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Resumen

En la constante busqueda de sistemas eléctricos competitivos y eficientes, la desagregacion de
las actividades (generacion, transmision, distribucion y comercializacién), ha conllevado una
significativa evolucion del tamafio del sector, formando nuevas estructuras y organizaciones
gue intervienen en su desarrollo. El creciente nimero de actores y participantes del sector
eléctrico, ha hecho que la toma de decisiones concernientes a la operacion del sistema y su
andlisis, tengan un mayor grado de dificultad, sobretodo en la blusqueda de criterios que

afiancen el funcionamiento adecuado, equilibrado y sustentable del sistema.

Esto representa una barrera al tratar de establecer marcos y definiciones para los conceptos de
seguridad, suficiencia, calidad del servicio y confiabilidad del sistema, ademas de la aplicacion

en la planificacion y operacion de los sistemas de potencia.

Dentro de estos aspectos, la seguridad es de vital importancia, puesto que los criterios de
seguridad surgen a raiz de las manifestaciones de restricciones que afectan la operacion del
sistema y el uso Optimo de los recursos. El caso dominicano no es la excepcion; las
restricciones por seguridad afectan considerablemente la capacidad de transferencia de
energia entre zonas, ocasionando la formacion de islas econémicas. Es evidente que este
problema afecta a cada uno de los integrantes del sistema sin importar su nivel de consumo o

el nivel de tensién en que esté conectado.

Los criterios operativos de seguridad aplicados al sistema eléctrico dominicano han sufrido
conmutaciones importantes desde el inicio de su restructuracion en el afio 1999. Dichos
cambios responden en primer lugar al cambio de estructura de regulacion, al desarrollo del
sistema y el mercado eléctrico dominicano, con la inclusion de mas generacion, la expansion

de la red y el crecimiento de la demanda.




La normativa existente contiene pifias conceptuales las cuales a su vez repercuten en el
proceder, estas debilidades han mermado la maximizacion de beneficio social del sistema y
han servido de abono para el acrecentamiento de trabas heredadas previo a la cambio de
estructura del sistema y al surgimiento de nuevos problemas que repercuten en todas las
actividades del sector eléctrico. Estos resultados negativos se evidencian en la rentabilidad de
las empresas distribuidoras, la paralizacion de nuevas inversiones en tecnologias de
generacién y las condiciones de congestion permanente en enlaces importantes de la red de
transporte. Todos estos problemas han ido degradando paulatinamente la calidad de

suministro, y en efecto en los niveles de confiabilidad del sistema.

En este sentido, la presente investigacion de tesis se concentra en analizar la seguridad del
sistema eléctrico dominicano, verificando las distintas aristas de la problematica (técnica,
econdmica y regulatoria). En ese orden, se dedica el capitulo 1 a describir el problema, a

plasmar las ideas de justificacion de los analisis, objetivos y la metodologia de andlisis.

En el capitulo 2 se desarrolla una descripcion del estado del arte, a partir de los conceptos de
confiabilidad, seguridad y la calidad en el servicio, verificando como estos se relacionan entre si
y pormenorizando las consideraciones respecto a la seguridad de manera particular en funcion

de la escala temporal.

En el capitulo 3 se analizan los diferentes métodos de evaluacion de la seguridad de sistemas
de potencia. Esta revision comienza con los conceptos fundamentales de la seguridad del
sistema eléctrico y progresa a través de evaluaciones de seguridad de los distintos marcos
temporales. Los enfoques deterministas y probabilisticos para la evaluaciéon de la seguridad se
abordan y las limitaciones de cada uno de estos enfoques resaltadas. La literatura sobre las
evaluaciones de seguridad basados en el riesgo también es critica. Los enfoques alternativos,
como las técnicas hibridas que combinan las evaluaciones deterministas y probabilistas,
también se discuten. El capitulo concluye con una revision critica de la investigacion existente y

pone de relieve aln mas los beneficios de los resultados del trabajo descrito en esta tesis.




El capitulo 4 presenta una sinopsis historica del sistema eléctrico dominicano, ademas de
detallar su composicion estructural y funcionamiento. Se presenta un examen del estado de la
problematica en el sistema eléctrico dominicano, verificando la normativa referente al tema, los
criterios técnicos y su impacto desde el punto econdmico y técnico, considerando el desarrollo

del mercado y la operacion del sistema.

En el capitulo 5 presentamos nuestras propuestas de un criterio de seguridad para el sistema
eléctrico dominicano, apoyandonos en las mejores practicas aplicadas en mercados de energia
eléctrica similares al dominicano; presentado un esquema de medidas normativas y operativas,
para luego definir un criterio de seguridad basados en analisis de costo vs beneficio y los
indicadores de seguimiento para medir el nivel de seguridad segun los parametros
establecidos.

Los planteamientos de solucion a la problemética de la seguridad del Sistema Eléctrico
Dominicano Interconectado (SENI), plasmados internalizan el efecto de los mismos sobre las
variables criticas de la operacion, de modo que al determinar el impacto econémico no

impliquen un sobrecosto.

La metodologia de propuestas contempla un enfoque integrador, considerando:

1. La suficiencia al ser un problema relacionado en mayor medida con la planificacion
del sistema, determina la estructura e incorpora criterios a los cuales se debe ceiiir

la red y su disefio.

2. La seguridad por su parte, determinada basicamente por las politicas y
procedimientos de operacion, establece el grado de robustez y respuesta del

sistema.

3. Claramente los servicios complementarios, como parte de la seguridad tienen
relacion directa con la calidad, en relacion tanto con variables técnicas, como en su

rol en la continuidad y en la prevision de fallas en el sistema.




Finalmente se sintetiza el trabajo de tesis abordando las conclusiones principales del analisis
realizado sobre la seguridad en el SENI, exponiendo las debilidades y fortalezas encontradas
en la normativa, los criterios de operacion utilizados y la metodologia de evaluacion de la
seguridad, para finalizar con las recomendaciones que dan solucion a los problemas

identificados.
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1. Introduccion

La complejidad de los sistemas eléctricos en general, la constante desagregacion del sector
(generacion, transmision y distribucion), y la evolucion del tamafio ha dado lugar a nuevas
estructuras y organizaciones gque intervienen en su desarrollo. Esto representa una barrera al
tratar de establecer marcos y definiciones para los conceptos de seguridad, suficiencia, calidad
y confiabilidad del sistema, y la aplicacién de los mismos en los andlisis de contingencia de los

sistemas eléctricos de potencia.

En la constante blsqueda de sistemas competitivos y eficientes, el creciente nUmero de
actores y participantes del sector eléctrico, ha hecho que la toma de decisiones concernientes a
la operacion del sistema y su analisis, tengan un mayor grado de dificultad, sobretodo en la
bldsqueda de criterios que afiancen el funcionamiento adecuado, equilibrado y sustentable del

sistema.

Nuestra preocupacion radica en como abordar el tema de la seguridad en la red de transmision
eléctrica, para ello se utilizan en este trabajo los métodos deterministico y probabilistico; los
cuales nos permiten estudiar la respuesta del Sistema Eléctrico Nacional Interconectado de la

Republica Dominicana (SENI) frente a contingencias de tipo N-1.

1.1 Descripcion de la Problemética

El criterio de seguridad operativo ha sufrido variaciones importantes antes y después del
comienzo del sistema de mercado eléctrico en el afio 2001; inicio marcado con la promulgacion
de la Ley General de Electricidad (LGE-125-01) y el Reglamento para la aplicacion de la misma
(RALGE 125-01). Dichos cambios responden en primer lugar al cambio de estructura de
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regulacion y al desarrollo del sistema y el mercado eléctrico dominicano, con la inclusion de

mas generacion, la expansion de la red y el crecimiento de la demanda.

Los criterios de seguridad son restricciones que afectan la operacion del sistema y el uso
optimo de los recursos. El caso dominicano no es la excepcion; las restricciones por seguridad
afectan considerablemente la capacidad de transferencia de energia entre zonas y como
consecuencia la creacion de subsistemas econémicos. Es evidente que este problema afecta a
cada uno de los integrantes del sistema sin importar su nivel de consumo o el nivel de tension

en que esté conectado.

La programacion, operacion y planificacion del sistema se ve afectada con la aplicacion de
estos criterios.

En el caso de distribucion los criterios de seguridad son de bastante relevancia, dado que estos
son considerados en la creacion de tarifas, definicion de nuevas inversiones y en el
establecimiento de los parametros de la calidad del servicio, debido a que mantienen una

relacion directa con la manera en que se lleve a cabo la aplicacion de dichos criterios.

La presente investigacion intentara analizar las distintas aristas de la problemética (técnica,
econOmica y regulatoria). En este sentido, se analizara el estado del arte, revisando temas
relacionados con la creacion y aplicacion del criterio. Ademas se analizara la experiencia en

otros paises, a fin de identificar buenas préacticas aplicables al caso dominicano.

