelos de ciclo de vida de mayor uso

2.1. Modelo de cascada.

Propuesto por Winston W. Royce en su articulo de 1970 “Managing the
Development of Large Software Systems: Concepts and Techniques” como
ejemplo de un modelo que no es de aplicacion practica, pero que por
diversas razones fue ampliamente difundido y utilizado en diversas
organizaciones.

El numero de fases que proponen suele variar de una literatura a otra, en su
version mas simple las fases consideras son: especificacion de
requerimientos, disefo, implementacion, verificacion, instalacion vy
mantenimiento

La caracteristica principal de este modelo es: “para pasar a la siguiente

etapa se tiene que completar al 100% la etapa previa”
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Figura 4 - Modelo Cascada
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Esa caracteristica es también su principal debilidad, tal como indicaba Royce
en su documento, los requerimientos siempre cambian y a eso hay que
adicionar que los usuarios recién “descubren” lo que realmente quieren

luego de ver por lo menos un prototipo de como se va a ser el software.

2.2. Modelo incremental.

Es una adaptacion del modelo de cascada, fue propuesto por Meir M
Lehman, también se le conoce como “Software Evolution”. El Software se

desarrolla mediante la implementacion de los diversos modulos que
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conforman el sistema, una de sus caracteristicas es que no se requiere tener
el todo definido para comenzar con la implementacion, lo cual permite al
usuario tener el software disponible aun cuando no tenga todas las
funcionalidades deseadas.

Figura 5 - Modelo Incremental
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Este modelo usa el viejo adagio de “divide y venceras”, se puede utilizar

para casi cualquier proyecto, pero se recomienda en casos el usuario

requiere entregas rapidas, aunque no completas.

Se puede encontrar un simil matematico en la siguiente formula
Vi=Vii+NF

Donde V es la Version del software y NF las nuevas funcionalidades
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2.3. Modelo por prototipos

Si bien es cierto que en la practica el uso de prototipos se incorpora en casi
todos los modelos de ciclo de vida para validar los requerimientos del
usuario, se recomienda este modelo para casos en los cuales no se conoce
exactamente los requerimientos del usuario o la tecnologia con la cual se va
a implementar.

Figura 6 - Modelo por prototipos

Especificaciones | Especificaciones
incompletas i completas
M
Y
Selecclon I Desarrollo Evaluacion
del prototipo ”| del prototipo ] ”| del prototipo

Subciclo de prototipado

Su principal desventaja es que tiende a ser altamente costoso y es dificil

definir fechas de entrega.

2.4. Modelo en espiral

Se puede considerar como una variante del modelo por prototipos, se basa
en una serie de repeticiones para obtener un producto completo, toma en

cuenta los beneficios de los modelos incremental y por prototipos e incluye el
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concepto de “riesgo”.que aparece por la incertidumbre de no saber cémo

debe ser el software completo

Figura 7 Modelo en espiral
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A medida que el ciclo se cumple se van obteniendo prototipos sucesivos que
deben ganar la satisfaccion del usuario. Las iteraciones en el espiral se van

repitiendo hasta que el cliente obtiene el producto que requiere
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CAPITULO III.

PROPUESTA DE SOLUCION

1. Planteamiento del problema

Cuando Luz del Sur S.A A, en ese entonces empresa de capitales chilenos y
canadienses, dedicada a la distribucion de energia eléctrica en el sur de
Lima, decidio dejar de recibir los servicios informaticos brindados por IBM
del Peru para implementar su propia area de informatica adquirio, de la
empresa Chilena Synapis, los programas, ejecutables y fuentes, que
conformaban los Sistemas Comerciales y Sistemas Administrativos de la
empresa. Como parte de la compra también adquirid6 los componentes
necesarios para implementar nuevos desarrollos porque se tenia que
adecuar los sistemas mencionado a las necesidades organizativas y legales
de la empresa y ademas, como parte de la decision de abandonar a IBM, se
habia decidido la implementacion in-house de los modulos que formarian

parte de los Sistemas Técnicos.
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Como parte de los Sistemas Comerciales se tenia el Mddulo denominado
SISDA (SIStema De Atencion) que permitia registrar las llamadas de los
clientes relacionados con la atencion por el area de Emergencia, para
determinar si la llamada es un caso de emergencia el relacionador Fonoluz
aplicaba los conocimientos aprendidos en sus cursos de capacitacion de las
funciones del puesto. Una vez registrada la llamada este se mostraba en las
pantallas que usaba el area de Emergencia quienes procedian con su
atencion, posteriormente registraban, en el sistema, informacion poco
detallada de la atencion. En caso el area de Emergencia tuviera que
apoyarse o enviar el caso a otra area de la empresa el SISDA no soportaba
esta parte del proceso por lo que el seguimiento tenian que realizarlo
apoyados por hojas Excel de control. Uno de los tipos de llamadas que
atiende el area de Emergencia son las relacionadas con la interrupcion del
servicio eléctrico y el modulo indicado no brindaba ninguna informacién para
el calculo de los indicadores de confiabilidad de la red de distribucion
eléctrica de la empresa por lo que las areas administrativas encargados de
dichos indicadores tenian que recolectar informacion relacionado con
interrupciones de MT y AT de las areas operativas y por medio de hojas de

Excel y valores estimados de cantidad de clientes.

El 11 de Octubre de 1997 mediante decreto supremo N° 020-97-EM se
aprueba la Norma Técnica de Calidad de los Servicios Eléctricos (NTCSE)

cuyo objetivo era establecer los niveles minimos de calidad de los servicios
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eléctricos, uno de los acapites tratados por dicha norma esta referido a la
Calidad de Suministro que mide la frecuencia y la duracion de las
interrupciones del servicio eléctrico para cada cliente de la empresa y a los
clientes que superen ciertos valores de tolerancia la empresa tiene que
compensarlos econoémicamente segun formula establecida en la misma

norma.

El presente informe propone el reemplazo del Modulo denominado SISDA
por una solucion integral que permita relacionar las diversas areas de la
empresa que participan en la atencion de una contingencia reportada por el
cliente u obtenida internamente en la empresa, que permita conocer cual es
el estado de la atencion de cada llamada del cliente y que a su vez permita
cumplir con todo lo dispuesto por la NTCS en lo referente a la Calidad de
Suministro, asi mismo dicha solucidén debera permitir capturar la informacion
necesaria para un adecuado calculo de los indicadores de confiabilidad de la
red de distribucion eléctrica. La solucion propuesta debe estar integrada con
el Sistemas Comerciales de la empresa tanto para obtener los datos de los
clientes como para generar los cargos de compensacion de los mismos,
también debe integrarse con el Sistema Técnicos para obtener la

informacion relacionada con la red eléctrica de la empresa.

2. Alternativas de solucion

Con la finalidad de atender el problema planteado respecto a la necesidad

de contar con un sistema integral de atencion de interrupciones la gerencia
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de operaciones convoca a las diversas areas funcionales a reuniones con la
finalidad de realizar el analisis integral del proceso, que comienza con la
recepcion de la llamada del cliente y culmina con el pago de las
compensaciones al cliente, la definicion a nivel macro los requerimientos
funcionales que cada area tenia y presentar y evaluar alternativas de

solucion.

Las alternativas de solucién propuestas fueron:

2.1. Desarrollo de la solucion integral por la Subgerencia de

Informatica y Telecomunicaciones

Esta soluciéon implica el desarrollo del proyecto por un equipo compuesto
enteramente por personal del desarrollo de sistemas de la empresa, existen
2 tipos de personal:

e Personal de planta.- son empleados directos de la empresa.

e Personal contratista.- son empleados de empresas que brindan

servicios de manpower.
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Resultado del analisis de esta primera alternativa se elaboro el Cuadro 5

Cuadro 5

Ventajas Desventajas

e El producto desarrollado estara | ¢ Plataforma de desarrollo especifico
100% integrado con la actual para Visual Basic 3.0
plataforma de la empresa

e EI know how del proceso se e No se utilizara tecnologia GIS
mantiene dentro de la empresa.

e Parte del equipo de desarrollo | ¢ Equipo requiere capacitacion
posteriormente integraria el grupo especifica en este proceso del
de mantenimiento. negocio

e Los costos de desarrollo e e Se estimauntiempo de desarrollo e
instalacion se consideran implementacion mayor
relativamente bajos.

e Equipo con experiencia en la

plataforma de desarrollo

Elaboracién Propia

Para efectos del trabajo se denomina Alternativa 01

2.2. Encargar el desarrollo de la solucion a una empresa de

desarrollo

Esta solucion implica encargar el desarrollo del proyecto a una empresa
externa, mediante un contrato “llave en mano” y que la intervencién del
personal de la empresa estaria limitado al seguimiento del contrato
previamente pactado entre las partes, un requisito basico es que la empresa

cuente con experiencia en el desarrollo de sistemas similares.
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Como resultado del analisis de esta segunda alternativa se elabor6 el

Cuadro 6

Cuadro 6

Ventajas

Desventajas

Tecnologia de punta

El equipo cuenta con conocimientos

previos del proceso a implementar.

Se estima un tiempo de desarrollo e
implementacién mediano

Los costos de desarrollo e
instalacion se consideran

medianamente altos.

Se debe invertirse para seleccionar
al proveedor.
El Equipo requiere capacitacion
especifica en la plataforma de La
empresa.

El know how del proceso no se
mantiene dentro de la empresa.

El producto desarrollado no estara
100% integrado con la actual
plataforma de la empresa

Se requiere capacitacion,
tecnologica y funcional, del area de

desarrollo de sistemas para las

tareas de mantenimiento.

Elaboracion Propia

Para efectos del trabajo se denomina Alternativa 02

2.3. Adquirir un producto OMS y personalizarlo a los requerimientos

de la empresa

Ubicar y evaluar sistemas OMS disponibles en el mercado, como parte del

proceso de instalacion se incluira la personalizacion requerida por la
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empresa, poniendo énfasis en las interfases con el Sistema Comercial y el

Sistema Técnico.

Como resultado del analisis de esta tercera alternativa se elabor6 el Cuadro

7

Cuadro 7

Ventajas

Desventajas

Tecnologia de punta

Se estima un tiempo de desarrollo e

implementaciéon menor.

Se adquiere las “best practices” del
proceso adquirido
Los costos de desarrollo e

instalacion se consideran altos.

Se debe invertir para seleccionar el
producto.

Usuario debe adaptarse a los
nuevos procesos que forman parte
del producto.

No se contara con el 100% de los
cadigos fuentes.

Se requiere desarrollar interfases
para sincronizar el producto vy
plataforma de la empresa

Se requiere capacitacion,
tecnologica y funcional, del area de
desarrollo de sistemas para las

tareas de mantenimiento.

Requiere equipamiento adicional

Elaboracion Propia

Para efectos del trabajo se denomina Alternativa 03
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3. Toma de decisiones

La toma de decisiones se define como “la seleccidon de un curso de accion
entre alternativas” [KOWE-95]°, de acuerdo a la metodologia el primer paso
es definir las alternativas de solucion, ese punto se ha cubierto en el punto

Alternativas de solucién, por ende continuaremos con los siguientes pasos:

3.1. Evaluacion de alternativas en funcion a parametros definidos.

Para este proyecto se consideraron un grupo de parametros o criterios de
evaluacién y a cada uno se le asigné un peso relativo, el resultado se

observa en Cuadro 8

Cuadro 8
Criterios Peso relativo
e Costo del proyecto 5
e Conocimiento del negocio 3
e Integracion con la plataforma 5
corporativa
e  Duracion del proyecto 2
e Aplicacion de tecnologia 2
e Soporte post desarrollo 4

Elaboracién Propia — Fuente metodologia de proyectos del area

Los parametros indicados previamente son definidos dentro de los
procedimientos de la empresa relacionados con los proyectos de desarrollo
de sistemas de la empresa, los pesos relativos son valores asignados en

funcidn de las circunstancias de cada proyecto, pero es norma que el factor

® Fuente [KOWE-95] , pagina 199
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“costo del proyecto” tenga un valor de 5 dado que es politica de la empresa
optimizar los costos tanto en las inversiones y de los gastos, por otro lado es
norma de la Subgerencia de Informatica y Telecomunicaciones de la
empresa que todos los sistemas que brindan soporte a la empresa se
desarrollen de modo integrado, es por ello que el factor “Integracién con la
plataforma corporativa” se le asigna un peso relativo de 5. Para el caso
puntual de este proyecto se considerd para el factor “Conocimiento del
negocio” un peso relativo de 3 considerando que si bien es cierto que lo ideal
es que los encargados del proyecto tenga conocimiento de los procesos
involucrados, se sabe que dentro de la empresa se cuenta con un grupo
importante de expertos que pueden resolver la parte teodrica practica de los

casos que se puedan presentar. Para el factor “"Duracion del proyecto” se
considerd un peso relativo de 2 dado que el plazo que se tenia entre el inicio
del proyecto y el fecha que la ley daba a la empresa para que tenga
operativo el sistema vs. el tiempo estimado internamente para el desarrollo
del sistema nos daba una holgura del 40%, en casos donde los tiempos
dados por la norma y los tiempos estimados de desarrollo nos dan una
holgura menor se debe aplicar un factor mayor. Para el factor “Aplicacion de
tecnologias” se aplica un factor 2 por que es politica de la Subgerencia ser
abierto a las diversas tecnologias que existen en el mercado. Para el factor
“Soporte post —desarrollo”, para este caso, se le asigno un pero relativo de 4

por que, dada las penalidades que la norma contemplaba, era necesario

contar con todos los medios que permitan corregir y/o resolver a la brevedad
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cualquier problema que se presente en la etapa de producciéon, para los
casos que no exista penalidad a este factor se le asigna un peso relativo

menor.