En definitiva, es necesario hacer un analisis critico, descriptivo y cuantitativo del criterio de
seguridad actual, analizando los puntos de relevancia, todo el proceso de formacion y
desarrollo de éste; a fin de disponer de una perspectiva mas completa que permita lograr el
entendimiento del criterio actual, describiendo sus bondades y analizando sus fallas o
imprecisiones con el objetivo de presentar propuestas de mejora.
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1.2 Justificacion

La presente investigacion de Tesis merece ser desarrollada por analizar una de las
problematica mas importante del sistema eléctrico dominicano en la actualidad, la seguridad
operativa del SENI. Este analisis enfoca el tema desde diferentes aristas (técnicas, econoémicas
y regulatorias), exponiendo en detalle el nivel de impacto en la operaciéon del sistema y el
desarrollo del mercado eléctrico dominicano.; esto con la finalidad de proponer esquemas
alternativos que apunten a la mejora y/o a la correccion de la problematica de la seguridad
operativa, tomando en cuenta como prioridad las sefiales econdémicas involucradas en su

tratamiento, dadas las carencias del sistema dominicano.

Los resultados obtenidos en esta tesis sirven de guia para la entidad reguladora en la tarea de
definir el nivel de seguridad deseado en el SENI, tomando en cuenta el sobrecosto en la
operacion por su consideracion; con lo que se beneficiarian todos los integrantes del sistema,
ademas de que ayuda al tratamiento de las restricciones de transmisién por seguridad y por

ende a la optimizacion del uso de la generacion.

1.3 Alcance de la Investigaciéon

El andlisis de seguridad considerado en la investigacion soélo considera las restricciones del
sistema de transmision (lineas y transformadores) ante la falta de K elementos de los N
existentes; no se toma en cuenta casos que involucren la generacién ni la demanda. En este
sentido las medidas propuestas y las conclusiones presentadas so6lo abarcan los criterios de

seguridad relacionados directamente con el sistema de transmision.
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1.4 Objetivos de la Tesis

Con el desarrollo de este trabajo se pretenden alcanzar los siguientes objetivos:

e Objetivo General

- Mediante un analisis de la situacion actual de la problematica de la seguridad en
sistema eléctrico dominicano, se propone definir las medidas técnicas y regulatorias
optimas de seguridad operativa, considerando el impacto econémico de su
implementacién y las limitaciones del sistema de transmision.

e Objetivos Especificos
- Analizar los aspectos mas relevantes de la legislacién y normativa actual referente a la
seguridad del SENI'y compararla con la de otros paises de Latinoamérica con sistemas

similares.

- Describir y comparar con estandares internacionales los criterios de seguridad

operativos actuales verificando su impacto desde el punto de vista técnico y econémico.
- Definir el costo actual de la seguridad del SENI.
- Determinar las restricciones N-1 més criticas del sistema de transmision.
- Proponer un conjunto de medidas alternativas técnico-regulatorias que mejoren la
seguridad operativa y la calidad en el servicio considerando el impacto econémico de

las mismas.

- Crear indicadores de seguridad que permitan mejorar la operacion del sistema.
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- Verificar la aplicabilidad y funcionalidad de las medidas propuestas, mediante la
ejecucion de simulaciones de las operaciones y transacciones economicas donde se
confirme el impacto cuantitativo de las soluciones presentadas.

- Proponer un adecuado mecanismo regulatorio que favorezca la creacién de sefiales
econdmicas que incentiven a la minimizacion y/o eliminacion de los males de las

restricciones de seguridad en la operacion y desarrollo econémico del sistema.

- Establecer un mecanismo de incorporacion de las sefiales econdmicas generadas por
las restricciones de seguridad en la elaboracion de los planes de expansion de la red de
transmision.

1.5 Metodologia y Estructura de la Tesis

Para poder comprender y describir el estado del arte en que se encuentra el mecanismo de

tratamiento de la seguridad hemos fraccionado el desarrollo de la investigacion en 6 apartados:

1. Introduccion.

En este capitulo se da un preludio general del tema de investigacion, detallando el problema,

definiendo el alcance de la investigacion, los objetivos y la metodologia para alcanzarlos.

2. Seguridad y Confiabilidad en Sistemas Eléctricos de Potencia.

El capitulo 2 presenta tres conceptos importantes relacionados con los problemas de la
operacion de sistemas de potencia, los cuales son: estabilidad, seguridad y confiabilidad de
sistemas de potencia. La confiabilidad de sistemas de potencia incluye dos aspectos: seguridad
y suficiencia. Un sistema confiable puede ser inseguro en ocasiones. En otras palabras, este
puede ser operado en estado de emergencia 0 pasar a una condicién insegura cuando se
somete a una perturbacion determinada; hasta un sistema estable también puede ser inseguro
lo comparamos con otros sistemas. Los criterios de confiabilidad y seguridad del sistema son
promulgados por varias organizaciones en acorde con situaciones diferentes. Se trata de las
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normas y estandares de disefio utilizados por los ingenieros eléctricos para el disefio de la red,
gue se presentan en este capitulo. Por otra parte, el concepto de estabilidad de sistema de
potencia y la interconexion entre los tres conceptos mencionados se presenta al final.

3. Evaluacioén de la Seguridad en Sistemas Eléctricos de Potencia.

En el capitulo 3 se revisa la literatura relevante para este proyecto de investigacion. Esta
revision comienza con los conceptos fundamentales de la seguridad del sistema eléctrico y
progresa a través de evaluaciones de seguridad de los distintos marcos temporales. Los
enfoques deterministas y probabilisticos para la evaluacion de la seguridad se abordan y las
limitaciones de cada uno de estos enfoques resaltadas. La literatura sobre las evaluaciones de
seguridad basados en el riesgo también es critica. Los enfoques alternativos, como las técnicas
hibridas que combinan las evaluaciones deterministas y probabilistas, también se discuten. El
capitulo concluye con una revision critica de la investigacion existente y pone de relieve ain

mas los beneficios de los resultados del trabajo descrito en esta tesis.

4. Sistema Eléctrico Dominicano: Analisis de la Situacion Actual.

El capitulo 4 muestra en inicio una breve descripcion del sistema eléctrico dominicano y su
funcionamiento. Se presenta un examen del estado de la problematica en el sistema eléctrico
dominicano, verificando la normativa referente al tema, los criterios técnicos y su impacto desde
el punto econémico y técnico, considerando el desarrollo del mercado y la operacion del

sistema.

5. Propuestas de un Criterio de Seguridad Para el Sistema Eléctrico Dominicano

Teniendo como base las lecciones aprendidas en los capitulos anteriores nos adentramos en la
elaboracion de nuestra propuesta de un criterio de seguridad para el sistema eléctrico
dominicano, apoyandonos en las mejores practicas aplicadas en mercados de energia eléctrica
similares al dominicano; presentado un esquema de medidas normativas y operativas, para

luego definir un criterio de seguridad basados en analisis de costo vs beneficio y los
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indicadores de seguimiento para medir el nivel de seguridad segin los parametros

establecidos.

6. Conclusiones

En el capitulo 6 se resumen las principales conclusiones de este proyecto de investigacion y
presentan recomendaciones para futuras investigaciones. En particular, la importancia de
establecer criterios de seguridad adaptables a un sistema de potencia tan particular como el
dominicano.

1.6 Antecedentes

La forma tradicional de planificar y operar un sistema de transmision de energia implica el
criterio determinista N-1. En este método, el sistema de potencia se hace funcionar de tal
manera que, después de cualquier contingencia de un Unico elemento, el sistema se mantiene
estable y en un nuevo punto de operacion sin sobrecargas ni violaciones de tension

alcanzadas.

Las probabilidades de diferentes fallas tradicionalmente no se tendran en cuenta, en su lugar
todos las fallas que pueden limitar la capacidad de transmision son tratadas por igual. Este
método puede conducir a la utilizacién conservadora de la red. La liberalizacion de los
mercados eléctricos ha hecho una apelacion para el uso de la red de transporte mas eficiente
gue antes. Ademas, se ha vuelto mas dificil obtener derechos de paso para la construccién de
nuevas lineas de transmision, lo que aumenta la presion para transferir mas potencia a través

de las lineas existentes.

En la Ley del Mercado Eléctrico dominicano se afirma que el operador del sistema (Centro de
Control de Energia — CCE) es responsable de "coordinar las acciones para garantizar la

”

seguridad del sistema...”, esto por ser la entidad responsable de la operatividad técnica del
sistema. En efecto es compromiso del CCE la tarea de analizar y definir los criterios de

fiabilidad y seguridad para la operacion, aunque en la normativa no lo detalle tacitamente.
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Los sistemas de energia suelen ser grandes, complejos y, en muchos sentidos, no lineales. El
estado post-falla en un sistema de potencia es de naturaleza dindmica y depende de la
conexion y los flujos de carga en diferentes partes de la red. Asi, el andlisis de la seguridad de

un sistema de energia es una tarea dificil.