Para cada criterio se ha definido un rango de calificacion de 5 niveles que es

explican en el Cuadro 9

Cuadro 9
Calificacion Significado
1 e  Muy bajo
2 e Bajo
3 ¢ Medio
4 e Alto
5 e Muy alto

Elaboracién Propia — Fuente Metodologia de proyectos del area

El proceso de eleccion se realizara de la siguiente manera, por alternativa a
cada uno de sus criterios se le asignara una calificacion, la cual sera
multiplicado por el peso relativo establecido en el Cuadro 8, la sumatoria de
estos productos sera su calificacion final. Para determinar la calificacion que
una alternativa tendra para cada criterio se usan tablas de equivalencia entre
la informacioén consignada para cada alternativa y la calificacién final que se
le asignara, el detalle de dichas tablas se encuentran en el anexo “Cuadros

de equivalencia para puntuar los criterios de evaluaciéon”
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3.2. Eleccion de una alternativa

Aplicando la metodologia anteriormente descrita se preparo el Cuadro 10

que resume el proceso de evaluacion

Cuadro 10
Calificacion Ponderacion
Criterios Peso Alternativa 01 |Alternativa 02 |Alternativa 03 |[Alternativa01 |Alternativa02 |Alternativa 03
relativo

Costo del proyedo 5 5 3 2 25 15 10
Conoamiento del negocio 3 3 4 ) 9 12 15
Integracon con I3 piataforma 4 _ T B
corporatva 5 E] | 0 2001 - 8
Duracién del proyecto 2 3 4 5| 6 10
Aplicacion de teanoiogia 2 3 q 5 6 10
Soporte post desarrolio 4 s a| 2 20 16 8

24 22 21| el j E ] m

Elaboracién Propia — Fuente datos del proyecto

Se puede observa que si se hubiera considerado solo las calificaciones de
cada alternativa, sin considerar las ponderaciones, todas las alternativas
tienen calificaciones similares, dado que ventajas que tienen en un criterio
equilibran las desventajas que presenta en otros, por ello la importancia de

definir un criterio de “peso relativo” para definir la prioridad entre los criterios

De acuerdo al analisis de ponderaciones la alternativa “Desarrollo de la
solucion integral por la Subgerencia de Informatica y Telecomunicaciones”
es la que obtiene la mayor calificacion con 86 puntos, en razén a que ha
obtenido las mayores calificaciones en los criterios definidos como costo del
proyecto, este costo solo incluye las horas hombres y no requiere mayor
desembolso por licencia o adquisicion de equipos sofisticados; Integracion
con la plataforma corporativa, porque el equipo encargado del desarrollo

tienen experiencia comprobada en desarrollo con dicha plataforma y
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soporte post desarrollo, porque parte del equipo encargado del desarrollo

del proyecto sera asignado al mantenimiento del producto.

4. Metodologia para implementacion de la solucion

Para la implementacion del proyecto se utilizé el procedimiento
estandarizado de la subgerencia de informatica y telecomunicaciones para
los proyectos de desarrollo de sistema, las etapas que conforman dicho

procedimiento se observan en el Cuadro 11

Cuadro 11
Etapas Detalle
Planeamiento o Elaboracion del plan de trabajo
e Adquisiciéon del equipo del
proyecto

e Capacitacion del equipo
Definicion e Requerimientos para el desarrollo
del proyecto

e Analisis de los proceso del negocio
e Analisis y disefio del sistema
e Evaluacion del diseno

Construccion e Codificacion
e Elaboracion de la documentacion
Pruebas e Elaboracion del plan de pruebas
e Pruebas del sistema desarrollado
Implementacion e Entrenamiento y capacitacion

e Puesta en produccion
Post e Seguimiento post implementacion
implementacion ., .

e Atencidn de usuarios

Elaboracion Propia — Fuente metodologia de proyectos del area
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El principal entregable de la etapa de Planeamiento lo constituyo el

enunciado del alcance del proyecto, este documento define el marco de

desarrollo del proyecto

41.

Enunciado del alcance del proyecto

4.1.1 Objetivos del proyecto

El proyecto “implementacion de un sistema de gestion y control de
incidencias para una empresa de distribucion eléctrica” debe cumplir
con los siguientes objetivos:

o Poner en funcionamiento los modulos relacionados con el registro

de llamadas, atencién en sala base, programacion de maniobras y
control de interrupciones para inicio de la segunda quincena de
enero de 1999.

Poner en funcionamiento los modulos de calculo de
compensaciones por calidad de suministro y generacién de la
informacion relacionada para Osinerg para la primera quincena de
Abril de 1999.

Mantener el costo del proyecto debajo de los US$ 80 000.00
Lograr el 100% de integracion con los modulos del Sistema
Comercial y del Sistema Administrativo. Eso implica no registrar 2

0 mas veces el mismo dato en diferentes sistemas.
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41.2

413

Descripcion del alcance del producto

El presente proyecto implementara el Modulo Calidad de Suministro
(MCS), conformado por las siguientes funcionalidades:

o Registro de llamadas y control de su atencion.

o Atencién de emergencias en BT.

o Atencion de incidencias en el Alumbrado Publico (AP).

o Programacién de maniobras BT / MT / AT.

o Registro de maniobras de interrupcion en AT / MT.

o Calculo de compensaciones y envio a facturacion.

o Indicadores de gestion.

Se implementara usando Informix (7.1X) como base de datos, los
programas de procesamiento masivo y/o en lotes deben
implementarse en lenguaje C y ejecutarse en los servidores
corporativos HP con sistema operativo UNIX, para la parte cliente se
usara como lenguaje de desarrollo VB 3.0 y se integrara a la
plataforma de los sistemas corporativos de la empresa mediante el

uso del Objeto_P (Ver en glosario de términos Objeto_P).

Requisitos del proyecto

El proyecto debe de implementar las funcionalidades indicadas en el

alcance del producto que pasaremos a detallar mejor a continuacion:

o Registro de llamadas y control de su atencion.
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= Opcidn para el registro de las llamadas de los clientes, no
solo llamadas por interrupcion de servicio

= Opcion para el seguimiento de la atencion de las llamadas
recibidas

= Opcion para listar y ubicar las llamadas registradas

= Opcion con diversos estadisticos de llamadas recibidas
para analisis de calidad de servicio

= QOpcion para realizar encuestas de atencion al cliente

= Opcidén para configurar los tipos de llamadas que se pueden
atender

= Opcion para administrar los usuarios internos autorizados

para diversas funcionalidades del area de fonoluz.

o Atencion de emergencias en BT.

* Opcidn para ver un resumen de las llamadas pendientes de
atender agrupado por tipo de incidente y prioridad de
atencion

* Opcidn para manejar por separado las llamadas por
interrupcién de servicio y las llamadas que no son por
interrupcion de servicio

= QOpcion para inferir si las llamadas pendientes del tipo

interrupcion de servicio corresponden a una interrupcion de

MT o AT.
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= Opcion para generar una orden de atencion, estas pueden
ser relacionado con llamadas de no interrupcion o llamadas
de interrupcion. Asi mismo se puede indicar si la orden de
atencion generada atiende una o mas llamadas
relacionadas, en este punto se asigna una cuadrilla de
atencion

= Opcion para que, en caso de una interrupcion confirmada,
las nuevas llamadas ingresadas se asocien a la orden de
atencion relacionada sin que se muestre como pendiente en
la pantalla de sala base

= QOpcion para registrar los datos de atencion de la cuadrilla
asignadas, aqui se debe indicar, entre otros datos, la fecha
de atencién, la causa del problema que generd el incidente,
las acciones correctivas, entre otros datos

= Opcidn para registrar las maniobras en BT que representan
las interrupciones de los clientes, las maniobras se asocian
a las ordenes de atencion para las interrupciones
imprevistas y los programas de mantenimiento para las
interrupciones programadas

= QOpcidon para enviar al area de Alumbrado Publico las
llamadas de emergencia que deben continuar su atencién
en dicha area

= Opcidn para configurar los turnos de atencién
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= Opcion para configurar las unidades de atencion (vehiculos)

= Opcion para configurar las cuadrilas de atencion,
relacionando el personal que sera asignado a una unidad y
el turno en la cual trabajaran.

= Opcion para extraer informacion de atencion

= Opcion estadistica de la gestion del area de emergencia

= Como la organizacion esta dividida en 3 zonas geograficas
(Centro de servicio) se deben agrupar la informacion segun
la zona asignada al usuario.

= Para consultas de alto nivel la informacion debe mostrarse a

nivel de empresa.

o Atencidn de incidencias en el Alumbrado Publico (AP).

= QOpcion para ver un resumen de las llamadas pendientes de
atender agrupado por tipo de tipo de problema de AP y
prioridad de atencion

= Opcion para atender los casos de AP enviados por el area
de emergencia

= Opcidn para generar ordenes de atencidon para AP,
agrupando mas de una llamada aun cuando no estén
relacionadas

= Opcidn para registrar las condiciones de atencion de cada
una de las llamadas asociadas a una orden de atencion
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» QOpcidn para obtener estadisticas de atencion de las

llamadas de Alumbrado Publico.

o Programacién de maniobras BT / MT / AT.

» Opcion para registrar la informacion del programa de
maniobras, lo cual incluye determinar los clientes afectados
mediante el registro de las maniobras en la red eléctrica

» Opcidn para emitir las cartas de notificacion de maniobras
programas

= QOpcidn para que, en caso las maniobras sean de MT/AT, la
aprobacion final lo de el area de Centro de Control

= QOpcidn para anular un programa de maniobras y la emision
de las cartas de anulacién de programa

» Opcidn para preparar modelos de programa, que podran ser
usados posteriormente en caso se vuelva a repetir el patron
de programacion

» Opcidn para listar los clientes afectados por las
interrupciones

* Opcidn para estimar cual seria el costo de la compensacion

que generaria la ejecucion del un programa de maniobras

o Registro de maniobras de interrupcion en AT / MT.
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= Opcion para listar las ordenes de atencion relacionadas con
las interrupciones de AT y MT en curso

=  Opcidn para registrar todas las maniobras que se pueden
realizar en la red eléctrica, en el documento de
especificacion del programa se detallan los 12 tipos de
maniobras y las consideraciones especiales para cada una
de ellas

» Consulta historica de la evolucion de la interrupcion,
visualizando las subestaciones afectadas y como se va
desarrollando la interrupcion

» Estadistica de atencion de interrupciones, con énfasis en

los tiempos y cantidad de clientes afectados

o Calculo de compensaciones y envio a facturacion, estos procesos
son basicamente procesos en lote que permite obtener los
indicadores definidos por la NTCSE de c/u de los clientes de la
empresa, siempre hablando sobre calidad de suministro. Los
principales procesos definidos trabajan sobre el total de las
interrupciones, es decir imprevistas y programadas.

*» Procesos para obtener los clientes afectados por
interrupciones de MT y AT
* Procesos para unificar las interrupciones traslapadas entre

clientes
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* Procesos para calcular los indicadores de los clientes vy

calcular el montos de las compensaciones generadas

o Indicadores de gestion. Este modulo tratara de los diversos
indicadores de gestion que el area de control técnico define para
ver la evolucion de la calidad del servicio de suministro de energia
eléctrica y los indicadores de confiabilidad de la red de distribucion
eléctrica, el detalle de los indicadores sera definido posteriormente
y formara parte integra del presente documento. Los indicadores

minimos a calcular seran

= SAIFI
= SAIDI
= CAIDI

= Evolucion de compensaciones semestrales

4.1.4 Limites del proyecto

Forma parte integra de este proyecto el desarrollo de todo lo indicado

en la parte de Requisitos del proyecto.

No forma parte del presente proyecto

o El desarrollo de las funcionalidades relacionadas con la Calidad de
producto, Calidad de alumbrado publico ni Calidad de servicio

comercial.

Sistema de Gestion y Control de Incidencias para una Empresa de 62
Distribucion Eléctrica



41.5

El uso de interfases GIS, sistemas graficos con informacién
georeferenciado, para visualizar la red eléctrica y la evolucién de
las contingencias en ella.

Definir ni coordinar los mecanismos de entrega de la informacion,
a OSINERG, requeridos por la NTCSE.

Implementar los cambios necesarios en los médulos de los
Sistemas Comerciales, Administrativos ni Técnicos de la empresa
para soportar la integracion.

Ningun tipo de interfase con modulos relacionados con la Calidad
de producto, Calidad de alumbrado publico ni Calidad de servicio
comercial.

Ningun tipo de interfase con el modulo de presupuestos y obras
Ningun tipo de interfase con los sistemas SCADA de la empresa
Ningun desarrollo para el mantenimiento de los elementos de la

red eléctrica.

Productos entregables del proyecto

Se define como principales entregables del proyecto los siguientes
items

o Documento de alcance del proyecto.

o Cronograma del proyecto.

o Lista de recursos del proyecto.
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o Documento de analisis, donde se especificara las necesidades de
c/u de las funcionalidades a implementar

o Documento de diseno.

o Informes mensuales de avance del proyecto.

o Base de datos implementada para soportar las funcionalidades a
implementar.

o Cadigos fuentes y ejecutables de los programas que conforman
las funcionalidades a implementar.

o Documentos de cambios aceptados, este documento incluye la
definicién del cambio y su impacto en el cronograma.

o Manuales de usuario para cada funcionalidad.

o Capacitacion en el uso de los médulos producto.

o Acta de aceptaciéon de cada uno de las funcionalidades.

o Funcionalidades en uso en ambiente de produccién.

o Documento de lecciones aprendidas, para documentar las

experiencias resultantes del desarrollo del proyecto

4.1.6 Criterios de aceptacion del producto
Cada funcionalidad tiene su propio criterio de aceptacion, las cuales
de pasa a detallar:
o Registro de llamadas y control de su atencion: cuando se
verifique que se cumple con las funcionalidades detalladas en el

documento de analisis y que los tiempos para cargar informacion
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del cliente no tome mas de 2 segundos y el registro de las
llamadas no tome mas de 1 segundo.

o Atencion de emergencias en BT: cuando se verifique que se
cumple con las funcionalidades detalladas en el documento de
analisis y que los tiempos para obtener el resumen de llamada no
demore mas de 8 segundos cuando se tenga 50 Illamadas
pendientes, que la generacion de las ordenes de atencion (ODA)
no tome mas de 1 segundo, que el registro de la atencion de una
ODA no tome mas de 2 segundos y que el registro de las
maniobras de BT no tome mas de 4 segundos en caso se
interrumpa menos de 50 clientes.

o Atencion de incidencias en el Alumbrado Publico (AP): cuando
se verifique que se cumple con las funcionalidades detalladas en
el documento de analisis y que los tiempos para obtener el
resumen de llamada no demore mas de 10 segundos para las
llamadas acumuladas del dia anterior, que la generacion de las
ordenes de atencion AP no tome mas de 4 segundos y que el
registro de la atencion de la misma no tome mas de 3 segundos.

o Programacion de maniobras BT / MT / AT: cuando se verifique
que se cumple con las funcionalidades detalladas en el documento
de analisis y que los tiempos para procesar una maniobra de

interrupcion no tome, en promedio, mas de 30 segundos por cada
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mil clientes afectados y que el proceso de autorizacién y validacion
no tome mas de 1 segundo

o Registro de maniobras de interrupcion en AT / MT: cuando se
verifique que se cumple con las funcionalidades detalladas en el
documento de analisis y que los tiempos para procesar una
maniobra de interrupcién no tome, en promedio, mas de 30
segundos por cada mil clientes afectados.

o Calculo de compensaciones y envio a facturacion: cuando se
verifique que se cumple con las funcionalidades detalladas en el
documento de analisis y que los tiempos para generar la
informacion necesaria para estimar las compensaciones no tome,
en promedio, mas de 1 segundos por grupo de 15 cliente, que el
proceso de calculo de las compensaciones no tome mas de 1
segundo por grupo de 25 clientes, que el proceso de pase a
facturacién no tome mas de 1 segundo por cada grupo de 30
clientes.

o Indicadores de gestion: cuando se verifique que se cumple con
las funcionalidades detalladas en el documento de analisis y que
los tiempos para el calculo de los resumenes requeridos, no tome
mas de 8 horas de proceso y que el tiempo de respuesta para
visualizar los indicadores no tome mas de 5 segundos por cada

nivel de agrupacion.
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Todos los tiempos indicados se refieren a tiempos de respuesta del
sistema, por que el tiempo de operacion en el sistema depende de la
experiencia del usuario y del grado de complejidad de la informacion a

registrar en cada una de ellas

4.1.7 Restricciones del proyecto

El proyecto presenta las siguientes restricciones a tomarse en cuenta

para el desarrollo del mismo:

o Para efectos de cumplir con el D. S. N° 020-97-EM. “Norma
Técnica De Calidad de los Servicios Eléctricos” solamente se va a
implementar lo relacionado con el Titulo Sexto.

o Se tiene como fecha limite, previsto por la NTCSE, el 11 de abril
de 1999 para el inicio de sus operaciones

o Los programas del lado cliente seran implementados con Visual
Basic 3.0 y usando el componente Objeto P para integrarlos con
los sistemas corporativos de la empresa.

o La base de datos a usar es Informix 7.1X, queda expresamente
prohibido el uso de procedimientos almacenados que encapsulen
logica especifica de estos procesos.

o Los programas en el servidor seran implementados en C para Unix
HP.

o El desarrollo de los programas estara a cargo de personal externo

a la empresa.
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o No se trabajara con informacion georeferenciada, solo
alfanumérica.
o EI presupuesto asignado para personal tendra un tope de 40

meses hombre.

4.1.8 Asunciones del proyecto

Para el desarrollo de este proyecto se asume como ciertos y

realizados los siguientes hechos:

o La red eléctrica de la empresa esta debidamente catastrada y
registrada en los sistemas corporativos, de no ser cierto los
resultados de los procesos de programacion de maniobras y
calculo de compensaciones no mostraran lo que realmente sucede
en el terreno.

o La organizacion operativa de la empresa no va a cambiar sus
procedimientos de modo que las funcionalidades especificadas
dejen de ser obsoletas o se conviertan en insuficientes, de pasar
esto se tendria que redefinir el alcance del proyecto y todo lo que
ello implica, incluyendo cambio en los calendarios de entrega

o En caso se tenga que reemplazar a algun integrante del grupo de
trabajo el que lo reemplace tendra el conocimiento y experiencia
en la plataforma de desarrollo de la empresa similar al del que
abandono el equipo, de no ser asi se va a tener que invertir tiempo

en capacitacion, lo cual atentara contra los tiempos de entrega.

Sistema de Gestion y Control de Incidencias para una Empresa de 68
Distribucion Eléctrica



o En caso se tenga que reemplazar a algun usuario asignado al
proyecto el nuevo integrante debera tener la misma experiencia y
conocimiento en el proceso de negocio que le corresponda, de no
ser asi los procesos que se le encarguen pueden sufrir demora.

o Todos cambios que deberan implementarse en los sistemas
existentes estaran disponibles para cuando se requiere tener en
produccién las nuevas funcionalidades. De no ser asi se podrian
retrazar los desarrollos o las fechas de entrega en servicio.

o El sueldo del personal de la empresa no esta considerado dentro

de este proyecto.

4.1.9 Organizacion inicial del proyecto

El equipo inicial de proyecto debera estar conformado del siguiente

modo:

o Por las Gerencias operativas:
= Lider usuario del proyecto encargado de las coordinaciones
entre las areas involucradas y de definir las prioridades en
el desarrollo de las funcionalidades, la persona encargada

sera el Jefe del Departamento de Distribucién de Chacarilla.

A este grupo debera posteriormente integrarse
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* Representante funcional de area de Fonoluz

* Representante funcional del area de Emergencia

= Representante funcional del area de Alumbrado Publico

» Representante funcional del area de Mantenimiento
(programacion de maniobras)

*= Representante funcional del area Centro de Control

* Representanta funcional del departamento de Control
Técnico.

o Por el lado de la Departamento de desarrollo de sistemas
informaticos:

= Jefe de proyecto encargado de la ejecucion del presente
proyecto y de las tareas de analisis y disefo vy
especificacion de las funcionalidades, la persona encargada
sera el Administrador de proyectos de sistemas asignado a
los Sistemas Técnicos de la empresa. Su dedicacion sera a

tiempo completo

A este grupo debera posteriormente integrarse

= 3 programadores a tiempo completo

* 1 recurso para preparar los documentos a tiempo completo
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Los principales interesados identificados son el Gerente de
Operaciones como responsable de los procesos que brindan los
servicio de energia eléctrica a los clientes y responsable del
cumplimiento de la NTCSE, el Gerente de transmision, responsables
de la gestion de la red eléctrica en alta y media tensién y el
Subgerente de Informatica y Telecomunicaciones como responsable
de los procesos de desarrollo de sistemas, también se identifican
como interesados a los miembros de las diversas areas indicada
como parte del grupo de gerencias operativas, al Gerente Comercial,

responsable, entre otros temas, del proceso de facturacion.

4.1.10 Riesgos iniciales definidos

Los riesgos iniciales detectados son los indicados a continuacion:

o Salida de la organizacién del Administrador de proyectos, que
también desarrolla las funciones de analisis y diseno del sistema y
centraliza todo el conocimiento del sistema.

o Salida de algun miembro del equipo, dado la poca cantidad de
personal la salida de un miembro puede impactar en el
cronograma.

o Escaso nivel de documentacién ha generar dado que se centraliza
en una sola persona varias funcionalidades y un plazo

relativamente corto impuesto al proyecto.
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Cambio en la metodologia de control y compensacion definido por
el ente regulador OSINERG

Definicion inadecuada de las funcionalidades a implementar y
escaso nivel de integracion con las otras funcionalidades a
implementar

Escasa colaboracién por parte de los representantes funcionales
en caso no se les asigne un tiempo adecuado para formar parte
del desarrollo del proyecto

No haber identificado adecuadamente las prioridades entre los
requerimientos de los usuarios

Salida del Lider usuario del equipo de proyecto, que se agravaria

si no es nombrado un reemplazo en el corto plazo

4.1.11 Hitos del cronograma

Dado que parte de este proyecto es definir exactamente los

componentes que soporten las funcionalidades a implementar vy

cruzarlos con las limitaciones de recursos y tiempo impuesto

entonces, en etapa, podemos identificar los siguientes hitos

o Comienzo del proyecto el 01 de abril de 1998.
o Terminar la fase de capacitacion de los programadores el 15 de
abril de 1998
o Tener en funcionamiento los mddulos relacionados con el registro
de llamadas, atencion en sala base, programacién de maniobras y
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control de interrupciones para inicio de la segunda quincena de
enero de 1999.

o Tener en funcionamiento los modulos de calculo de
compensaciones por calidad de suministro y generacion de la
informacion relacionada para Osinerg para la primera quincena de
Abril de 1999.

Conforme se avance con la definicion a detalle de las funcionalidades

a implementar se podran establecer hitos de entrega por funcionalidad

terminada.

4.1.12Limitacion de fondos y Estimacion del coste

De acuerdo a las estimaciones de salarios del personal participante,
equipos para desarrollo y posible repotenciamiento de los equipos de
los usuarios se establece que no podemos superar los US$ 80

000.00, para estimar este monto se ha considerado lo indicado en el

Cuadro 12
Cuadro 12

ltem Cantidad  Precio (US$) Total (US$)
Mes programador 33 1 500.00 49 500.00
Mes documentista 3 1 000.00 3 000.00
Computadoras 5 1100.00 5 500.00
Nuevo ambiente 1 5000.00 5000.00
Ampliacion servidor 10 000.00 10 000.00
central
Reemplazo equipo 7 1 000.00 7 000.00
de usuarios
Total Final 80 000.00

Elaboracion Propia — Fuente datos del proyecto
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4.1.13 Requisitos de gestion de la configuracion del proyecto

En este documento queda establecido que cualquier solicitud de
cambio debe contar con la aprobacion del lider usuario, del gerente de
operaciones y/o del subgerente de informatica dependiendo del
impacto detectado para el proyecto, las consideraciones para
determinar el impacto y los niveles de aprobacion se establecen con
el detalle adecuado en el Plan de gestion del alcance del proyecto,
especificamente en el punto donde se detalla como se procesaran las

solicitudes de cambio.

4.1.14 Especificaciones del proyecto

También se establece que el presente proyecto debe cumplir con:

o La metodologia de gestidon de proyectos definidos por la SGIT,

o Los documentos de estandares de programacion definido por la
SGIT

o Los estandares de desarrollo definido por la SGIT

o Con todo lo definido en el titulo sexto de la NTCSE

o Los documentos de anadlisis a desarrollarse como parte del
proyecto

o Los documentos de diseno a desarrollarse como parte del

proyecto
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4.1.15 Requisitos de la aprobacion

Se establece que para darse por aprobados los diversos documentos
que conforman la Gestidon de proyecto del sistema el Administrador de
proyectos enviara el documento correspondiente, segun el
cronograma establecido, al lider usuario revisara dicho documento, lo
devolvera con las observaciones que estime pertinente o caso
contrario con el visto de documento aprobado. Para realizar dicha
revision se le indica que puede apoyarse en los documentos de
Gestidon de Proyectos disponibles. Se recalca que los productos
entregables tienen que cumplir con los requisitos establecidos en el
punto Criterios de aceptacion del producto. En las reuniones
mensuales de control de proyecto el administrador de proyectos
entregara el informe de avance del proyecto, el cual debera ser

revisado, observado y validado por el Lider usuario.

Con estos elementos indicados se elabor6 la Estructura de Descomposicion
del Trabajo para el proyecto (EDT del proyecto), por razones de espacio
dicho documento se ha incorporado al presente informe como el anexo “EDT
asociada al enunciado del alcance del proyecto”, donde se aprecia con

detalle las tareas requeridas para llevar a cabo el proyecto
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4.2. Cronograma del proyecto

En base a la informacion recopilada en el documento Enunciado del alcance
del proyecto y al EDT se establecio el cronograma de actividades de la
Figura 8. La implementacion del proyecto fue estimado en 250 dias
calendario con un equipo de un jefe de proyecto, 3 programadores a tiempo

completo y un recurso para preparar documentos a tiempo completo.
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Elaboracion Propia — Fuente datos del proyecto

4.3. Arquitectura de sistema
La tecnologia elegida para la implementacion de la solucion fue cliente —
servidor, adoptada por la empresa como estandar en el momento de
desarrollo del proyecto.
Esta cuenta con los siguientes elementos a nivel de servidores

= Servidor Unix base de datos de produccion

= Servidor Unix Plataforma de produccion

= Servidor Unix Respaldo de base de datos y plataforma de produccion

= Servidor Unix de base de datos y plataforma de desarrollo
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La relacion entre los componentes descritos se aprecia en la Figura 9

Figura 9
San Isidro Chacarilla
Luz)05
L uz008 Luz001 Servidor
Servidor .
Base de Datos de Servidor Respaldosy Plataforma de
Produccion Sistemas Gestion Lu006 Producadn
Servidor ——
M Igl i E Desanollo A IQ
[ = [mimm = [ —
[ | === NN | e M | e=e
[T m RAIIL Iﬂf[ I "E{fi:
M o & o | [ o |
@ =2 @
!E_’.-_I:l S—
| L 1
L1 11 - .- TT
@ <
Arreglo Discos Arreglo Discos
Datos OLTP E spejo de Datos
Dataware House Datos OLTP

Dataware House

Elaboracion Propia — Fuente datos del proyecto
En el lado cliente los equipos a disposicion de los usuarios son variados por

lo cual se tiene especial cuidado, al momento del desarrollo, que los
programas implementados puedan ser ejecutados sin problemas en diversos
tipos de PCs. El parque al cual tiene que atender el sistema varia desde
equipos Pentium |l con 64 MB de memoria hasta los actuales Pentium 4 con
512 MB de memoria, asi mismo debe ser soportado por diversos sistemas

operativos que van desde Windows 95 hasta Windows XP y Windows 2000.

Para establecer la conexion entre cada proceso ejecutado por el equipo

cliente y el proceso relacionado en el equipo servidor se adquirio el producto
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Synergia de la empresa Synapsis, basicamente funciona con un proceso

demonio (Master Synapsis) en el servidor de aplicaciones y cada vez que se

conecta un cliente activa un proceso que atiende sus pedidos (Servidor de la

PC).

En la Figura 10 se muestra la relacion entre los equipos clientes y equipos

servidores de la empresa.
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Elaboracion Propia — Fuente datos del proyecto

4.4. Analisis de los procesos

De acuerdo a los resultados del analisis efectuado al proceso actual de

gestion de incidencias fue necesario implementar modificaciones en diversas
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etapas del mismo, La Figura 11 y Figura 12 muestran los cambios

necesarios en los procesos involucrados.

Figura 11
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Figura 12
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CAPITULO IV.
ANALISIS ECONOMICO FINANCIERO

1. Consideraciones y supuesto para la evaluacién

El 100% del proyecto fue financiado con recursos propios de la empresa,
dado que el proyecto estaba considerado en el presupuesto anual de

inversiones.

Para determinar si el proyecto fue rentable o no la empresa ha determinado

un horizonte de evaluacién de S anos y una tasa efectiva anual (TEA) del

18%.

La empresa dispone que la evaluacion se realice en dolares americanos con

la finalidad de reducir las distorsiones caudadas por procesos inflacionarios

En base a los indicadores SAIFI, SAIDI y CAIDI al ano previo al inicio de
proyecto se estimé que el nuevo sistema aportara US$ 34 000 adicionales a

la facturacion.
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Asi mismo se estimo que la empresa ahorrara en procesos administrativos

un promedio anual de US$ 4 500

2. Metodologia de evaluacion

Para determinar la decision de inversion del proyecto se utilizd el valor
presente neto (VAN) del ingreso futuro provenientes de la inversion, para
calcularlo se utilizé el valor presente descontado del flujo de rendimientos
netos (futuros ingresos resultado del proyecto) y se comparé contra la
inversion realizada. Si el valor al final del periodo de analisis es positivo
entonces se considera que el proyecto genera beneficios econdmicos para la

empresa. La féormula para calcular el VAN es:

N I,-E
VAN =Y 77—
= (149)m
I, representa los ingresos y E, representa los egresos, por lo tanto es
negativo. N es el numero de periodos considerados (comienza en 0, no el 1).