Desde los inicios del sistema de mercado en el 2001 el CCE operaba el sistema bajo el criterio
N-1 solo cuando se presentaban condiciones atmosféricas adversas bajo las cuales existia una
alta probabilidad de los enlaces de transmision mas importante.

En junio 2006 el operador del mercado (Organismo Coordinador — OC) realizé un estudio de
“Diagnostico del Sistema de Eléctrico Nacional Interconectado”, con el objetivo de analizar las
restricciones operativas presentes a esa fecha e indicar las medidas técnicas que se habrian
de implementar para la solucion de las mismas.

En marzo 2010 el OC realizé una revision detallada de todos los parametros de los activos del
sistema de transmision con el fin de actualizar los modelos de analisis, confirmar la informacion
registrada en base de datos y verificar los equipamientos con restricciones (sobrecarga, falla

del sistema de proteccion, etc.)

En abril 2010 se presenta el primer andlisis para la definiciébn de un criterio de seguridad en la
operacion del sistema; el regulador aprueba la aplicacion del criterio N-1 en la operacién del
SENI, el cual a partir de esa fecha se utiliza bajo el esquema de flowgates o cortes de

capacidad de transmision en ciertos enlaces por restriccion seguridad del sistema.

Los efectos de un sistema de transmision de energia poco fiable pueden ser generalizados y
afectan a millones de personas, como fue el caso de los apagones que se suscitaron en julio y
agosto del 2010. Como consecuencia de esto, a partir de noviembre 2010 se incluyen las
restricciones de seguridad como objeto de analisis en la programacion de la operacion de largo
plazo.

Hasta la fecha el sistema es operado bajo restricciones de seguridad sin saber cuél es el
sobrecosto operativo exacto por la inclusion de estos criterios.
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En este sentido pretendemos seguir los estudios planteados con el fin de proponer medias
técnicas y regulatorias especificas para el tratamiento de la seguridad operativa, considerando
el impacto econémico de la implementacion de dichas medidas.
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2. Sequridad y
Confiabilidad en
Sistemas
Eléctricos de

Potencila

La confiabilidad es uno de los propositos trascendentales en el disefio y operacion de sistema
de potencia. Un sistema de potencia confiable debe ser seguro la mayor parte del tiempo. Para
el sistema ser seguro tiene que ser estable, por lo que en la busqueda de dicha condiciéon no
basta con incluir los problemas clasicos de estabilidad, también deben hacerse consideraciones

adicionales que no estén incluidas en el esquema tradicional.

Por lo tanto, es fundamental entender estos conceptos Y las interconexiones entre ellos, para

construir un sistema de potencia en correspondencia a las normas y criterios que se derivan de
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las consideraciones de seguridad, estabilidad y confiabilidad establecidas para la operacion del
sistema, con el fin de mejorar la fiabilidad y calidad de la operacion del mismo ademas de
satisfacer los requerimientos de los clientes.

2.1 Seguridad en Sistemas Eléctricos de Potencia.

2.1.1 Seguridad en la Operacion de Sistemas Eléctricos de Potencia.

Con la creciente demanda de energia eléctrica, los sistemas de energia eléctrica son operados
cerca de su limite de estabilidad cada vez mas, por lo que la operacion de los mismos se
vuelve mas complicada y menos segura. Ademas, como resultado de la reestructuracién de los
sistemas eléctricos, el problema de la seguridad se ha convertido en un factor preponderante

en la operacion, y aun mas en aquellos sistemas con una marcada desregularizacion.

En el North American Electric Reliability Corporation [NERC97], el término “Seguridad” se
define como la capacidad de los sistemas eléctricos para soportar perturbaciones repentinas,
tales como cortocircuitos o la pérdida inesperada de un elemento del sistema, sin afectar el

suministro a los clientes.

Esto hace de la seguridad un factor mas bien dindmico, dado la respuesta instantanea que ha
de tener el sistema y los pequefios periodos de tiempo en consideracion. En este sentido, la
realizacion de estudios de estabilidad en estado transitorio ante distintos tipos de

eventualidades resulta ser una importante herramienta para el analisis.

El objetivo del andlisis de seguridad es mejorar la capacidad del sistema de potencia para
operar de forma segura y econdmica. La seguridad se refiere a la robustez del sistema ante
perturbaciones inminentes y, por lo tanto, depende de la condicion de operacion del sistema,
asi como la probabilidad de perturbaciones contingente.

Un sistema de potencia opera en estado normal si las condiciones siguientes se cumplen:
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1. Hay un equilibrio perfecto entre la generacion y la demanda y, en consecuencia, las

ecuaciones de flujo de carga quedan satisfechas.

2. Lafrecuencia (f) es constante en todo el sistema.

3. La magnitud de la tension de barra |V;| esta dentro del limite prescrito, es decir,

IVtImin << Vt << |Vt|max

4. Ninguno de los componentes del sistema debe ser sobrecargado.

En el sistema eléctrico, los equipos suelen estar protegidos por dispositivos automaticos que
pueden sacarlos fuera de servicio de manera inmediata una vez estos sean operados fuera de

sus limites.

A la pérdida sucesiva incontrolada de los elementos del sistema provocado por un incidente en
cualquier, le llamamos fallos en cascada. Si este proceso de fallos secuenciales se extiende, la
continuidad del servicio se ve afectada y el sistema puede sufrir un colapso parcial o total. Por
lo que podemos decir que las condiciones anteriores no son suficientes para mantener un
sistema en el estado de operacion normal. Para esto es necesario determinar la seguridad del
sistema para soportar la perturbacion en distintas condiciones de operacion.

La seguridad del sistema, depende directamente de las acciones de control y en particular de
los procedimientos adoptados en la operacion. Un marco que resulta ser de utilidad en este
sentido, es el propuesto para describir los estados de operacion de un sistema eléctrico de
potencia (SEP) [FINK87]. A continuacion se realiza un andlisis, enumerando los distintos

estados y las restricciones asociadas a la transicion entre los distintos estados.

2.1.1.1 Estados de operacion de un SEP

La operacion del sistema queda determinada por tres conjuntos de ecuaciones, uno diferencial
y dos algebraicos (I: Igualdad, DI. desigualdades). El conjunto de ecuaciones diferenciales,
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tiene que ver con todos los fendmenos fisicos y dindmicos que gobiernan el sistema. Por otra
parte, las algebraicas pueden ser separadas en restricciones de igualdad y en restricciones de
desigualdad. La igualdad (I) guarda relacién con el balance entre generacion y demanda,
mientras que las desigualdades (DI) se establecen para fijar los limites de las variables en los
distintas componentes del sistema, como el voltaje, la frecuencia, flujos por lineas, etc.

Para caracterizar la operacion del SEP, se pueden definir cinco posibles estados de operacion,
los cuales de acuerdo a sus caracteristicas, cumplen con algunas de las ecuaciones

anteriormente mencionadas. Estos estados son:

Estado normal.

e Estado de alerta.

e Estado de emergencia

e Estado de emergencia extrema

e Estado de recuperacion.

Como se ve en la Figura 2-1 y de acuerdo a la transicion entre estados, en estado normal todas
las ecuaciones asociadas al sistema se cumplen y las variables se encuentran dentro de los
margenes de funcionamiento normal.

Si disminuyen los méargenes de reserva o la seguridad del sistema, el sistema pasa al estado
de alerta (amenaza de inseguridad), donde puede que algunas de las restricciones de
desigualdad sean violadas de producirse alguna perturbacién. Si se produce una contingencia
lo suficientemente severa, el sistema evoluciona hacia un estado de emergencia (inseguridad),
donde no se cumplen las restricciones de desigualdad, aunque el sistema sigue intacto. Si las
medidas de control no son tomadas a tiempo o resultan ser ineficaces, el sistema efectia la
transicion hacia el estado de emergencia extrema (seguridad nula, colapso total o parcial del

sistema), donde comienza a desintegrarse el sistema. Luego de tomadas las medidas
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adecuadas, comienza la re sincronizacion a partir del estado de restauracion (restablecimiento
del nuevo estado normal).

ESTADO DE REPOSICION B1E ANERITA
[RESTAURACION | [INSEGUR®)

ESTADO EXTREMO ESTADO DE EMERGENCIA
[COLAPSO] ISEGURIDAD NULA]

e PERTURBACION

—-———

ACCION DE CONTROL

Figura 2-1. Transicion de estados SEP

El marco descrito carece de significado, si no se definen las caracteristicas especificas a las
gue se debe cefiir cada estado de operacion del sistema. No obstante, este marco provee una
herramienta importante para conducir la operacion y guiar la toma de decisiones del operador
del sistema, ante ciertas condiciones.

En este sentido, el esquema otorga un marco bastante genérico para el tratamiento de la

seguridad, dada su importancia en el sistema y como aspecto esencial de la confiabilidad del
mismo.
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Numerosos paises han incluido la definicién de estados para guiar la operacion y la definicién
de procedimientos, a decir Colombia, Espafia y la NERC, entre otros. En este sentido, cobra
importancia la implementacibn de una regulacibn acorde a estandares de seguridad
predefinidos, ya que sin una previa delimitacion y caracterizacion de los estados, el término
seguridad se podria abordar sélo en el sentido heuristico.

Tabla 2-1. Descripcion de los estados de operacion.

. CUMPLIMIENTO
ESTADO DESCRIPCION SEGURIDAD
RESTRICCIONES

Variables de control que caracterizan el
estado del sistema se encuentran dentro vl
) . SEGURO
NORMAL de los margenes de operacién normal y :
o . (Sistema Intacto)
se cumplen los criterios de seguridad v D
ante contingencias establecidos.
AUn con valores adecuados de las 7
variables del sistema no se cumplen los INSEGURO
ALERTA - ) )
criterios de seguridad frente a P (Sistema Intacto)
contingencias.
Uno o mas variables del sistema v SEGURIDAD
EMERGENCIA presentan valores fuera de los margenes NULA (Sistema
de operacidn normal. x D Intacto)

Pérdida del suministro en una zona

eléctrica o en la totalidad del sistema x | INSEGURO
RESTAURACION eléctrico, y donde el principal objetivo es (Sistema No-
la reposicién ordena, segura yrapida del x D intacto)
servicio.

Sistema se encuentra dividido en islas, 7

pudiéndose perder el sistema en su Colapso (Sistema

EXTREMO _ _ , _
totalidad si no se toman medidas de a B No-intacto)

control extremas.

¥ Se cumplen restricciones X No se cumplen las restricciones

La seguridad queda determinada basicamente por los siguientes aspectos:
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e Por una parte, por los margenes de reserva que presenta el sistema, como los
margenes de transmision o flujos por las lineas respecto de su capacidad nominal o el
margen de generacion de acuerdo a los distintos requerimientos de reservas, ademas

de su incidencia en la toma de acciones de control (disponibilidad de tiempo y recursos).

¢ Implementacion de los servicios complementarios, como la capacidad de respuesta y

soporte a los procedimientos de la operacion.

e Por la probabilidad de ocurrencia de ciertas contingencias, ante determinadas
condiciones.

e Por ultimo, la importancia de los procedimientos y criterios adoptados en la operacion

del sistema.

No obstante la importancia de la operacién, no se puede ignorar la relacién existente de la
seguridad en del sistema con la suficiencia, y por lo tanto la adecuada planificacién en éste. En
algunas literaturas se hace referencia a la seguridad, como un logro u objetivo que depende
Unicamente de la solucién de un problema de planificacion.

En la etapa de planificacion, es donde se determina la incorporacion de ciertos criterios de
seguridad al disefio del sistema, que pueden o no, estar relacionadas a la suficiencia. Estos,
mayoritariamente deterministicos, como el criterio N-1, al cabo determinan ciertas situaciones
que a priori, debiera soportar el sistema en el caso de que se presentasen. Por lo tanto,
inicialmente se podria plantear el siguiente esquema, para de esta manera definir la relacion de
la seguridad e importantes aspectos (Figura 2-2).
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CRITERIOS
ADOPTADOS

OPERACION

* PROCEDIMIENTOS
* ESTANDARES

* CONDICIONES DE
SUFICIENCIA

SERVICIOS
6 SEGURIDAD COMPLEMENTARIOS
zzw;wgﬂ\?c':: 1 SEGURIDAD * ESTABILIDAD DINAMICA * TIEMPO DE RESPUESTA
* ACCIONES DE CONTROL

Fgura 2-2. Aspectos relacionados el analisis de la seguridad.

Como se ve en la figura anterior, la seguridad queda determinada principalmente por los
procedimientos y acciones de control adoptados en la operacion, donde se incluyen los
servicios complementarios necesarios para la operacion, y los criterios utilizados en la etapa de
disefio o expansion del sistema. Por ello, el andlisis de la seguridad existente en la red, debiera

abarcar tanto consideraciones de largo como de corto plazo.

2.1.2 Criterios de Seguridad

Suponiendo que damos un conjunto de perturbaciones para un sistema de energia eléctrica de
uno en uno. Si el sistema también puede operar en el estado de operacién normal bajo esta
condicién, entonces se dice que el sistema es seguro.

En la préactica, todos los sistemas eléctricos no pueden evitar ser afectado por fallas
impredecibles y fracasos, como la caida de rayos en las lineas de transmision, fallas mecanicas
en las centrales eléctricas o incendios en subestaciones. En virtud de que la naturaleza de

estos fendmenos son inevitables y que suceden con relativa frecuencia, todos los sistemas de
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potencia deberan ser destinados a soportarlos sin necesariamente estar en estado de
emergencia. Con el fin de evitar apagones y/o desconexiones a los consumidores. El sistema
debe operar con un margen suficiente para tal fin, dicho margen puede explicarse en términos

de dos elementos: reserva de generacién y reserva de capacidad de transmision.

e Reserva de generacion: Dejar suficiente capacidad de generacion de reserva en caso

de la pérdida de una unidad generadora.

e Reserva de capacidad de transmision: Mantener la suficiente capacidad de transmision

como para asimilar el flujo a través de la linea en falla 0 desconectada.

Es importante sefalar que es imposible disponer de un sistema 100% seguro, ya que un
sistema puede estar sujeto a un sin nUmero de contingencias increibles. En este sentido, el
principio fundamental solo requiere que el sistema sea capaz de soportar la ocurrencia de las
contingencias mas probables, las cuales se conocen como contingencia N-1y contingencia N-
2. Cuando el sistema esta sometido a una perturbacion como la pérdida de cualquiera de sus N
componentes y sigue funcionando normalmente, se dice que dicho sistema es de seguridad “N-
1”; mientras que un sistema con seguridad “N-2” es aquel que ante la pérdida subita de dos
elementos del sistema, el abastecimiento de la demanda no se ve afectado. La contingencia de
seguridad del tipo N-1 son generalmente una referencia para los operadores medir la seguridad

del sistema de potencia.

En general, se debe distinguir la medicion de aspectos estaticos y dindmicos asociados a la
seguridad, resaltando su relacién con la programacion de la operacion. Generalmente, las
formas para medir la seguridad del sistema, vienen dadas por margenes de control en las
variables del sistema o acciones para guiar la operaciéon ante la ocurrencia de determinadas
contingencias. Asi también, se encuentran los criterios deterministicos incorporados en la etapa
de planificacion (suficiencia), como el criterio N-1, el N-2, o la determinacién de condiciones
gue debe cumplir el sistema ante una determinada contingencia.

En la Tabla 2-2, se enumeran los criterios incorporados al sistema en los distintos segmentos
de planificacion, los que en su mayoria corresponden a criterios deterministicos:
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Tabla 2-2. Criterios adoptados para la seguridad del sistema.
ESCALA DE ETAPA DE
TIEMPO PLANIFICACION

CRITERIOS Y PROCEDIMIENTOS
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ESCALA DE ETAPA DE
TIEMPO PLANIFICACION

CRITERIOS Y PROCEDIMIENTOS

EXPANSION e CRITERIO N-1

e CRITERIO N-2

MEDIANO Y
LARGO

e PREVENCION DE CONTINGENCIAS

PLAZO

e ESTADOS DEL SISTEMA

e ESTADOS DE LAS VARIABLES DEL SISTEMA ANTE
DETERMINADAS SITUACIONES

2.1.3 Funcién de la Seguridad.

La seguridad en los sistemas eléctricos de potencia puede ser dividida en tres modos:

1. La seguridad en estado estacionario la cual se crea bajo la condicién de estabilidad de

un sistema eléctrico.

2. La seguridad dinAmica que se refiere a la respuesta del sistema del orden de unos
pocos minutos.

3. Seguridad transitoria la cual hace referencia al estado transitorio de un sistema cuando
se somete a una perturbacién (pocos segundos).

En la evaluacién de la seguridad, es recomendable encontrar un indicador para cada modo de
seguridad, el cual puede ser revelado por diversas normas de toma de decision y la funcién de
seguridad, en caso de que el indicador esté representado por funciones matemaéticas. Por lo
general, la funcién de seguridad se lleva a cabo en un centro de operaciones y contempla tres
aspectos principales:

1. Sistema de monitoreo.
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2. Andlisis de Contingencias.

3. Seguridad con restricciones de flujo 6ptimo.

La informacion sobre la actualizacion continua de las condiciones del sistema de energia se da
a los operadores a través de la supervision del sistema. En base a esto, algunas cantidades
tales como, la tension, las corrientes, los flujos de energia y el estado de los equipos eléctricos
como interruptores automaticos y seccionadores en cada subestacion del sistema pueden ser
medidos y monitoreados. Adicional a estos parametros, la informacién del comportamiento de
la frecuencia, las salidas de alguna unidad de generacion y las posiciones del cambiador de
tomas de los transformadores también pueden ser recogida y transmitida al centro de control.