El valor I, - E, indica los flujos de caja estimados de cada periodo. La tasa

de interés es i.

Cuando se iguala el VAN a 0, el valor de la tasa de interés se conoce como
TIR, si este valor es mayor al TEA definido por la organizacion el proyecto se

considera rentable.

Sistema de Gestion y Control de Incidencias para una Empresa de 82
Distribucién Eléctrica



3.

Desarrollo de la evaluacion - Planeado

En el Cuadro 13 se muestra el detalle planificado de los costos del proyecto,

para efectos del analisis VAN se calcula el valor al final del afo.

Cuadro 13

Tasaaplicada LDS ]18% Anual  1,5% Mensual |

|Mes 01 Mes 02 Mes 03 Mes 04 Mes 05 Mes 06
Programadores 4.500,00 4.500,00 4.500,00 4.500,00 4.500,00 4.500.00
Doaumentista
PC 5.500.00
Nuevo ambiente 5.000.00
Ampliacion servidor
Reemplazo de equipos
Tota 15.000.00 4.500.00 4.500.00 4.500,00 4.500.00 4.500.00
Total a mes 12 17.669,23 5.222,43 5.145,25 5.069,22 4.994.30 4.920,49

Mes 07 Mes 08 Mes 09 Mes 10 Mes 11 Mes 12
Programadores 4.500.00 4.500.00 4.500,00 4.500.00 3.000.00 1.500.00
Doaumentisia 1.000.00 1.000.00 1.000.00
PC
Nuevo ambiente
Ampliacion servidor 10.000.00
Reemplazo de equipos 3.000,00 4.000,00
Tota 4.500,00 4.500,00 7.500,00 15.500,00 8.000,00 2.500,00
Total a mes 12 4.847. 78 477614 7.842.59 15.968,49 8.120,00 2.500,00

Vdor d find del aiio

87.075,93

Elaboracion Propia — Fuente datos del proyecto

En el Cuadro 14 se muestra el calculo del VAN estimado del proyecto,

considerando que efecto del uso del sistema la mejora en los indicadores de

interrupcion representan un aumento de la facturacion de US$ 34 000 y una

ahorro administrativo de US$ 4 500.

Cuadro 14
Ano 00 Ano 01 Ano 02 Ano 03 Ano 04 Ano 05

Inversion (87.075 93)
Energia facturada 0,00 34.000,00 34.000,00 34.000,00 34 000,00 34.000,00
Ahorro administrativo 0,00 4.500,00 4.500,00 4.500,00 4 500,00 4.500,00
Valor Neto _ {87.07593) 38.500,00 38.500,00 38.500,00 38.500,00 38.500,00
Tasa aplicadaLDS 18%

2 (73.793,16) (46.143,06) (22 710.,77) (2.85290) 13975 81 28.23742

M 3%

Elaboracion Propia — Fuente datos del proyecto
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Se observa que el VAN proyectado al final del periodo de 5 anos es positivo
y que el TIR calculado es del 34%, superior al 18% definido por la empresa

como su costo de oportunidad.

4. Desarrollo de la evaluacion - Real

En el Cuadro 15 se muestra el detalle real de los costos del proyecto, para

efectos del analisis VAN se calcula el valor al final del ano.

Cuadro 15

Tasa aplicada LDS 18% Anual  1.5% Mensual |

Mes 01 Mes 02 Mes 03 Mes 04 Mes 05 Mes 06
Programadores 4.500,00 4.500,00 4 500,00 4.500,00 4.500,00 4.500,00
Documentista
PC 5.500,00
Nuevo ambiente 5.000,00
Ampliacion servidor
Reemplazo de equipos
Total 15.000,00 4.500,00 4.500,00 4.500,00 4 500,00 4.500,00
Total al mes 12 17 669,23 522243 5.145,25 5.069,22 4994 30 492049

Mes 07 Mes 08 Mes 03 Mes 10 Mes 11 Mes 12
Programadores 4.500,00 4.500,00 4.500,00 4.500,00 4.500,00 4.500,00
Documentista 1.000,00 1.000,00 1.000,00
PC
Nuevo ambiente
Ampliacion servidor 10.000,00
Reemplazo de equipos 3.000.,00 4.000,00
Total 4500,00 4.500,00 7.500,00 15.500,00 9.500,00 5500,00
Total al mes 12 484778 477614 7.842,59 15.96849 9.642,50 5500,00

Elaboracion Propia — Fuente datos del proyecto

Se observa que existe diferencia entre lo planificado y lo real producto de

as
correcciones que tuvieron que implementarse para revertir las distorsiones

que se presentaron en el desarrollo del proyecto.

En el Cuadro 16 se muestra el calculo del VAN real del proyecto, para cada

ano se calculo el aumento en la facturacion producto de la evaluacion de los
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indicadores de interrupcion actualizados afno a ano, se sigue considerando

un ahorro administrativo de US$ 4 500.

Elaboracion Propia — Fuente datos de la empresa

44%

Cuadro 16
Ano 00 Ano 01 Ano 02 Ano 03 Ano 04 Ano 09

inversion (91.598.43)
Energia facturada 0,00 39.191,63 40456,20 4145271 57.370,18 59.543,23
Ahorro administrativo 0,00 4 500,00 4 500,00 4.500,00 4.500,00 4.500,00

(91.598 43) 43.691,63 44 956,20 4595271 61.870,18 64.043,23
Tasa aplicadaLDS 18%

(77.625,78) (46.247,14) (1888541) 481649 31.860,51 55.584 15

Se observa que el VAN al final del periodo de 5 anos fue positivo y que el

TIR calculado fue del 44%, superior al 18% definido por la empresa como su

costo de oportunidad.
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CONCLUSIONES y RECOMENDACIONES

Conclusiones

e Con el objetivo de aumentar eficiencias la Empresa busca soluciones
tecnolégicas para apoyar sus diversos procesos, el aporte de la
tecnologia se refleja en mejores tiempos de proceso, mayor seguridad
en el control de los datos, menores tiempos para procesar y obtener
datos que permitan evaluar el rendimiento del proceso y de ese modo

tomar las medidas correctivas necesarias.

e El Factor Humano es clave para el éxito de un proyecto, involucrarlos
activamente permite captar adecuadamente sus requerimientos,
considerando que el conocimiento tacito de la empresa radica en sus
empleados el involucrarlos permite convertir ese conocimiento tacito
en explicito y modelarlo adecuadamente en los sistemas que soportan

los procesos de la empresa
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e Es complemente factible implementar algoritmos sobre bases de
datos relacionales que permiten simular la conectividad que brinda la
tecnologia GIS, para este proyecto especifico considerando que en la
época de su desarrollo dicha tecnologia no era madura y era bastante
onerosa se buscaron alternativas de desarrollo que permitieron
simular eficientemente una red de conectividad, para el caso se
adaptd a la realidad de la empresa el “Method and Apparatus for
Power Outage Determination Using Distribution System Information”
cuyo texto se adjunta como el anexo “Método para determinar punto

de interrupcion eléctrica”

e Obtener indicadores de gestibn precisos permite orientar
adecuadamente los recursos de la empresa, que se traducen en la
reduccion de dichos indicadores. Para mejorar un proceso es
necesario que esta se dirija adecuadamente, pero para poder dirigirlo
es necesario tener bajo control dicho proceso y para tener bajo control
un proceso se requiere definitivamente medir el rendimiento del
proceso para saber si esta o no controlado, es decir debemos tener

indicadores para evaluarlo.
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Recomendaciones

Estar pendiente de los cambios en la normatividad del sector eléctrico
y general de las normas que involucran a la empresa. Esto es
importante por que permitira desarrollar las actividades necesarias
para cumplir con las exigencias legales dentro de plazos adecuados,
optimizando recursos y evitando sobre costos que las marchas

forzadas imponen.

Se debe integrar los procesos que soportan a la empresa, lo cual
implica que los sistemas que lo soportan deben estar integrados de
modo que se minimice los dobles trabajos y se reduzcan los casos
omitidos por no llevar adecuadamente los procesos, por ejemplo
segun los canones internaciones para sistemas de empresas de
distribucién eléctrica se recomienda integrar el sistema OMS (sistema
de interrupciones materia del informe) con el sistema WMS

corporativo (sistema de valorizacién y atenciéon de trabajos)

Se debe investigar tecnologias que permitan mejorar las herramientas
que ponemos a disposicion de los usuarios finales, para el caso del
informe se debe adquirir conocimientos sobre tecnologia GIS,

probando en proyectos pilotos, poniendo especial énfasis en los
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proyectos disponibles que nos permitan reducir los costos de

licenciamiento, por ejemplo el proyecto JUMP de cédigo libre.

e Para lograr el existo de cualquier proyecto se debe involucrar a los
usuarios en las fases de pruebas para determinar toda la casuistica
posible, asi mismo servira como una fase de previa de capacitacion.
Al incorporar la mayor variedad de casos se consigue exteriorizar el
conocimiento en la empresa (de tacito a explicito) y al incorporarlo al

sistema se consigue la combinacién del conocimiento.
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GLOSARIO DE TERMINOS

Objeto_P

Componente para VB 3.0 desarrollado por la empresa Synapsis Chile que
permite el acceso a la base de datos con una metodologia de trabajo
particular respecto al de los ODBC existentes, también permite la ejecucion,
en modo sincrono, de programas C en los servidores HP y gestiona la
seguridad del los sistemas corporativos, tanto en la validacion del acceso a

los sistemas como en el nivel de autorizaciones que posee el usuario.

Incidente en la red eléctrica

Todo evento en la red eléctrica que signifique un corte del servicio o que
represente un riesgo para integridad fisica de las personas, como por
ejemplo las electrizaciones de medidores o paredes, la falta de luz en los
postes de alumbrado publico y la falta de energia eléctrica, comunmente

llamados como apagones.
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SAIFI

Defina la frecuencia promedio de interrupciones del sistema (acrénimo de
System Average Interruption Frequency Index), normalmente el periodo para
calcular el indicador es un ano, pero para la empresa toma como periodo 6
meses en concordancia a la evaluacién semestral fijada por la NTCSE., su

expresion matematica es :

N
sarpr = =N
T
N; = Numero de clientes afectados por interrupciones en el periodo de

evaluacion

Nr= Numero total de clientes de la red eléctrica.

SAIDI

Defina la duracion promedio de las interrupciones del sistema (acronimo de
System Average Interruption Duration Index) entre todos los usuarios de la
red, no solo entre los usuarios afectados con al menos una interrupcion, la

empresa lo mide en horas y su expresiéon matematica es:

iV
SAIDI = 2="
1\'7‘

R; = Duracion de cada interrupcion.

N; = Numero de clientes afectados por interrupciones en el periodo de

evaluacion

N;= Numero total de clientes de la red eléctrica.
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CAIDI

Defina la duracion promedio de la interrupcidn para los usuarios del sistema
afectados por al menos una interrupcion (acronimo de Customer Average
Interruption Duration Index), representa el tiempo promedio para restaurar el
servicio eléctrico, su expresion matematica es:

CAIDI = =T
Y, ; = —Z—F\,J—

R; = Duracion de cada interrupcion.
N; = Numero de clientes afectados por interrupciones en el periodo de
evaluacién

Su formula equivalente es:

CAIDI SAIDI
- SAIFI
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ANEXOS

Zona de Concesion

Luz del Sur cuenta con una zona de 3.000 km2, que incluye 30 de los mas
importantes distritos de Lima, los que en conjunto superan los 3 millones de
habitantes. En esta zona, que abarca 120 km. de costa, se concentra la mas
importante actividad comercial, de servicios, turistica y una significativa parte
de las empresas productivas del pais.

En la Figura 13 se muestra el graficamente la zona de concesién

Figura 13

LIMA METROPOLITANA
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EDT asociada al enunciado del alcance del proyecto

1. Gestion del Proyecto
1.1. Planeacion
.1.1. Acta del proyecto
Alcance del proyecto
Plan de recursos
Plan de comunicaciones
Plan de riesgos
Plan de control de cambios
Plan de calidad
Plan de adquisiciones
Plan de costos
Plan de Organizacion
cronograma del proyecto

R\ I NS . N N N N e
NS TN E RN Y

- O

1.2. Reuniones

1.2.1. Reunidn de inicio del proyecto (Kickoff)

1.2.2. Reunion semanal de evaluacion del estado del proyecto

1.2.3. Reunion Mensual de control del proyecto

1.2.4. Reunion de aceptacion de la funcionalidad Registro de
llamadas y control de su atencién.

1.2.5. Reunién de aceptacion de la funcionalidad Atencion de
emergencias en BT.

1.2.6. Reunion de aceptacion de la funcionalidad Atencion de
incidencias en el Alumbrado Publico (AP).

1.2.7. Reunién de aceptacion de la funcionalidad Programacion de
maniobras BT / MT / AT.

1.2.8. Reunion de aceptacion de la funcionalidad Registro de
maniobras de interrupcion en AT / MT.

1.2.9. Reunién de aceptacion de la funcionalidad Calculo de
compensaciones y envio a facturacion.

1.2.10. Reunién de aceptacion de la funcionalidad Indicadores
de gestion.
1.2.11. Reunidén de cierre de proyecto

1.3. Administracion

1.3.1. Estandares
1.3.1.1. Documento de estandares de rendimiento
1.3.1.2. Documento de estandares de Reporte
1.3.1.3. Documento de estandares de programacion

1.3.2. Gestion de recursos
1.3.2.1. Listado con los miembros del equipo
1.3.2.2. Matriz de asignacion de responsabilidades (RAM)
1.3.2.3. Planes de capacitacién del personal que iniciara el

proyecto.
2. Requerimientos del Producto
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2.1. Requerimientos del Software
2.1.1. Borrador de requerimientos de software
2.1.2. Documento aprobado con los requerimientos de software
2.1.2.1. Borrador revisado de requerimientos de software
2.1.2.2. Borrador actualizado de requerimientos de software
2.2. Requerimientos para programacion
2.2.1. Listado de funcionalidades a implementar
2.2.2. Especificar programas de la funcionalidad Registro de llamadas
y control de su atencion.
2.2.2.1. Lista de programas requeridos por la funcionalidad
Registro de llamadas y control de su atencion.
2.2.2.2. Borrador de la especificacion del programa registro y
seguimiento de llamadas
2.2.2.3. Especificacion aprobada del programa registro y
seguimiento de llamadas
2.2.2.3.1. Borrador, revisado con el wusuario, de la
especificacién del programa registro y seguimiento de
llamadas
2.2.2.3.2. Borrador actualizado de la especificacion del
programa registro y seguimiento de llamadas
2.2.2.4. Borrador de la especificacion del programa listado de
llamadas
2.2.2.5. Especificacion aprobada del programa listado de
llamadas
2.2.2.5.1. Borrador, revisado con el wusuario, de la
especificacion del programa listado de llamadas
2.2252. Borrador actualizado de la especificacion del
programa listado de llamadas
2.2.2.6. Borrador de la especificacion del programa estadistica
de llamadas
2.2.2.7. Especificacién aprobada del programa de estadistica de
llamadas
2.2.2.7.1. Borrador, revisado con el wusuario, de la
especificacion del programa estadistica de llamadas
2.227.2. Borrador actualizado de la especificacion del
programa estadistica de llamadas
2.2.2.8. Borrador de la especificacion del programa encuesta de

llamadas
2.2.2.9. Especificacion aprobada del programa de encuesta de

llamadas
2.2.291. Borrador, revisado con el wusuario, de la

especificacion del programa encuesta de llamadas
2.2.2.92. Borrador actualizado de la especificacion del
programa encuesta de llamadas
2.2.2.10. Borrador de la especificacion del programa mantenedor
de tipos de llamada
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2.2.2.11. Especificacion aprobada del programa mantenedor de
tipos de llamada
2.2.2.11.1. Borrador, revisado con el wusuario, de la
especificacion del programa mantenedor de tipos de
llamada
2.2.2.11.2. Borrador actualizado de la especificaciéon del
programa mantenedor de tipos de llamada
2.2.2.12. Borrador de la especificacién del programa mantenedor
de subtipos de llamada
2.2.2.13. Especificacion aprobada del programa mantenedor de
subtipos de llamada
2.2.2.13.1. Borrador, revisado con el wusuario, de la
especificacion del programa mantenedor de subtipos de
llamada
2.2.2.13.2. Borrador actualizado de la especificacién del
programa mantenedor de subtipos de llamada
2.2.2.14. Borrador de la especificacion del programa mantenedor
de usuarios de Fonoluz
2.2.2.15. Especificacién aprobada del programa mantenedor de
usuarios de Fonoluz
2.2.2.15.1. Borrador, revisado con el wusuario, de la
especificacion del programa mantenedor de usuarios de
Fonoluz
2.2.2.15.2. Borrador actualizado de la especificacion del
programa mantenedor de usuarios de Fonoluz
2.2.3. Especificar programas de la funcionalidad Atencion de
emergencias en BT.
2.2.3.1. Lista de programas requeridos por la funcionalidad
Atencién de emergencias en BT.
2.2.3.2. Borrador de la especificacion del programa resumen de
llamadas pendientes
2.2.3.3. Especificacion aprobada del programa resumen de
llamadas pendientes
2.2.3.3.1. Borrador, revisado con el wusuario, de la
especificacion del programa resumen de llamadas
pendientes
2.2.3.3.2. Borrador actualizado de la especificacién del
programa resumen de llamadas pendientes
2.2.3.4. Especificaciébn aprobada del programa agrupacion de
llamadas de interrupciones masivas
2.2.3.41. Borrador, revisado con el wusuario, de la
especificacion del programa agrupacion de llamadas de
interrupciones masivas
2.2.3.4.2. Borrador actualizado de la especificacion del
programa agrupacion de llamadas de interrupciones
masivas
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2.2.3.5. Especificacion aprobada del programa agrupacion de
llamadas de interrupciones individuales
2.2.351. Borrador, revisado con el wusuario, de |la
especificacion del programa agrupacion de llamadas de
interrupciones individuales
2.2.3.5.2. Borrador actualizado de la especificacion del
programa agrupacion de llamadas de interrupciones
individuales
2.2.3.6. Especificacion aprobada del programa agrupacién de
llamadas de NO interrupciones
2.2.3.6.1. Borrador, revisado con el wusuario, de la
especificacion del programa agrupacion de llamadas de
NO interrupcién
2.2.3.6.2. Borrador actualizado de la especificacion del
programa agrupacion de llamadas de NO interrupciones
2.2.3.7. Especificacion aprobada del programa generacion de
ordenes de atencion
2.2.3.7.1. Borrador, revisado con el wusuario, de la
especificacion del programa generacion de érdenes de
atencion
2.2.3.7.2. Borrador actualizado de la especificacion del
programa generacion de ordenes de atencion
2.2.4. Especificar programas de la funcionalidad Atencion de
incidencias en el Alumbrado Publico (AP).
2.2.5. Especificar programas de la funcionalidad Programacion de
maniobras BT / MT / AT.
2.2.6. Especificar programas de la funcionalidad Registro de
maniobras de interrupcién en AT / MT.
2.2.7. Especificar programas de la funcionalidad Calculo de
compensaciones y envio a facturacion.
2.2.8. Especificar programas de la funcionalidad Indicadores de
gestion.
2.3. Requerimientos de Documentacion de Usuario
2.3.1. Borrador de la documentacién requerido por el usuario
2.3.2. Documento aprobado con los documentos requeridos por el
usuario
2.3.2.1. Borrador revisado de los documentos requeridos por el
usuario
2.3.2.2. Borrador actualizado de los documentos requeridos por
el usuario
2.4. Requerimientos de Entrenamiento y capacitacion
2.4.1. Borrador de los requerimientos de entrenamiento vy
capacitaciéon
2.4.2. Documento aprobado de requerimientos de entrenamiento vy
capacitacion
2.4 3. Borrado de la Lista del inicial de entrenamiento y capacitacion
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2.4 4. Lista aprobada del material de entrenamiento y capacitacion
2.5. Requerimientos de Hardware
2.5.1. Borrador de requerimientos de hardware
2.5.2. Documento aprobado de requerimientos de hardware
2.5.2.1. Borrador revisado de los requerimientos de hardware
2.5.2.2. Borrador actualizado de los de requerimientos de
hardware
3. Diseno del Software.
3.1. Crear diseno inicial del software
3.2. Revisar diseno inicial del software
3.3. Actualizar diseno inicial del software
3.4. Revisar diseno final del software
3.5. Aprobar diseno final del software
3.6. Crear Base de datos en ambiente de desarrollo
4. Desarrollo del Software
4.1. Ambiente de programacion configurado
4.1.1. Directorios oficiales del proyecto en los servidores asignados
4.1.2. Base de datos para desarrollo configurado
4.2. Programacion
4.2.1. Desarrollo del Modulo 01
4.2.1.1. Desarrollo del programa 01 del modulo 01
4.2.1.2. Pruebas unitarias del programa 01 del modulo 01
4.2.1.3. Desarrollo del programa 02 del modulo 01
4.2.1.4. Pruebas unitarias del programa 02 del modulo 01

4.2.1.5. Desarrollo del programa NN del modulo 01
4.2.1.6. Pruebas unitarias del programa NN del modulo 01

4.2.2. Pruebas del Médulo 01

4.2.3. Desarrollo del Modulo 02
4.2.3.1. Desarrollo del programa 01 del modulo 02
4.2.3.2. Pruebas unitarnas del programa 01 del modulo 02
4.2.3.3. Desarrollo del programa 02 del modulo 02
4.2.3.4. Pruebas unitarias del programa 02 del modulo 02

4.2.3.5. Desarrollo del programa NN del modulo 02

4.2.3.6. Pruebas unitarias del programa NN del modulo 02
4.2.4. Pruebas del Médulo 02

4.2.5. Desarrollo del Modulo XX
4.2.5.1. Desarrollo del programa 01 del modulo XX
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4.2.5.2. Pruebas unitarias del programa 01 del modulo XX
4.2.5.3. Desarrollo del programa 02 del modulo XX
4.2.54. Pruebas unitarias del programa 02 del modulo XX
4255.
4256.
425.7.
4.2.5.8. Desarrollo del programa NN del modulo XX
4.2.59. Pruebas unitarias del programa NN del modulo XX

4.2.6. Pruebas del Modulo XX

4.3.Desarrollo de procesos para migracion de datos
4.3.1. Estrategia de migracion tabla01
4.3.2. Estrategia de migracion tabla02

4.3.3. Estrategia de migracion tablaNN
4.4.Desarrollo de la documentacion del usuario

4 .4.1. Desarrollo del documento 01

4.4.2. Revision del documento 01

4 .4.3. Desarrollo del documento 02

4 4 4. Revision del documento 02

4.4.5. Desarrollo del documento NN
4.46. Revision del documento NN

4.5. Desarrollo del material para entrenamiento capacitacion
4.5.1. Desarrollo del material para entrenamiento capacitacion 01
4.5.2. Revision del material para entrenamiento capacitacion 01
4.5.3. Desarrollo del material para entrenamiento capacitacion 02
4.5.4. Revision del material para entrenamiento capacitacion 02

4.5.5. Desarrollo del material para entrenamiento capacitacion NN
4.5.6. Revision del material para entrenamiento capacitacion NN

4.6. Definicion de las variables de entorno

5. Pruebas e integracion

5.1.Base de datos en ambiente de pruebas

5.2. Software instalado en el ambiente de pruebas

5.3.Plan de pruebas de migracion e integracion

5.4. Casos de pruebas de migracion e integracion

5.5. Certificacion de aprobacion de las pruebas de migracion e
integracion

5.6.Plan de pruebas de usuario

5.7.Casos de pruebas del usuario
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5.8. Certificado de aprobacion de las pruebas de usuario
5.9. Aprobacion del usuario sobre el software

5.10. Documentacion para el usuario revisado

5.11. Documentos del usuario aprobados por el usuario

5.12. Materiales de entrenamiento y capacitacion

5.13. Conformidad del wusuario sobre Ilos materiales de

entrenamiento y capacitacion
6. Puesta en servicio

6.1.Implantacion del Hardware

6.2.Implantacion del Software
6.2.1. Base de datos en produccion
6.2.2. Data Migrada
6.2.3. Variables de entorno Configurado
6.2.4. Roles funcionales creados y con los permisos configurados
6.2.5. Roles personales creados y con permisos asignados
6.2.6. Software instalado en el ambiente de produccién

6.3. Entrenamiento y capacitacion
6.3.1. Horario entrenamiento y capacitacién coordinado y separado
6.3.2. Charla de capacitaciéon preparada
6.3.3. Entrenamiento y capacitacién desarrollado

6.4. Garantia (soporte futuro)
6.4.1. Garantia sobre requerimientos
6.4.2. Garantia sobre diseno
6.4.3. Garantia sobre el desarrollo
6.4.4. Garantia sobre implantacion de Hardware
6.4.5. Garantia sobre implantacion de Software
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Cuadros de equivalencia para puntuar los criterios de

evaluacion

Costo del proyecto

Cuadro 17
Calificacion Parametro
1 Mas del 200.00 % del cmbp
2 175.01 al 200.00 % del cmbp
3 125.01 al 175.00 % del cmbp
4 100.01 al 125.00 % del cmbp
5 Costo mas bajo presentado (cmbp)

Elaboracion Propia — Fuente metodologia de proyectos del area

Conocimiento del negocio

Cuadro 18

Calificacion

Parametro

Sin proyectos desarrollados
Desarrollo de menos de 5
proyectos relacionados al sector.
Desarrollo de menos de 10
proyectos relacionados al sector.
Desarrollo de menos de 15
proyectos relacionados al sector.
Desarrollo de menos de 25

proyectos relacionados al sector.

Elaboracion Propia — Fuente metodologia de proyectos del area
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Integracién con la plataforma corporativa

Cuadro 19

Calificacion

Parametro

Nula integracion

Usa una base de datos propietaria,
requiere migracion y conocimiento
de dicha base propietaria

Usa una base de datos propia pero
compatible, requiere de programas
de migracion

Comparten la Base de datos, pero
se desarrolla sin usar el Objeto P
Desarrollo con la tecnologia de la

plataforma corporativa.

Elaboracién Propia — Fuente metodologia de proyectos del area

Duracion del proyecto

Cuadro 20
Calificacion Parametro

1 Mas del 300.00 % del tmbp

2 200.01 al 300.00 % del tmbp

3 150.01 al 200.00 % del tmbp

4 100.01 al 150.00 % del tmbp

5 Tiempo mas bajo presentado o
plazo maximo fijado por el area
(tmbp)

Elaboracion Propia — Fuente metodologia de proyectos del area

Sistema de Gestion y Control de Incidencias para una Empresa de

Distribucion Eléctrica

104



Aplicacion de tecnologia

Cuadro 21
Calificacion Parametro
1 e Nadie califica
2 e Tecnologia stand alone
3 e Tecnologia cliente-servidor, usada

como estandar del area
4 e Tecnologia con procesamiento
distribuido, sin interfase GIS.

5 e Tecnologia GIS.

Elaboraciéon Propia — Fuente metodologia de proyectos del area

Soporte post desarrollo

Cuadro 22
Calificacion Parametro
1 ¢ No ofrece servicio post desarrollo.
2 e disponibilidad luego de 96 horas de
recursos.
3 e disponibilidad entre 48 y 96 horas

de recursos.

4 e disponibilidad entre 0 y 48 horas de
recursos con costo extra o entre 48
y 96 horas sin costo extra

5 e disponibilidad entre 0 y 48 horas de

recursos sin costo extra

Elaboracion Propia — Fuente metodologia de proyectos del area

NOTA: el costo indicado no solo es el costo del proveedor sino el
valor de una posible sancion a la empresa
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Método para determinar punto de interrupcién eléctrica.

Existen diversas metodologias para determinar un punto de interrupcion del
servicio eléctrico, con la finalidad de dar una mayor vision de la metodologia
utilizada en el presente trabajo se adjunta el documento “METHOD AND

APPARATUS FOR POWER OUTAGE DETERMINATION USING DISTRIBUTION

SYSTEM INFORMATION"
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1571 ABSTRACT

A mcthod and apparotus are providcd for detcrmoning the
probablc location of a fault causing a power outage in a
powcr distribution system (20) having a power distribution
grid (22) and a control station (24), the power distribution
grid comprising a powcr source (26) connected to a plurality
of tezminal nodes (28) by grid brunches (30), and corre-
sponding protective devices (32), whosc operation mini-
mizes the dceletcrious cffects of power outages. Morc spe-
cifically, mcthod and apparatus are provided for determining
disribution system information bascd on the power distri-
bution grid (22). For each report that is thereaficr receeived
of a new power outage, a set of protecuive devices (32) that
possibly opcralad in response to the fault is identified by
upsucam racing {rom the terminal nodc (28) 10 the power
source (26). Using “fuzzy sect” theory, the possibility that
cach protective device opcrmated is calculated. The cumula-
tive possibility that cach protectve device operated is then
calculated by summing the possibilities associated with
unflagged reports for cach protective device. This cumula-
tive possibility is compared o0 a predetamined confidence
threshold associated with cach protcctive device. 1f the
cumulative possibility that a given prolective device oper-
ated is greater than the confidence threshold, a conclusion is
reached that the protective device operated, and all reports
that icd to that conclusion are flagged so as not to consribute
to fuume gc deterr i If the lusion is subsc-
quently rejected, the reports that led to the rejecied conclu-
gion are unflagged so as to contribute to future outage
determinations.