Debido a su naturaleza y complejidad, los datos deben ser procesados por computadores y
luego estar dispuestos en una base de datos que dé la oportunidad a los operadores de
verificar y analizar la informacion en linea. Ademas, el ordenador también puede identificar la
condicién de sobrecarga o violaciones de voltaje en los equipos, mediante la comparacion de la
informacion entrante con los limites sefialados y al mismo tiempo emitir sefiales de alerta a los

operadores con el fin de accionar a tiempo.

En la practica, los sistemas de control de supervision, son sistemas que permiten a los
operadores controlar los seccionadores, los interruptores de desconexion y el cambiador de
tomas de los transformadores de manera remota. Esto es lo que se llama Sistema de Control,
Supervision y Adquisicién de Datos, conocido en el inglés con el nombre de Supervisory
Control and Data Acquisition (SCADA). El sistema SCADA permite el control en tiempo real y la
correccién de sobrecargas o limitacion de tensiones fuera de los limites. Una estructura

simplificada de SCADA puede verse en la Figura 2-3:
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HMI MTU

Fgura 2-3. Arquitectura simplificada de un sistema SCADA.

Por lo general, un sistema SCADA se compone de tres tipos de equipos de comunicacion:
interfaz_hombre-méaquina (en inglés Human module interface - HMI), maestro de la unidad
terminal (en inglés Master Terminal Unit - MTU) y la unidad terminal remota (en inglés Remote
Terminal Unit - RTU).

La funcion de andlisis de contingencia tiene por objeto hacer frente a los problemas que
ocurren dentro de un corto periodo. Como ocurre tan rapidamente ningun operador puede
tomar medida a tiempo. Esto a menudo ocasiona la salida del sistema debido a fallas en
cascada. Con el fin de evitar el colapso del sistema, en la practica se utilizan los programas de
andlisis de contingencia en los ordenadores para analizar y eliminar los problemas lo mas
pronto posible antes de que surjan.

El procedimiento general para el andlisis de contingencia en la evaluacién de la seguridad se

muestra en la Figura 2-4.
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CONTIGENCIAS
POTENCIALMENTE
PELIGROSAS

*ELECCION DEL
PROGRAMA DE
CONTINGENCIA

[LISTADO DE
CONTINGENCIAS
PERJUDICIALES]

*RESULTADOS
DEL ANALISIS DE
SEGURIDAD

«CONDICION DEL
SISTEMA

*ANALISIS
DETALLADO

*ACCIONES
PREVENTIVAS /
CORRECTIVAS

NORMAS Y
PROCEDIMIENTOS

CONJUNTO DE
CONTINGENCIAS
PROBABLES

ANALISIS ESTATICO /
DINAMICO

Figura 2-4. Procedimiento de analisis de contingencias.
En la realidad, la funcion principal del flujo éptimo con restricciones por criterios de seguridad,
se genera mediante una segunda funcién. Esta finaliza con el andlisis de la contingencia,
basandose en el método de flujo 6ptimo de potencia (OPF'). Con el implemento de un analisis
de OPF, podemos encontrar la mejor solucion para el despacho 6ptimo de la generacion, asi
como otros ajustes de acuerdo con la funcién objetivo dado, de modo que no existan

violaciones a los limites de las variables monitoreadas.

2.1.4 Andlisis de Seguridad en Tiempo Real

El andlisis de seguridad de sistema de eléctrico de potencia tiene tres objetivos principales:
1. Determinacion del tempo mas probable de contingencia.
2. Prediccién del impacto sobre el sistema.
3. lIdentificacion de las acciones de control apropiadas para reducir el riesgo de fallas.

En la préactica, el andlisis de seguridad de un sistema de potencia se realiza generalmente de
acuerdo con los criterios de contingencia N-1. Algunos trabajos de investigacion ya se han

' OPF: Optimal Power Flow.
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hecho en busca de la optimizacion y creaciéon de nuevas tecnologias de andlisis de seguridad
de sistemas de potencia.

El andlisis y gestion de la seguridad en tiempo real incluye tres aspectos: vigilancia, evaluacion
y control. La conexién entre ellos se puede ver en la Figura 2-5.

* PASO 1

“f:?éz?ﬁg:; - TRANSICION - 5| TRANSICION - si | TRANSICION -
EN ESTADO EL sisTeEma | SI SEVE

NORMAL.

ESTA ENESTADO | NTERRUMPIDO
DE EMERGENCIA EL SERVICIO A
LAS CARGAS

* PASO 2

A ACIO »
A RIDAD « TRANSICION - SI EL
SISTEMA ES

INSEGURO.

« PASO 3
) MEJORA DE LA
SEGURIDAD « DETERMINACION DE LA AQCION
CORRECTIVA
s
« PASO 4

Sl 2] EJECUCION DEL
EMERGENCIA PROPIO PLAN DE

ACCION

CONTROL DE ASO 5
RESTAURACION

Fgura 2-5. Esquema de andlisis de la seguridad en tiempo real.

En el paso 1, se utiliza el sistema de monitoreo en tiempo real (SCADA) para reconocer si el
sistema esta funcionando normalmente o no. Si esta en estado normal, entonces se pasa a la
etapa 2 en la que se analiza la seguridad de este, sometiéndolo a una serie de contingencias
para ver si es seguro o no. Si como resultado de la evaluacion de la seguridad del sistema
encontramos que el sistema es inseguro, se debe seguir al paso 3 para decidir qué accion
podria ser utilizada para hacer que el sistema vuelva a estado normal. La ejecucion de las
acciones correctivas que significa utilizar los medios apropiados para que el sistema vuelva a
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su estado normal y el dltimo paso se utiliza para restaurar el servicio a las cargas del sistema

una vez se ha perdido el sistema o una parte de este.

2.2 Confiabilidad en Sistemas Eléctricos de Potencia

2.2.1 Definicion de Confiabilidad

Por lo confuso y ambiguo que puede resultar el definir y enmarcar el término confiabilidad
resulta de util comenzar planteando algunas definiciones que se dan para la confiabilidad

segun investigaciones, organismos internacionales y codigos de red de otros paises:

“‘Es una medida de la habilidad de una empresa de servicio publico para entregar un servicio

eléctrico ininterrumpido a sus clientes". ?

“Probabilidad de buen funcionamiento de algo”®
"Probabilidad de que cierto equipo opere sin fallas sobre un determinado periodo de tiempo".*
“Es la probabilidad de que el sistema de potencia tenga suficientes fuentes de generacion,

capacidades de control en la demanda (ejemplo: Control de carga) y suficiente capacidad en

las redes de transmision para abastecer la demanda de energia eléctrica, sin tener que

% Fuente: “An encyclopedia of energy utility terms", Second edition, Pacific Gas and Electric Company,
1992.

® Fuente: Real Academia de la Lengua Espafiola — RAE.

* Fuente: IEEE Standards.
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involuntariamente interrumpir el suministro de sus clientes (por ejemplo: Desprendimiento de

carga involuntario, apertura de linea, etc.)”. ®

La confiabilidad de un sistema de potencia se refiere a la probabilidad de su operacion
satisfactoria a largo plazo. Denota la capacidad de suministrar el servicio eléctrico adecuado,
sobre una base casi continua, con pocas interrupciones durante un periodo de tiempo
prolongado. De acuerdo con la definicion de NERC, la confiabilidad es la composicion de dos
aspectos: la seguridad y la suficiencia. Por un lado, la suficiencia es la capacidad del sistema
eléctrico para abastecer, en todo momento, la demanda agregada de energia eléctrica,
teniendo en cuenta las salidas programadas y las salidas no programadas a causa de
interrupciones razonablemente probables de los equipos del sistema. Por otro lado, la
seguridad es la capacidad de los sistemas para soportar las perturbaciones repentinas, tales
como cortocircuito o pérdida imprevista de los elementos del sistema, manteniendo la

continuidad en el servicio.

En general, puede resultar conflictivo mencionar términos asociados a la confiabilidad, y como
se ve en las definiciones entregadas, suelen traslaparse los términos utilizados. Es asi, como
por ejemplo la confiabilidad puede quedar limitada exclusivamente a lo que es continuidad,
considerandose como parte de la calidad o de la seguridad del sistema, o simplemente reflejar
una operacion adecuada. Una forma de representar los aspectos comprometidos con la
confiabilidad, consiste en asumir una definicion inicialmente genérica. Similar a lo planteado por
la NERC y otras investigaciones, donde de acuerdo a la generalidad que se asume para la
confiabilidad del sistema, se agrupan la seguridad y suficiencia como aspectos que forman

parte de ésta.

De hecho, la comprensiéon de la confiabilidad a la vista de los operadores, es que cualquier

consecuencia de una perturbacion creible requiere un limite. Desde su punto de vista, también

® “Power system reliability standards and guidelines for market intervention”, Discussion paper for public
consultation, National Electricity Market Reliability Panel (NECA: National Electricity Code Administrator),
Australia, Febrero 1998.
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se puede llamar "seguridad", si le damos mas contenido al redefinirlo. La redefinicion de

"seguridad" se puede catalogar en tres aspectos, como puede verse en la Figura 2-6:

SOBRECARGA DE TRANSFORMADORES

SEGURIDAD POR SOBRECARGA

SOBRECARGAEN LINEAS DE
TRANSMISION

VIOLACIONES A LIMITES DE VOLTAIJES

SEGURIDAD POR VOLTAJE

SEGURIDAD

INESTABILIDAD DE VOLTAJE

INESTABILIDAD DE FRECUENCIA

EGURIDAD POR ANGULO / FERCUENCI

INESTABILIDAD ANGULO DE ROTOR

FHgura 2-6. Segregacion de la seguridad desde el punto de vista de los operadores del sistema.