20 Claims, 10 Drawiog Sheets
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1

METHOD AND APPARATUS FOR POWER
OUTAGE DETERMINATION USING
DISTRIBUTION SYSTEM INFORMATION

FIELD OF THE INVENTION

This invention generally rclates to power outage manage-
ment systems, and particularly relates to a method and
apparatus for power outage management using power dis-
tribution system mformation.

BACKGROUND OF THE INVENTION

Distribution systems utilized by clectric power utilities
gencrally consist of a power distribution grid having a
control station, a power source, such as a substadon, con-
nected to a plurality of terminal nodes by grid branches,
generally power wires, and corresponding protective
devices, such as fuses or breakers, sct up along the grid
branches and designed to operate when a fault in the power
distribution grid occurs, to ensurc that only a minimal
portion of the system is affected by the resulting power
outage. During major storms, utilities track and prioritize
power outages, dispatch and coordinate the labor force, and
direct system restoration. In order to identify a power
outage, determiae the location of the fault that caused it, and
estimate the number of affected customers, information from
several different utility information sysiems must bc com-
bined and analyzed. In an effort lo improve information
feedback on their facilities and service reliability in general,
utilities are developing and implementing geographic infor-
mation systems (GIS) based automatcd mapping/facilities
managcment (AM/FM) systems. Integration of GIS-based
AM/FM systems with customer information systems (CIS)
as well as supervisory control and data acquisition
(SCADA) systems provides the opsimal environment for an
outagc management system (OMS).

An OMS is, thus, a decision support environment that can
be used to address complex problems faced by distribution
dispatchers and system operalors in an emcrgency situation.
In an integrated environment obtained by combining infor-
mation from GIS-based AM/FM systems, CIS, and SCADA
systems, the OMS allows concurrent processing of data
from multiple sources. Information from customer calls,
received and logged in trouble order tracking (TOT) sys-
tcms, or reports from other monitoring sources such as
powcr outage monitors (so-called intclligent electronic
devices) or automated meter reading systems that automati-
cally contact the conwrol station after loss of power is
identified, distribution network topology, and protective
device schema derived from GIS coverage maps, are com-
bined to detcrmine the probable fault location. In addition,
the OMS can process power outages reported by SCADA
alarms or field crew reports called in by radio.

Once a power outage is identified or reported, it is
processed to determine the number of customers without
power, checked for the existence of life-supporting devices,
and sorted according to priorities that help dispatchers
optimally dispatch crews. The OMS maintains current infor-
malion on power outages, dynamically provides users with
suggestions on the probable causes of power outages, and
associates a level of confidence with its determinasion. The
geographically referenced full graphic environment acts as
an clectronic “pin map” to display locations of trouble calls
and determine the causes of power outages. At the same
time, the geographically referenced full graphic environ-
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ment allows the user to select, query, and update information
associated with power outages and trouble calls.

When applied to customer calls reporting power outages,
the OMS begins the process of power outage detcrmination
by analyaing all incoming calls and locating the caller's
conncction to the distribution network. First, the graphic
display can mark the location of the trouble call with a
special symbol. This creates an electronic “pin map” of the
deenergized customers. Outage determination (OD)
achieves a progressively higher confidence factor in estab-
lishing the protective device that is likely to havc operated
as a result of the fault causing the power outage as more calls
come in. OD evaluates the protection schemes detived from
GIS map coverages and compares them with the incormng
calls. The OMS can be programmed such that, upon reach-
ing a specified level (threshold) of confidence, the location
of the fault causing the power outage is automatically
determined. OMS can also be run in a semiautomatic mode,
which can continuously updatc thc OMS operator to the
current confidence factor and allow the operator to make the
final detcrimination. Power outages reported from SCADA
devices can be shown on the OMS display using differcnt
graphic symbols or colors from those used for the power
outage reports that have come from the OD module, if
desired. After the cause of the power outage is determined
by the OMS power outage detcrmination procedure, or
reported by the SCADA alarms or aficld crew by radio, the
outage-processing procedure continues the analysis by iden-
tifying a list of customers affected, combining netwark
connectivity maintained in GIS and customer data from the
CIS.

The quality of an automated OMS depends highly on the
inferencing power of the computcrized OD procedure. To
model the uncertainty involved with locating the probable
location of a fault causing a power outage, appropriate tools
and methods are needed. The conventional way to deal with
uncertainty is to use tools and methods provided by the
theory of probability. However, probability is an appropriate
measure of uncertainty only in cases where statistical infor-
mation is available. Thercfore, current computerized OD
procedures are unable to properly model the inexactness and
uncentainty associated with locating faults due to the lack of
distribution system information sufficient 1o form a statisti-
cal basis for inferring a confidence factor with any degree of
success.

Accordingly, it is cvident that there is a need for a method
and apparatus for power outage determnination using distri-
bution system information that demonstrates superior infer-
encing power in modeling the uncertainty involved with
detcrinining the probable location of the fault cavsing a
power outage. Such a method and apparatus should be able
to more accurately model the uncertainty involved with
deteemining the probable location of the fault using the same
distribution system information availablc to current OMSs.
The present invention is dirccted to fulfilling this need.

SUMMARY OF THE INVENTION

In accordance with the present invention, a method and
apparatus are provided for determining the location of the
protective device immediately upstream of the probable
locasion of a fault causing a power outage in a power
distribution system having a power distribution grid and a
control station, the power distribution grid including a
power source connected to a plurality of terrninal nodes by
grid branches and corresponding protective devices whose
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operation minimizes the dcleterious effccts of power out-
ages. More specifically, a mcthod and apparatus are pro-
vided for detcrmining distribution system infonination bascd
on the power distribution grid. Power outage information is
then determined that describes the terminal node to which
the power outage infonnation is rclated, and a set of possibly
opcrated protective devicees is identified by upstream tracing
from the terminal node, about which the power outage
information was detcrmined, to the power source. Using
*“fuzzy set” theory, the possibility that cach protective device
operated is calculated. The cumulative possibility that cach
protective device operatced is then calculated as a function of
thc power outage information. This cumulative possibility is
then compared to a predetermined confidence threshold
associated with cach protective device. If the cumulative
possibility that a given protective device operated is greater
than the confidencc threshold, a conclusion is reached that
the protective device operated.

In accordance with further aspects of this invention,
determining distribution system information bascd on the
power distribution grid includes determining distribution
systcm topology and dctermining distnbution protection
schema. Distribution system topology includes an ordered
list of the parent-child relationships that cxist along the grid
branchcs between the terminal nodes and the power source.
Distribution protection schema include an ordered list of
each protective device and its corresponding backup pro-
tective device.

In accordance with other aspects of this invention, deter-
mining the power outage information includes receiving
calls to the control station from customers documenting loss
of power in the power distrihution grid.

In accordance with still other aspects of this invention,
dctermining the power outage information includes receiv-
ing rcports from monitoring sources that automatically alert
the control station after loss of power is identified in the
power distribution grid.

In accordance with yet other aspects of this invention, the
possibility that each protective device operated is a function
of the sequence order of the protective device.

In accordance with yet further aspects of this invention,
calculating thc cumulative possibility that each protective
device operated is accomplished by summing the possibili-
ties associated with thc power ousage information for cach
protective device.

In accordance with still other aspects of this invention,
arriving at the outage dctermination conclusion that the
protective device opcrated includes flagging the power out-
age information that is used in the conclusion. During
subsequent program iterations, calculating the cumulative
possibility that cach protective device operated includes
unflagging the power outage information when the outage
determination conclusion is rejected, then calculating the
cumulative possibility that each protective device operated
as a function of the unflagged power outage information.

In accordance with yet still further aspects of this inven-
tion, calculating the cumulative possibility that each protec-
tive devicc operated is accomplished by summing the pos-
sibilities associated with the unflagged power outage
information for cach protective device.

As will be appreciated from the foregoing summary, the
invention provides a method and apparatus for determining
the protective device immediately upstrcam of the probable
location of a fault causing a power outage using distribution
system information that utilizes fuzzy sct theory to model
the uncerainty involved in analyzing powcr outages. By
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incorporating fuzzy set theory into the outage determination
proccdure, the invention is able to model uncertainty to a
higher degree of accuracy bascd on information available,
thereby gaining advantages over conventional OD proce-
durcs.

BRIEF DESCRIPTION O’ THE DRAWINGS

The foregoing aspects and many of the attcndant advan-
tages of this invention will become more rcadily appreciated
as the same becomes better undcrstood by referencc to the
following detailed description, when taken in conjunction
with the accompanying drawings, whercin:

FIG. 1 is a graphical rcprescntation of a power distriba-
tion system in which the present invention is useful, showing
the key system components, including a power distribution
grid and a control station;

FIG. 2 is a schematic block diagram of scveral compo-
nents of a control system housed in the contro station shown
in FIG. 1 and used to carry out the present invention;

FIG. 3A is a digraph representing the functional topology
of a power distribution grid;

FIG. 3B is a data structurc rcprescnting the functional
topology of FIG. 3A;

FIG. 4A is a digraph representing the power distribution
grid shown in FIG. 3 A with superimposcd protective
devices;

FIG. 4B is a data structurc representing the protective
device schema of FIG. 4A;

FIGS. 5A and 5B form a {lowchart illustrating the steps
carried out by an outage determination program formed in
accordance with the present invention;

FIG. 6A is a digraph represcnting the power distribution
gnid with superimposcd protective dcvices of F1G. 4A show-
ing hypothctical terminal nodes 1 and 2, customers a and b,
and an upstream tracing path from customer a at terminal
nodc 1 to the power sourcc;

FIG. 6B is a data structure representing the sct of protec-
tive devices identificd by the upstrcam tracing path of FIG.
6A;

FIG. 6C is a data structurc representing the membership
functions associated with each protective device of FIG. 6A
(the possibility that each protective device operated);

FIG. 7A is a digraph represcnting the power distribution
grid with supcrimposcd protective devices of FIG. 4A show-
ing hypothetical terminal nodes 1 and 2, customers a and b,
and an upstream tracing path from customer b at terminal
node 2 to the powcr source;

FIG. 7B is a data structure representing the set of protec-
tive devices idcntified by thc upstream tracing path of FIG.
7A;

FIG. 7C is a data structurc rcpresenting the membership
functions associated with each protective device of FIG. 7A;

FIG. 8A is a matrix showing the membership functions
associated with cach protective device along the paths from
hypothetical customers a and b at terminal nodes 1 and 2,
respectively;

FIG. 8B is a dala structure representing the cumulative
membership functions of cach protective device described in
the matrix ol FIG. 8A (the cumulativc possibility that cach
protective device opcrated); and

FIG. 9 is a mawix showing all total possible mcmbership
functions for the power distribution grid of the type shown
inFIG. 1 along with a column for a flag associatcd with each
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possibie call indicating whether the call contributed to a
particular outage dcterminadon conclusion.

DETAILED DESCRIPTION OF THE
PREFERRED EMBODIMENT

FIG. 1 shows a power distribution system 20 of the type
in which the present invention is useful. For purposes of
cxplaining the opcration of the present invention, only the
kcy components of the system are shown in FIG. 1. The
system includes a simplified power distribution grid 22 and
a control station 24. The power diswribution grid 22 includes
a power sourcc 26 (a substation), a plurality of terminal
nodecs 28 (a distribution transformer or meter point), grid
branches 30 used to cstablish a conncction bctween the
power source and the terminal nodes (powcer distribution
lines), and protective devices 32 (consisting of fuses, fuse
disconnects, reclosers, or other types of circuit breakers).
The power source 26, which is served by a power transmis-
sion system (not shown), supplies power to the terminal
nodes 28 via the grid branches 30, which in tumn supply
power to customers 34 connected to the respective terminal
nodes. When a power outage occurs due to a fault, ie., a
break in the connection betwcen the power source 26 and the
terminal nodes 28, the proteclive device 32 closcst upstream
to the fault operates to limit the effect of the fault. The design
of the system of protective devices seeks to ensure that only
a minimal porion of the entire grid is affected during a
powecr outage.

The function of the control station 24 is to oversec and
maintain the operation of the associatcd power distribution
grid 22 by obtaining a stcady flow of information 25
concerning the status of the power distribution grid and
responding to power outages produced by faults. In accom-
plishing this task, the control station relies on a control
system 40. F1G. 2 shows a control system 40 constructed
according to the teachings of the present invention. For
purposes of cxplaining the opcration of the present inven-
tion, the block diagram shows only the key components of
the control system. The control system 40 includes a pro-
cessing unit 42 coupled through an address/data bus 44 to a
memory 46 and an I/O controllcr 48. The processing unit 42
is coupled via the /O controller 48 to a keyboard S0, a
permanent storage device 52, such as a hard disk drive,a CD
ROM, or a floppy disk drive, a display 54, such as a monitor,
and a modem 56.

The processing unit 42 of the control system 40 responds
to programmed instructions stored in the permanent storage
52 and maintains values temporarily in thc memory 46. Data
relevant to the operation of the control system and operated
upon by the programmed instructions may be directed to the
processing unit by any known manner of input, including but
not limited to manual entry through the keyboard S0 or
telecommunication entry via the modem 56. Such data is
then routed through the /O controller 48 and along the
address/data bus 44 to the processing unit 42. This and other
dam utilized by the processing unit 42 as it responds to
programmed instructions may be maintained temporarily in
the memory 46, or more permanently in the storage 52. More
specifically, the programmed instructions controlling the
processing unit’s operation in the preferred embodiment of
the present invention determine the location of protective
devices that possibly operatcd due to faults in the power
distribution grid using distribution system information, such
as distribution system opology and protective device
schema. This information, in tumn, is used to isolatc the
probable causc of the power outage.

The distribution systcm topology uscd in the outage
determination program of the present invention describes the
functional topology or connectivity of thc power distribution
grid 22. In other words, the distribution 8ystcm topology
describes the clectrical network that cxists bctween the
power source 26 and the terminal nodes 28. Rcferring to
FIG. 3A, the functional topology of a power distribution grid
is rcpresented in a digraph 60. The funczional topology
shows the grid branches in the direction from the power
sourcc toward thc terminal nodes. In order to more casily
understand thc distribution systcm topology to be used in the
outage delermmination program of the present invention, each
grid branch is uniquely identificd by a corresponding letter
A through H. FIG. 3B shows a data structure 62 representing
the functional topology of digraph 60 utilized in the outage
determination program, which constitutes a linked list where
cach grid branch contains a pointer to the “parent” grid
branch, and which is stored in memory 46 and/or storage 52.
For instance, the outage determination program of the
prescat invention references the functional topology data
structure 62 to determine that the parent of grid branch H is
grid branch E, and that the parcnt of grid branch E is grid
branch D, and so on. Proper reference to the distribution
system functional topology by the outage dctermination
program enables efficient upsiream and downstream tracing
along the powecr distribution grid. In other words, given a
fault along a specified grid branch, the upsucam parent of
that “child” grid branch, or the grid branch between the child
and the power source, is known by references to the inter-
vening powcr system functional topology.

In a similar fashion, the distribution system protection
scheme utilized by the outage determination program of the
present invention is based on the functional topology of the
power distribution grid, or the relationship between the grid
branches in the direction from the power source toward the
terminal nodes. In this case, however, of significance are the
protective devices associated with the pamicular grid
branches between the power source and the terminal nodes.
Referring to FIG. 4A, a power distribution grid with super-
imposed protective devices is represented in a digraph 64.
Protective devices (P1, P2, P3, et cetera) are sct up along the
power distribution grid in a manner so as to ensurc that only
a minimal portion of the system is affected during a fault
along a given gnd branch. The resulting protective device
schema relates to the order in which the protective devices
would operate in case of a fault, and the associated backup
protective device upstream from each operated protective
device that may successively opcratc to minimize loss of
overall power distribution gnd integrity. Referring to FIG.
4B, a data structure 66 representing the protective device
schcma of digraph 64 utilized in the outage determination
program is shown, which constitutes a linked list with each
protective decvice pointing to its backup protective device,
and which is stored in memory 46 and/or storagc 52. In other
words, by upstream tracing using data structure 66, it can bc
determined that the backup for protective device P7 is
protective device P6, whose backup is in turn protective
device P3, and so on. The protective device schema data
structure 66 is dynamically maintaincd and updated follow-
ing any changes to the distribution system functional topol-
ogy during the operation of the power distribution sysiem.

FIGS. SA and SB constitute a flowchart of an outage
determination program 70 suitable for use by the processing
unit 42 of the control system 40, which is stored in the
storagc device 52. Referring initially to FIG. SA, as previ-
ously discussed, at blocks 72 and 74 data structures repre-
senting the distribution system topology and the distribution
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protcction schema of the power distribution system in ques-
tion arc first gencrated. The program 70 then delays at block
76 until a call is received from a customer indicating that a
power outage has occurred. It will be undcrstood that,
altematively, a power outage could be reported from a
varicty of othcr monitoring sources. Examples of other
monitor sources include power outage monitors (so-called
intelligent clectronic devices). located along the power dis-
tribution grid 22 or at the customers’ locations, that auto-
matically dial out a predefined number after loss of power is
identified by an internal voltage relay, and automated meter-
rcading systems that sensc powcr loss at the terminal nodes
and signal the control station via wireless communication.

The logic of the program continues Lo decision block 78,
where a test is made to determine if the customer call that
was rcceived reporls an existing powcer outage or a ncw
power outagg, i.c., a power outage where no determination
has becn madc as to which protective device operatcd. If the
call rcports an existing power outage, the logic of the
program returns to the delay routine, block 76, and waits for
a ncw customer call. If the call reports a new power outage,
the logic of the program proceeds to block 80.

At block 80, a sct of possibly operaled protective devices
32 are determined by upstream tracing using the distribution
system infarmation generated at the block 74, starting at the
terminal node defining the calling customer’s location. More
specifically, as the processing unit 42 continues to run the
outage dctermination program 70, it accesses the protective
device schema data structurc 66 and identifies a set of
possibly operated protcctivedevices by following the linked
list from the protective device closest to the terminal node
defined by the customer’s location to its backup protective
device, then to the next upstream backup prutective device,
and so on until the protective device nearest the vower
sourcc is idcntified. In this manner, a complete set of
protective devices that possibly operated duc to the fault is
determined. The set comprises all of the protective devices
along the grid branch path between the customer and the
power source.

The logic of the program 70 movcs to block 82, where a
membership function for each protcchive device in the set of
possibly operated protective devices determined in the pro-
gram block 80 is calculated. This calculation is made in
reliance on fuzzy set theory. Fuzzy set theory is an approach
uscful for presenting and udilizing linguistic “qualitative”
descriptions in computerized inferencing that improves the
potential to model human rcasoning in an inexact and
uncertain domain in cases where statistical information is
not available. The concept of possibility may be used to
model the confidence level of various hypotheses by a
number between 0 and 1, where 1 may be the highest degree
of confidence and O the lowest or vice versa. In order to
quantify inexactness, fuzzy set theory utilizes the notion of
a membership function as the level of confidence that exists
that an element belongs to the fuzzy set. At a program block
82, a membership function for each protecti ve device in the
set of possibly operated protective devices is calculated, the
membership function representing the possibility that a
particular protective device operated based on information
obtained from a particular customer call.

The program logic proceeds to block 88, where the
cumulative possibility that cach protective device in the set
operated is calculated. According to the logic of the program
70, the possibility that each protcctive device operated is
affected by cach customercall. If only a single customer call
has been received, the cumulative possibility that a given
protcctive device in the set operated will be no greater than
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the possibility that the given protective device opcrated
based on that single customer call. If, however, morc than
onc customer call has been rcecived regarding the same
powcr outage, the cumulative possibility that a given pro-
tective device operated will be greater for cach successive
customer call that identifies the particular protective device
us onc that possibly operated. Thus, in block 88, the calcu-
lated cumulative possibility that each protective device in
the sel operated is the sum of the possibilitics associated
with calls for each protective device. As further discussed
below, this summing calculation includes only thosc calls
and associated possibilitics that are unflagged. In other
words, only those calls not already used in a previous outage
determination conclusion are used in determining the cumu-
lative possibility that a protective device operated as a result
of a differcnt fault.

Referring now to FIG. 5B, in conjunction with FIG. 5A
once the cumulative possibility that each protective device
opcraicd has been calculated, the logic of the program 70
procceds to decision block 90, where a test is made to
determine if the cumulative possibility that a given protec-
tive device operated is greater than the confidence threshold
associated with that protective device. A confidence thresh-
old is a predetermined value selected to indicate a minimum
below which the program should not produce an outage
determination conclusion for a given protective device in the
power distribution grid. While the confidence threshold
could be the same for all protcctive devices in a power
distribution grid, different confidence thresholds can be
associated with different protective devices. In the latter
case, the confidence threshold levels arc set by factors such
as operator cxpcrience, type of protective device, type of
power distribution grid, ct cetera. If the cumulative possi-
bility that the given protcctive device operated is not greater
than the confidence threshold, the program logic retums to
dclay block 76 to await another customer call. If the cumu-
lative possibility that the given protective device operated is
greater than the confidence threshold, the logic of the
program procceds to block 92, where an outage determina-
tion suggestion is made. The suggestion idcntifics the par-
ticular protective devicc that the program has detcnnined
operated in response to the fault that caused the power
outage.

The program logic proceeds to block 94 where the test is
made 1o determine if the outage determination suggestion
was accepted by the operator of thc program. If the outage
dctertnination suggcstion was not acceptcd by the operator,
the logic proceeds to decision block 96, whcere a test is made
to determine if the cumulative possibility that any other
protective device in the set operated is greater than the
associated confidence threshold. If the cumulative possibil-
ity that a diffcrent protective dcvice operated is greater than
its associated confidencc threshold, the program logic
returns to block 92, where an outage dctermination sugges-
tion is made. In this case, the suggestion identifics the new
protective device. The iterative loop involving blocks 92-96
continucs until either an outage determination suggestion is
accepted or the cumulative possibility that each protective
devicc operated has becen compared with its associated
confidence threshold. If none of the cumulative possibilitics
of the remaining protective devices in the set are greater than
their associated confidence thresholds, the logic rctums to
the delay block 76 to await a new customer call.

If the determination is madc at block 94 that the outage
determination suggestion with respect to a particular pro-
tective decvice should be accepted, the logic continues to
block 98, where the conclusion is made that the protective
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device is the onc that operated. At block 99, all customer
calls used in making the outage determination conclusion at
block 98 are flagged to remove them from consideration in
subsequent iterations of the outage determination program.
The logic of thc program then returns to delay block 76, to
await another customer call and a subsequent program
iteration.

Concurrent with the above-described operation of the
outage detcrmination program 70, the processing unit 42
may also reccive input as to the physical verification of
previous outage determination conclusions. In particular, a
previous outage determination conclusion may be rejected
based on information obtaincd from field crew inspection of
the power distribution grid revealing that the fault was not
ncar the protective device indicated. Referring now to FIG.
SA, when an oulage determination conclusion is rejected in
block 84, the program logic proceeds to block 86, wherc all
calls that led to the erroncous conclusion, and that were
previously flagged, are unflagged. The logic of blocks 84
and 86 then intcrcepts the program logic prior to its cumu-
lative possibility calculation in block 88. To ensure that the
cumulative possibility data arc current, the rcmaining pro-
gram steps, namely, thosc in blocks 88 through 99, are
performed.

To better understand the logic and effect of the outage
dctermination program 70, in terms of the iteration it per-
forms to detcrmine whether a conclusion as to the operation
of a given protective device is warranted, and to present
more specifically the actual calculations performed in the
program’s operation, a more detailed description of the
operation of the program for a hypothetical power outagc is
set forth below and illustrated in FIGS. 7 through 9.

Dectermination of the Set of Possibly Operated
Protective Devices

As noted above, after a new power outage call is received
from a customer, identified as customer a, in program block
76 shown in FIG. 5A, the processing unit 42 of the control
station 22 procecds to block 80 to determine the set of
protective devices 32 whose operation could have resulted
from a fault that caused the reported power outage. As
illustrated by reference 1o FIG. 6A, this is accomplished by
upstream tracing along the protective device schema repre-
sented in a digraph 100 by use of the protective device
schema data structure 66 discussed above. Starting from the
terminal node 1 to which customer a is connccted, the
processing unit identifies each protective device and its
backup protective device between customer a and the power
sourcc 26 (the identification process is illustrated on the
protective device schema of digraph 100 by path arrows).
FIG. 6B is a data structure 102 representing the sct of
protective devices identified by the upstream tracing path
represcnted in digraph 100 that is stored in the memory 46
and/or the storage 52.

Calculation of the Posgibility that Each Protective
Device Operated

After detcrmining the set of possibly opcrated protective
devices, the processing unit 42 proceeds to block 82 of the
outage dctermination program 70 where the possibility that
each protective device in the sct operated is calculated. To
understand the calculation accomplished by the processing
unit at this stage of the operation of the outage determination
program 70, lct e represent a crisp sct of n protective devices
x, encountered in the upstream tracing depicted in the
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protective device schema of digraph 100 and given in the
protcctive device set data structurc 102. That is:

a={x,} M
wherc i denotes the sequence order of the protective device
starting from the power source (i=1) and ending at terminal
node 1 that customer a is connccted to (i=n).

The fuzzy set A that contains the protective devices that
possibly operated and left customer a without power can be
represented as a set of ordered pairs of possibly operated
protective devices x,, and the grade of membership function
Ba (X)) is:

A={(x;, palx) e} @

where the membership function of the fuzzy set A (the
possibility that the protective device x, operated associated
with customer a's call) is defined by the equation:

3)

Palx) = —

i
=1

Equation (3) takes into account the sclectivity of the
protective device schema in modeling the membership func-
tion of the protective device that operated in regard to the
call of customer a. The closcr the protective device is to the
caller (larger value of i), the higher is the possibility that the
protective device operated. Furthermore, cquation (3) gives
a normalized membership function where:

n (3A)
#21 matn) =1
which means that every call, regardless of the number of
protective devices whose opcration could have been the
cause of the power outage, carries an equal mount of
information needed for the outage determinalion program
70.

As noted above, after the call from customer a has been
received and the set of protective devices in the upstream
trace identified, the values are stored in the protective device
set data structurc 102. The processing unit 42 then deter-
mines a fuzzy set A by calculating the valuc of the mem-
bership function for all protective devices using equation
(3). FIG. 6C is a data structure 104 representing the values
of this fuzzy set, including the membership functions asso-
ciatcd with each protective device, that are stored in the
memory 46 and/or the storage 52.

Referring to FIGS. 5A and 5B, assuming that the call from
customer a represents the first call to the control system
relating to a particular power outage, and that therefore this
was the first iteradon of the program, the program flow
would proceed directly to block 88 without any input from
blocks 84 and 86, since no prior outage detcrmination
conclusion had been made that could have been rcjected.
Given only a single call, the calculation in block 88 would
result in a cumulative possibility that each protective device
operated equal to the membership function of cach protec-
tive device, and the same set of values as shown in fuzzy set
data structure 104 of FIG. 6C. Assuming, as likely, that thc
confidence threshold associated with each protective device
requires more than onc call as the basis for an outagc
determination suggestion, the confidence level determina-
tion of block 90 would bc made negatively, and the program
logic would retumn to delay block 76 to await another
customer call.

Assuming customer b calls next to report a power outage,
the proccssing unit 42 of the control station 22 again
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proceeds to block 8V and another set of protecuvce devices 32
whose operation could have caused this reported outage is
determined. As illustrated by reference to FIG. 7A, this is
accomplished by upstrcam tracing along a protective device
schema represented in a digraph 110 by use of the protective
device schema data structure 66 discussed above. Starting
from the terminal node 2 to which customer b is connected,
the processing unit identifies each protective device and its
backup protective device between customer b and the power
source 26 (illustrated on the protective device schema of
digraph 110 by path arrows). FIG. 7B is a data structure 112
representing the set of protective devices identified by the
upsweam Uracing path represented in digraph 110 that is
stored in the memory 46 and/or the storage 52.