Sobre la base de las declaraciones anteriores, no es dificil saber que las dos ramas de la
confiabilidad pueden dar una nueva definicion a la seguridad corresponden a la seguridad
dindmica, abarcando la seguridad por voltaje, &ngulo y frecuencia; mientras que la seguridad
estética se refiere a la suficiencia, restricciones por sobrecarga y violaciones a los limites de
voltaje.
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2.2.2 Criterio de Confiabilidad

La experiencia demuestra que los casos de inestabilidad usualmente no son ocasionados por
fallas trifasicas cerca de grandes centros de generacion tal como se especifica normalmente en
los criterios deterministicos de confiabilidad. Mas bien son el resultado de una combinacion de

fallas y circunstancias inusuales.

El criterio de confiabilidad para falla trifasica a menudo se considera un criterio general para
trastornos menos predecibles que involucran multiples fallos, tales como cortocircuitos
monofasicos con desconexion de lineas sin falla. De mayor preocupacion son las fallas

multiples que involucran lineas en el mismo derecho de paso o con terminaciones comunes.

Los criterios de confiabilidad son reglas por las cuales se puede medir el rendimiento de un
sistema de energia eléctrica, como aceptable o inaceptable, ante la aparicion de fallas o
emergencias en alguno de los componentes. Los criterios de confiabilidad han de ser definidos
para cada sistema segun nivel de desarrollo existente en cada sistema, por lo cual cada
sistema presenta criterios con matices variados, aunque se puede distinguir una estructura
general en lo concerniente al cumplimiento de ciertos criterios de confiabilidad, la cual

claramente no es Unica.

Por ejemplo los criterios definidos por la por NERC como maxima autoridad en términos de
confiabilidad, y utilizado por los distintos concejos de confiabilidad de Estados Unidos, nos da
un nivel critico para la planificacion y operacion del sistema. Esta norma se articula con
exigencias de un mayor nivel de rendimiento, generalmente para las perturbaciones que tienen
una mayor frecuencia de ocurrencia y es a menudo integrado en los llamados criterios de
rendimiento de perturbaciones, que especifican las diferentes clases de rendimiento admisible

para diferentes clases de perturbaciones.

2.2.3 Descomposicion Funcional Para el Analisis de la Confiabilidad

Dada la importancia que cobra el analisis de la confiabilidad del sistema en la orientacion de
una adecuada planificacion del mismo, se han desarrollado diferentes variantes de analisis,
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dependiendo del nivel de detalle que se requiera modelar y de los objetivos de aquel. Estas
distintas alternativas son los analisis que, efectuando simplificaciones en la modelacion y
operacion de un sistema real, consideran soélo ciertos niveles de este Ultimo, los llamados
niveles jerarquicos de un sistema eléctrico; los cuales no son otra cosa que combinaciones
entre las partes funcionales (generacion, transmisién y distribucion).Se puede mencionar de
acuerdo a lo anterior tres niveles de estudio: el nivel jerarquico | (generacion), el nivel Il

(generacion-transmision) y el nivel Il (generacion-transmisién-distribucion).

GENERACION o NIVEL 1

TRANSMISION o NIVEL 2

DISTRIBUCION o NIVEL 3

Fgura 2-7. Niveles jerarquicos del SEP.

2.2.3.1 Nivel Jerarquico 1: Sistema de Generacién

En el nivel jerarquico 1 se estudia la confiabilidad de la generacion bajo representacion del
sistema mediante un nodo Unico, agrupando la generacion y la demanda total en una misma
barra. Los estudios en este nivel se utilizan, sobre todo, para la planificacion del sistema de
generacion y determinan la suficiencia evaluando criterios para tener la capacidad de

generacion necesaria para satisfacer la demanda del sistema junto a otros requerimientos.
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En este nivel se utilizan criterios tanto deterministicos como probabilisticos, para evaluar la
suficiencia del sistema, lo que a priori junto a la implementacion de criterios y procedimientos
adecuados para la operacion, determinan la seguridad y calidad que prevalecera en la red.

Los indices que son utilizados son la probabilidad de pérdida de carga (LOLP®), la pérdida de
demanda esperada (LOLE’) y la pérdida de energia esperada (LOEE?), dentro de otros, todos
los cuales son valores medios esperados de una cierta variable aleatoria y que seran descritos
posteriormente en el andlisis de la suficiencia. Las técnicas para determinarlos pueden ser ya

sea analiticas o de simulacién mediante el proceso de Monte Carlo.
2.2.3.2 Nivel Jerarquico 2: Sistema de Generacion-Transmision

En el nivel jerarquico 2 y como se ve en el esquema, para efectos de analisis, al sistema de

generacion se le agrega el troncal del sistema de transmision.

Con respecto a esta segregacion de los segmentos, se puede decir que no resulta del todo
valida, ya que generalmente se evalla la confiabilidad de cada segmento de manera aislada.
No obstante, el marco resulta Util para estudiar la confiabilidad en forma integral y genérica (es
importante sefialar que solo se evalla parte de la confiabilidad, la parte estatica y relacionada

con la suficiencia de las instalaciones).

En este nivel se debe considerar la satisfaccion de la demanda y las caracteristicas para las

variables de tension y frecuencia, manteniendo los flujos por las lineas dentro de margenes

® LOLP: Loss Of Load Probability. Es un indice de confiabilidad; es la probabilidad de que no haya

generacion suficiente para abastecer la demanda eléctrica.

" LOLE: Loss Of Load Expectation. Es un indice de confiabilidad; es la medida de cuanto tiempo, en
promedio, la capacidad de generacion disponible es probable que caiga por debajo de la demanda de

carga. Se utiliza para evaluar la suficiencia o adecuacién de la generacion.

® LOEE: Loss Of Energy Expectation. Es un indice de confiabilidad; mide la energia esperada que no

sera suministrada debido a un fallo de generacion.
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normales. Asi también se debe considerar la capacidad del sistema para soportar
perturbaciones predeterminadas, incorporando criterios como el N-1 u otros, ya que si bien este
ualtimo corresponde a un criterio de seguridad, dependiendo de su etapa de aplicacion, también
determina caracteristicas de suficiencia del sistema. Para este nivel se suelen utilizar los
indices probabilisticos mencionados para el nivel 1, no obstante se pueden utilizar técnicas de
simulacion, aparte de la medicion de seguridad enumerando contingencias, ejecutando los
conocidos flujos de potencia o mediante la realizacién de estudios de estabilidad para analizar
la respuesta dinamica.

2.2.3.3 Nivel Jerarquico 3: Sistema de Generacion-Transmision-Distribucion

Al incorporar el sistema de distribucion, integrando los tres segmentos y para efectos de
andlisis, el problema préactico resulta tener un alto grado de complejidad. Por ello la zona de
distribucion generalmente se analiza en forma independiente. Los objetivos en este nivel, son
principalmente la obtencion de indices de continuidad en los puntos de consumo final. Los
indices primarios son la frecuencia esperada de fallas, su duracion promedio y la
indisponibilidad anual en los puntos de consumo, determinando caracteristicas de calidad y
suficiencia principalmente. Otros indices, como la carga desconectada esperada o la energia

no suministrada también pueden ser obtenidos.

2.2.4 Escalas de Tiempo en el Analisis de Confiabilidad

Los estudios de confiabilidad tienen ciertas variantes, que se relacionan estrechamente con el
objetivo de los mismos y los horizontes de analisis considerados. Dichas diferencias aparecen
en lo que se refiere a las variables que resultan relevantes en cada caso y que, por
consiguiente, requieren de una modelacion més fina. En general, a través del tiempo se han
considerado tres escalas de tiempo principales. Ellas estan asociadas a tareas que se
desarrollan en los sistemas eléctricos de potencia: planificacion de largo plazo, planificacion de
la explotacién y explotacién en tiempo real.
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2.2.4.1 Planificacion de Largo Plazo

El andlisis efectuado en este caso es realizado considerando un horizonte tipico de 5 a 25
afos. Por tal razén existe una incertidumbre importante asociada a la demanda prevista y a los
costos de inversion y operacion correspondientes al sistema. El objetivo fundamental de estos
estudios es establecer de manera gruesa el tipo, dimension e instante de puesta en servicio de
un cierto equipo o instalacion y, adicionalmente, la obtencion de valores esperados de indices
de confiabilidad que orienten de alguna manera los refuerzos o nuevas instalaciones a objeto

de considerar restricciones de seguridad de servicio impuestas al sistema.

2.2.4.2 Planificacion de la Explotacion

El horizonte de andlisis en este caso se extiende desde horas hasta tipicamente un afo
aunque, ocasionalmente, este limite puede ser ampliado hasta alrededor de 5 afios. En esta
situacion, las instalaciones existentes se suponen conocidas y la decisién se reduce a la
determinacion de cudles de esas instalaciones seran las que en definitiva seran utilizadas para
abastecer la demanda de los consumidores, respetando por supuesto criterios técnicos (dados
fundamentalmente por las restricciones de operacion), econdmicos (minimizacién de los costos
totales) y legales (criterios impuestos al servicio eléctrico a traves de estandares minimos de
calidad de servicio) evaluados en términos de la condiciones de explotacion previstas por el
planificador.

2.2.4.3 Explotacion en Tiempo Real

Corresponde a un andlisis en tiempo real, evaluando la reaccion de las instalaciones
disponibles frente a cambios de demanda y capacidad de generacion y topologia de las redes
del sistema. El objetivo es uno de minimizar el costo total, respetando por supuesto las
restricciones técnicas de explotacion de las instalaciones y teniendo presente las
consideraciones relativas a la seguridad de servicio exigida al sistema compuesto.
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2.3 Estabilidad en Sistemas Eléctricos de Potencia

Como un aspecto de la seguridad, la estabilidad del sistema de potencia es la capacidad de
este, para una condicion de operacion inicial dada, para recuperar un estado de equilibrio
operativo después de ser sometido a una perturbacion fisica, con la mayoria de las variables de

sistema delimitado de manera que practicamente la totalidad del sistema permanece intacta.

Segun la caracteristica fisica de la inestabilidad del sistema de potencia, el tamafio de la
perturbacion, asi como el intervalo de tiempo de ocurrencia, el proceso y los dispositivos que se
incluyen en la investigacion de problemas de estabilidad del sistema de potencia. Podemos
dividir el sistema de potencia como tres tipos principales que se pueden ver en la Figura 2-8:
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Figura 2-8. Clasificacion de la estabilidad del SEP.
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La clasificacion de la estabilidad del sistema en adecuadas categorias ofrece la ventaja de
poder identificar los factores criticos que ocasionen inestabilidad y la creacion de filosofias de
mejoramiento operativo en estado normal. Ademds, contribuye a la correcta seleccion y
simplificacion de los modelos de dispositivos y de las tecnologias de analisis de modo que el
estado de operaciéon razonable, asi como la estrategia de control de mejora del nivel de la
seguridad del sistema puede obtenerse cientificamente.

2.3.1 Estandarizacion de la Estabilidad en Sistemas Eléctricos de Potencia

Los requisitos de estabilidad se muestran en la Tabla 2-3:

Tabla 2-3. Criterios estandares de estabilidad.

CONTINGENCIAS NORMALES DE
< CONTINGENCIAS EXTREMAS
DISENO

DESCRIPCION Contingencias extremas superior a sus
| Il i contingencias gravedad normales de
disefio.
CRITERIO DE
N-1 N-2 N-3 N-k
SEGURIDAD
Operacion . »
. . La inestabilidad es aceptable. La
Estable sin  Operacion Estable con la : : : i
CONSECUENCIAS . . . . . Integridad del sistema esta garantizada
intervencion  intervencion del sistema : >
ACEPTABLES . . por el sistema de proteccion yla
del sistema de proteccién

» intervencion del operador.
de proteccion

Durante las contingencias de disefio

CONDICIONES La estabilidad del sistema de potencia
NORMALES debe mantenerse durante la maxima
transmision de potencia activa permitida,
considerando variaciones de flujo al azar.
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, CONTINGENCIAS NORMALES DE
DESCRIPCION SEEE CONTINGENCIAS EXTREMAS

e Laméxima transferencia de
potencia activa permitida debe
satisfacer los estandares de
estabilidad en estado

estacionario condiciones Durante ydespués de extremas
normales. contingencias el sistema de protecciony
e Lamaxima transferencia de la intervencion del operador no debe dar

potencia activa permitidanodebe lugar a interrupciones en cascada yla
exceder los limites de estabilidad pérdida de una cantidad significativa de
transitoria adecuados para todas usuarios (carga).
las contingencias de disefio con
la debida consideracion
intervencion del sistema de
proteccion.
Después de las contingencias de
disefio
e Latransmision de potencia activa
debe satisfacerlos margenes de
CONDICIONES POST- estabilidad estandarizados en
FALLO estado estacionario en
condiciones de post- fallo

e Latrasmisidn de potencia activa
debe satisfacer el limite térmico

2.3.2 Comparaciéon Entre Confiabilidad, Estabilidad y Seguridad en Sistemas Eléctricos
de Potencia.

La estabilidad, la seguridad y la confiabilidad son tres aspectos que son ampliamente utilizados
para describir la capacidad de los sistemas para sobrevivir a partir de los acontecimientos
inesperados que pueden destruir el estado de equilibrio de la operacion. A veces se relacionan
unos con otros, sin embargo, todavia existen algunas diferencias entre ellos:
e La confiabilidad es el objetivo global en el disefio del sistema de potencia y su
operacion. Para un sistema de potencia ser confiable, debe ser seguro la mayor parte
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2.3.3

del tiempo. Para ser seguro, el sistema debe ser estable y ser capaz de soportar
contingencias que no serian clasificadas como problemas de estabilidad, por ejemplo, el
dafio a equipos tales como una falla explosiva de un cable, caida de torres de
transmision debido a la carga de hielo o sabotaje, etc. Ademas, un sistema debe ser
estable después de experimentar una contingencia, aun siendo inseguro en las
condiciones de post-fallas debido a sobrecargas en equipos o violaciones en los limites

de tension.

La seguridad del sistema puede ser mas distinguida de la estabilidad en términos de las
consecuencias resultantes. Por ejemplo, dos sistemas pueden ser estable y tener
margenes de estabilidad iguales, pero uno puede ser relativamente mas seguro porque
las consecuencias de la inestabilidad son menos graves.

La seguridad y la estabilidad son variables en el tiempo. Son atributos que pueden ser
utilizado para juzgar el sistema de potencia por estudiar el rendimiento bajo un conjunto
particular de condiciones. La confiabilidad es una funcién del tiempo promedio de

rendimiento de la red eléctrica.

La seguridad y la confiabilidad podrian ser considerado como el mismo problema a
veces, sin embargo, también se pueden distinguir por la suficiencia o adecuacién. Pero
no debemos pasar por alto, el hecho que incluso los sistemas mas confiables no

evitaran llevar a cabo periodos de grave inseguridad.

Nuevas Tecnologias Para Mejorar la Confiabilidad y Seguridad del Sistema

La red inteligente (Smart Grid) es el nuevo producto que se generé en el siglo 20 para

satisfacer el requisito de los clientes y sustituir la red eléctrica por envejecimiento gradual.

Tiene muchas contribuciones al aumento de la confiabilidad del sistema:

1.

Mejor conocimiento de la situacion y asistencia de un operador.
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Acciones autbnomas de control para mejorar la confiabilidad mediante el aumento
de la resistencia en contra de fallos de los componentes y los desastres naturales, y
al eliminar o reducir al minimo la frecuencia y magnitud de los cortes de energia
eléctrica sujetos a las politicas de reglamentacion, los requisitos de operacion,
limitaciones del equipo y las preferencias de los clientes. Estas acciones de control

pueden ser mas sensibles que las acciones de un operador humano.

Optimizacién del rendimiento al maximizar la utilizacion de activos.

Resistencia contra ataques maliciosos en virtud de mejores protocolos de seguridad
fisica y de tecnologia informatica (TI).

Integracion de los recursos renovables, incluyendo la solar, edlica, y varios tipos de
almacenamiento de energia. Dicha integracion puede ocurrir en cualquier ubicacion
de la red, que van desde los lugares de consumo final hasta las centrales de
generacién. Esto ayuda a hacer frente a las preocupaciones ambientales y ofrecer
un auténtico camino hacia la sostenibilidad global mediante la adopcion de

tecnologias "verdes", incluyendo el transporte eléctrico.

Comunicacion en tiempo real entre el consumidor y la utilidad para que los usuarios
finales puedan participar activamente y adaptar su consumo de energia basado en

las preferencias individuales (precio, las preocupaciones ambientales, etc.)

Mejora de la eficiencia del mercado a través de soluciones innovadoras para los
tipos de producto (energia, servicios auxiliares, riesgos, etc.) a disposicion de los

participantes del mercado de todos los tipos y tamafios.

Mayor calidad de servicio libre de huecos de tension y picos, asi como otros

disturbios e interrupciones - para alimentar una economia cada vez mas digital.
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2.4 Experiencia Internacional

2.4.1 Sistemaeléctrico de Estados Unidos

El sistema eléctrico de EE.UU opera en forma interconectada con los sistemas de Canada y
parte del norte de México (Baja California). Este se encuentra compuesto, en forma gruesa por
tres interconexiones: Este, Oeste y la interconexion de ERCOT. Para efectos de organizacion,
el sistema se encuentra dividido en alrededor de 200 areas de control, las cuales a su vez se
encuentran agrupadas en torno a diez consejos regionales. El alto grado de enmallamiento y la
organizacioén descrita inciden en una alta confiabilidad.