After determining the set of possibly operated protective
devices for the call from customer b, the processing unit 42
proceeds to block 82 where the possibility that each protec-
tive device in the set operated is calculated by first deter-
mining the crisp set § of m protective devices x; encountered
in the upstream trace depicted in thc protective device
schema of digraph 110 and given in the protective device set
data structure 112. That is:

B=ix} 4)

where j denotes the sequence order of the protective device
starting from the protective device nearest the power source
(3=1) and ending at the terminal node 2 to which customer
b is connected (j=m).

In this case, fuzzy set B, representing the protective
device that operated as a result of a fault and left customer
b without power, is modeled as a set of ordered pairs of
possibly operated protective devices x,, and the grade of the
membership function pg(x,)) is:

B={(xjule)lxef}

where the membership function of the fuzzy set B (thc
possibility that the protective device x; operated associated
with customer b’s call) is given by the equation (3) using
new protective devices x; and their total number m. The
equation is:

(5)

bata) = — ®
Lj
1

As noted above, after the call from customer b has been
received and the set of protective devices in the upstream
trace identified, the values are stored in the protective device
data structure 112. The processing unit 42 then determines a
fuzzy set B by calculating the value of the membership
function for all devices using equation (6). FIG. 7C is a data
structure 114 representing the values of this fuzzy set,
including the membership functions associated with each
protective device, that are stored in thc memory 46 and/or
the storage 52.

Fuzzy sets A and B can contain the same protcctive
devices since the same fault could have caused a power
outage for both customers. These protective devices are
members of the crisp set I'={x} where '=arB. The possi-
bility that caller a and caller b are without power becausc the
samc protective device x € I" operated can be viewed as a
membership function p,,4(x) of a fuzzy sct C defined by the
equation:

C={(mpaalx)iael'} m
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where p, (%) 18 given as the Hamacher union for y=0:

Baualx) = palx) + pals) @
or:
O j (¢
Kaa(r) =— +—"{—
L L
=1 =1

where i and j are the sequence order of the particular
protective device x in set a and B respectively, and n and m
arc the number of protective devices in these sets, The depth
of the protective device in the power distribution grid, or
distance the protective device is from the power source,
plays an important part in the outage dctcrmination analysis.
The deeper thc common protective device x is in the
proteclive device schema (lasger values of i and j), the higher
the possibility that it was thc protective device operated in
response to the fault that caused the reportcd power outage.
However, the deeper the protective device is in the protec-
tive device schema, the lower the probability that the pro-
tective device will be shared by two or morc customers.

Dclermination of the Cumulative Possibility that a
Protective Device Operated

As scen in equation (9), every new customer call will
cumulatively increasc the possibility that a particular pro-
tective device x operatced as a result of a fault if protective
device x is found on the trace path from the tcrminal nodc
ncarest the customer caller location to the power source. For
each protective device x that is a member of the crisp set
I"yew Of possibly operated protective devices in regard to the
new customer call, equation (9) can be rewritten in sequen-
tial formn as:

- ] o
Hwgw(x) = poLo(x) + —=
Ry
=1
where ) is the sequence order of the particular protective
device x in set I'ygy and m is the number of protective
devices in Ty, (cardinality of the set T'ygy). In a case
where the protective device x is not found in the trace path
of any previous calls, p o, 5(x) is equal to 0. As will be best
understood by reference to FIGS. SA and 5B, during the
initial iteraton of the outage dctermination program 70, the
logic of the program proceeds to exccute the instructions in
the block 88, where thc program undcntakes the calculation
of thc cumulative possibility that each protective device in
the set operated. Using equation (10) described above, the
processing unit 42 makes this calculation by summing the
membership functions of the eligible protective devices in
the set or, in other words, by summing the possibilitics
associated with calls for each protective device.

For each protective device, a confidence threshold must
be established p 4.A(x), such that, when the cumulative
possibility that protcctive device x operated exceeds this
threshold:

(AR S— an

the outage detertnination program 70 draws thc conclusion
that protective device x operated. The confidence threshold
Masax(x) must be appropriately set according to thc necds
and tendencies of the power distribulion system as a whole.
Setting the confidence threshold too low globally can force
the outage dctermination program to jump to a conclusion
prematurely, while setling it too high can dclay a conclusion
and give thc appcarance that thc outage determination
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program is slow and indecisive. This confidence threshold is
used in the decision block 90, where the determination is
made whether the cumulative possibility that any protective
device in the set operated is greater than the confidence
threshold.

As new calls come in, the cumulative possibility that cach
protective operated as a result of the fault will increase based
on how often cach protective device is found in the traced
paths of the calls, Due to the hicrarchical structurc of the
protective device tree, protective devices that arc closer to
the power source (or farther away from the terminal nodes)
will be found more often in the traced paths than protcctive
deviccs that are closer to the terminal nodes. To avoid
deterioration of the protection selectivity modeled in cqua-
tions (3) and (6) for determining the membership functions
of the protective devices, the confidence threshold of the
protective devices can be weighted by the total numnber of
possible callers in the power distribution grid N(x). This
number can be determined by downstream tracing from the
protective device x to cach and cvery terminal nodc and by
counting the number of customers fed from these nodes,
based on information available in the customer information
systemn (CIS) database.

Outage Determination Procedure

As customer calls are coming in, for each new call the
possibility that onc of the protective devices found in the
upstream trace operated can be determined using cquation
(3). All calls received up to a certain point in time, with
appropriate membership functions for the fuzzy set protec-
tive device that operated in regard to this call, can be
arranged in matrix form M defincd by the equation:

M={p(lk)} (F1,...q¢; k=1,...7) (12)
where q is the number of rows that M contains and equals
the number of customer calls received up to that moment,
while r is the total number of protective devices whosc
operation can leave customers without power. After each
ncw customer call, the number of matrix M rows increases
by one. Elements of the matrix M are possibilities that the
k-th protective device operated in the case of 1-th customer
call, calculated using equation (3). In the present example,
after the calls from customers a and b are received, the
matrix M has a forrn 120 shown in FIG. 8A.

The cumulative possibility that a given protective device
operated based on customer calls received to that point is
calculated using equation (10). Applying matrix M notation,
Hwvew(k) can be calculated according to equation (13):

13,
u-\rsa(i)=:€p(f,k) k=1,...7) a3

The cumulative membership functions for the protective
devices x, after the customer calls a and b have been
received (or cumulative possibility that protective devices X,
operated) are calculated and the resulting values stored in
the memory 46 and/or the storage 52 in a cumulative
possibility data structure 122, as illustrated in FIG. 8B.

If, after q customer calls, the cumulative possibility for
one protective device (for cxample P3) exceeds the prede-
termined confidence threshold p,,,,{P3). the outage deter-
mination program will suggest that P3 is the protective
device that operated, as indicated in program block 92
shown in FIG. SB. Assuming that the system opcrator
accepts the outage determination suggestion in block 94, the
program proceeds to block 98 where an outagc determina-
tion conclusion as to the operation of the particular protec-
tive device is made.
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All the customer calls that contributed to the cumulative
membership function pyga(P3) (calls that have the protec-
tive devicc P3 in its trace path) arc flagged to indicate that
they led to this conclusion. Since only a single protective
device can be pinpeinted, contributions from thesc calls to
thc cumulative membership function of any other protective
devicc in the set arc removed. In addition, since the infor-
mation these calls contain is atready being uscd to draw a
conclusion, the information about these calls is also climi-
natcd from further evaluation. This is accomplished at
program block 99, shown in IIG. SB, by way of a new
column (r+1) added to the matrix M. When a call is used in
a particular outage dctermnination conclusion, the call is
flagged using this new column. Referring to FIG. 9, after q
customer calls arc reccived and an outage determination
conclusion is drawn that protective device P3 operated, a
ncw matrix 124 is fonned. In the matrix 124, the r+1 column
has flagged the customer calls that contributed to any
previous outage dctermination conclusion, in our example
all customer calls uscd in the conclusion that the protective
device P3 operated.

After an outage detcrmination conclusion is drawn about
the protective device that operated, the cumulative possibil-
ity for other protective devices can be recalculated using a
modificd cquation (13) that takes into account only those
customer calls that have not been used to draw any prior
outage determination conclusion:

g o (k=1....7) ae
F-where—M(Lr+ 1=0) " Shet

If the outage determination suggestion proves to be wrong
after a ficld crew inspcction, the conclusion is rejected, and
all calls that led to this conclusion are unflagged and put
back for further evaluation. This is accomplished in blocks
84 and 86, respectively. As described above, concurrent with
the operation of the outage determnination program 70 as
initiated by new customer calls reporting power outages, a
prior outage determination conclusion may be rcjected based
on physical inspection of the power distribution grid. When
this occurs, all calls that led to the erroneous conclusion, and
that were previously flagged, are unflagged. The logic of
blocks 84 and 86 then intercepts the program logic prior to
its cumulative possibility calculation in block 88. To cnsure
that the cumulative possibility data is current, the remaining
program stcps, namely, those in blocks 88 through 99, are
performed.

While the preferrcd embodiment of the invention has been
illustrated and described, it will be appreciated that various
changes can be made therein without departing from the
spirit and scope of thc invention.

The embodiments of the invention in which an exclusive
property or privilege is claimed arc defined as follows:

1. A method for determining the location of the protective
device immediatcly upstrcam of the probable location of a
fault causing a power outage in a power disxibution system
having a power distribution grid with a power source
connected to a plurality of terminal nodcs by grid branches
and corresponding protective devices whose operation mini-
mizes the deleterious cffects of power outages, and a control
station, comprising:

(a) dctermining distribution gystcm information based on

the power distribution grid;

(b) determining power outage information describing the
terminal node to which the power outage informationis
related;

(c) identifying a sct of possibly operated protective
devices by upstream tracing from the terminal node,
ahout which the power outage information was deter-
mincd, to the power source;

wwenlk) =
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(d) calculaung a possibility that each protective device
operalcd;

(c) calculating a cumulative possibility that cach protec-
tive devicc operated as a function of thc power outage
information,

() comparing the cumulative possibility that each pro-
tective device operated to a predetermined confidence
threshold; and

(g) if the cumulative possibility that a given protective
device operated is greater than the confidence thresh-
old, concluding that the protcctive device operated.

2. The method of claim 1, whercin the step of determining

distribusion system information based on the power distri-
bution grid includes:

(a) determining distribution system topology; and

(b) determining distribution protection schema.

3. The method of claim 2, wherein the distribution system
topology includes an ordcred list of the parent-child rela-
tionships that exist along the grid branches between the
terminal nodes and the powcr source.

4. The methed of claim 2, wherein the distribution pro-
tection schema include an ordered list of cach protcctive
device and its corresponding backup protective device.

S. The method of claim 1, whercin the step of detcrmining
the power outage information includes receiving calls to the
control station from customers documenting loss of power in
the power distribution grid.

6. The method of claim 1, wherein the step of detcrmining
the power outage information includes receiving reports
from monitoring sources that automatically alert the control
station after loss of power is identified in the power distri-
bution grid.

7. The method of claim 1, wherein the possibility that
cach protective device operated is a function of the sequence
order of the protective device.

8. The method of claim 1, wherein the step of calculating
the cumulative possibility that each protective device oper-
ated is accomplished by summing the possibilities associ-
ated with the power outage information for each protective
device.

9. The method of claim 1, wherein:

(a) the step of concluding that the protective device
operated includes flagging the power outage informa-
tion that is used in the conclusion; and

(b) the step of calculating the cumulative possibility that
each protcctive device operated includes:

(i) unflagging the power outage information when the
outage determination conclusion is rejected; and
(ii) calculating the cumulative possibility that each

protective device operated as a function of the
unflagged power outage information.

10. The method of claim 9, wherein the step of calculating
the cumulative possibility that each protective device oper-
ated is accomplished by summing the possibilities associ-
atcd with the unflagged power outage information for each
protective device.

11. Apparatus for determining the location of the protec-
tive device immediately upstream of the probable location of
a fault causing a power outage in a power distribution
system having a power distribution grid with a power source
connccted to a plurality of terminal nodes by gnd branches
and corresponding protective devices whose operation mini-
mizes the deleterious effects of power outages, and a control
station, comprising:

(a) a memory for storing program instructions;

(b) means for inputting information relating to the power
distribution grid; and
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(c) a processing unit, coupled 1o said memory and said

input means, for determining the location of a fault by:

(i) deteninining distribution system information based
on the power distribution grid;

(ii) detcrmining power outage information describing
the terminal node to which the power outage infor-
mation is related;

(iii) idcntifying a set of possibly operated protective
devices by upstream tracing from the terminal node
about which the power outage information was
determincd to the power source;

(iv) calculating a possibility that cach protective device
opcrated;

(v) calculating a cumulative possibility that each pro-
tective device operated as a function of the power
outage information;

(vi) comparing the cumulative possibility that cach
protective device operated to a predetermined con-
fidence threshold; and

(vii) if the cumulative possibility that a given protective
device operated is greater tban the confidence thresh-
old, concluding that the protective device operated.

12. The apparatus of claim 11, wherein said processing
unit detcrmines distribution system information bascd on the
power distribution grid by:

(a) detcrmining distribution system topology; and

(b) determining distribution protection schema.

13. The apparatus of claim 12, wherein the distribution
systemn topology includes an ordered list of the parent-child
rclationships that exist along the grid branches between the
terminal nodes and thc power source.

14. The apparatus of claim 12, wherein the distribution
protcction schema includes an ordered list of each protective
device and its corresponding backup protective device.

15. The apparatus of claim 11, wherein said processing
unit determines the power outage information by receiving
calls to the control station from customers documenting loss
of power in the power distribution grid.

16. The apparatus of claim 11, wherein said processing
unit determines the power outage information by receiving
rcports from monitoring sources that automatically alert the
control station after loss of power is identified in the power
distribution grid.

17. The apparatus of claim 11, whercin the possibility that
cach protective device operated is a function of the sequence
order of the protective device.

18. The apparatus of claim 11, whercin said processing
unit calculates the cumulative possibility that each protec-
tive device operated by summing the possibilitics associated
with thc power outage information for each protective
device.

19. The apparatus of claim 11, wherein:

(a) as part of concluding that the protective device oper-
ated, said processing unit flags the power outage infor-
mation that is used in the conclusion; and

(b) said processing unit calculates the cumulative possi-
bility that cach protective device operated by:

(i) unflagging the power outage information when the
outage determination conclusion is rejected; and
(ii) calculating the cumulative possibility that each

protective device operated as a function of the
unflagged power outage information.

20. The apparatus of claim 19, wherein said processing
unit calculates thc cumulative possibility that each protec-
tive device operated by summing the possibilitics associated
with the unflagged power outage information for each
protective device.

Sistema de Gestion y Control de Incidencias para

Distribucion Eléctrica

una Empresa de 124