De acuerdo a esta organizacion, se definen una serie de requerimientos para todos los
elementos constitutivos del sistema, a partir del area de control y para cada agente del sistema
en particular. Bajo este esquema, al area de control se define como un sistema eléctrico
delimitado por una interconexién, capaz de controlar directamente su generacion para efectuar
el balance entre lo programado y su intercambio actual, y que coopera en la regulacion de
frecuencia para la interconexion y en la estabilizacion de esta misma con &reas o sistemas
vecinos. Ademas, se establece el control y monitoreo directo, a partir de las areas de control
para abarcar la totalidad del sistema y sus interconexiones, para de esta forma operar el
sistema en forma confiable y segura.

Dentro de las entidades reguladoras, es la National Electricity Regulatory Comission, NERC de
ahora en adelante, la mas importante entre otras. La NERC, matriz que agrupa a los diez
consejos regionales: ECAR, ERCOT, FRCC, MAAC, MAIN, MAPP, NPCC, SERC, SPP,
WSCC; es la encargada de promover la confiabilidad en el suministro energético, junto con
proponer y monitorear el cumplimiento de politicas, estandares, guias y principios, tanto para la
planificacion como la operacién del sistema. Tanto para las areas de control, consejos
regionales, como para cualquier miembro de la NERC, se establece obligatoriedad en el
cumplimiento de normas y requerimientos que esta imparte (hasta hace un tiempo no existia el

principio de obligatoriedad).

55



Por otra parte, si bien la NERC dictamina las normas a seguir, es responsabilidad de cada
consejo regional y de cada sistema en particular, dictar sus propias normas, las cuales deben
ser consistentes y complementarlas con aquellas propuestas por la NERC y donde ademas, se
deben establecer requerimientos en cuanto a confiabilidad, de igual o mayor exigencia a las

gue esta determinase, primando aquellas de mayor exigencia.

Otra entidad importante es la Federal Energy Regulatory Comission (FERC), organismo
regulador independiente perteneciente al Ministerio de Energia, el cual estd encargado de
regular aspectos del mercado energético, particularmente se encarga de regular el sistema de
transmision y el mercado energético mayorista (transacciones interestatales), dictando normas
obligatorias para todos los participantes de la red. En conjunto con la NERC y otros organismos
estatales, regulan y supervisan el funcionamiento adecuado del sistema.

2.4.1.1 Marco Para el Tratamiento de la Confiabilidad

A raiz del nuevo entorno de los sistemas eléctricos competitivos, con libre acceso a las redes
de transmision y para efecto del planteamiento de guias de operacion y planificacion, se
reconoce la creciente demanda por acceder a las redes de transmision, por lo que enfocandose
en esta y su habilidad para soportar transferencias competitivas, se reconocen sus limitaciones
eléctricas y su capacidad para soportar la variedad de condiciones esperadas de operaciéon a
las que se encuentra sujeta. Asi, de acuerdo a la NERC, se plantea que el reto para la
confiabilidad de los sistemas eléctricos es planificar y operar los sistemas de transmision, de tal
manera de que este provea las transferencias de energia y potencia requeridas, manteniendo

la confiabilidad global del sistema.

Bajo este contexto, la confiabilidad se suscribe a la consideraciéon de dos elementos basicos del
SEP, suficiencia y seguridad, ademas de la definicion para los estados de operacion del SEP.
La suficiencia se define como la habilidad del SEP para proveer la demanda agregada y los
requerimientos de energia de sus consumidores en todo instante, en consideracion de las
salidas, tanto programadas como no programadas (razonablemente esperadas) de los

elementos del sistema.
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Por su parte, la seguridad se define como la habilidad del SEP para contrarrestar o soportar
perturbaciones intempestivas, como cortocircuitos o perdidas no anticipadas de componentes
del sistema.

2.4.1.2 Politicas y Procedimientos

Para efectos de la elaboracion de procedimientos y politicas, la NERC divide conceptualmente
la confiabilidad, como se menciond anteriormente, en dos aspectos funcionales basicos:
suficiencia y seguridad. Cabe notar que segun la NERC, son las normas relacionadas a la
planificacion las que determinan la suficiencia del sistema, a diferencia de la seguridad, que
segun gente relacionada al organismo regulador, queda determinada por la operacion y puede
ser resuelta a través del mercado (implementacion mercado para los SC).

Con respecto a las politicas y procedimientos elaborados por la NERC, dentro de los mas
importantes se encuentran el manual de operacion y los estandares para la planificacion. En

ambos, se establecen normas especificas para la generacion y transmision especialmente.

a) Estandares para la Operacion

En el aspecto operativo, el total de areas de control comparte los beneficios de la operacion
interconectada y mediante su participacion en la NERC, reconocen la necesidad de operar
promoviendo la confiabilidad, para asi no afectar otras areas interconectadas. En este sentido,
para la operacion y planificacion del SEP, la NERC establece el cumplimiento del criterio N-1.
Asi, la inestabilidad y la separacion incontrolada o la salida en cascada de elementos del
sistema, no pueden ser resultado de la contingencia simple mas severa aplicada al sistema.

Ademas para mayor seguridad y para medir la robustez del sistema, también se consideran
salidas intempestivas multiples con probabilidad aceptable de ocurrencia como contingencias
mas severas. Todos los analisis deben ser realizados por los organismos encargados, como

consejos regionales u operadores, evaluando sus riesgos y consecuencias.
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En el caso del sistema de transmision se impone un lapso de 30 minutos, como limite maximo
para restablecer el sistema, ello posterior a la violacion de los Limites de seguridad para la
operacion, y segun los valores definidos para la mantencion de niveles de seguridad
adecuados (estado normal o previo a contingencia). Otro aspecto importante, lo constituye la
existencia de los coordinadores de seguridad, los cuales asesoran la seguridad y coordinan la
operacion en caso de emergencia, ello a nivel regional o sub-regional, siendo obligatoria su

existencia.

En cuanto a la generacion, se establecen rangos de operacion para transitorios y estados
previos y posteriores a contingencias. Asimismo, se hacen requerimientos para distintos tipos
de reservas, estableciéndose que la reserva en giro debe ser al menos el 50% de la reserva
total disponible. Ademas se establecen disposiciones, en cuanto al analisis y evaluacion de la
suficiencia de recursos, controlandose y estableciéndose periodos de reposicion para distintas

variables.

En cuanto a seguridad y como politica para la operaciéon del sistema, para la generacion se
impone el control sobre el ACE (Area Control Error), parametro que mide la frecuencia entre
areas de control y la de transferencias entre distintas interconexiones. As”™ ante la ocurrencia
de una contingencia, se deben tomar las medidas para cumplir con el standard de control de
perturbaciones (DCS: Disturbance Control Standard), junto a la adopcién de medidas
precautorias en el caso de la presentacién de una nueva contingencia. En este sentido, se
debe cumplir que el ACE debe volver a cero o estar dentro de los niveles normales previo a la

perturbacion, dentro de un lapso de 10 minutos.

Al igual que para la planificacion del sistema, en la operacién se incluyen una serie de normas y
reglamentos, dentro de los cuales se incluyen requerimientos para el control automatico de
generacion, adquisicion de datos, tiempos de respuesta, restauracion del suministro, funciones
y procedimientos para los coordinadores de seguridad, dentro de otros.

b) Estandares para la Planificacion
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En general, dentro de los estandares de planificacién y con respecto a la seguridad y

suficiencia del sistema, se establecen criterios para el sistema de transmision, la evaluacion de

la confiabilidad, requerimientos para las conexiones, soporte de voltaje y energia reactiva,

capacidad de transferencia y el monitoreo de perturbaciones. Con respecto al sistema de

transmision, a través de estandares se establecen los siguientes criterios y principios:

Deben ser planificados, disefiados y construidos de forma tal que la red sea capaz de
entregar energia para todos los niveles de demanda, en estado previo y bajo
condiciones de contingencia, por la pérdida de cualquier elemento del sistema (criterio
N-1). Este estandar también se aplica cuando se producen mdultiples contingencias,
caso en el cual se especifica que la interrupcion controlada de los consumos, la
desconexion programada de generacién o la interrupcién de transmisiones firmes,
pueden ser necesarias para cumplir con este.

El sistema de transmision debe ser también capaz de tolerar la salida programada por
mantenimiento de elementos del sistema y continuar operando dentro de los limites

preestablecidos para el voltaje, térmicos y para la estabilidad.

Deben ser evaluados de acuerdo a riesgos y consecuencias bajo contingencias

extremas.

Otros estandares importantes, en cuanto a la planificacion del sistema surgen como
parte de la evaluacion de la confiabilidad, donde se especifica las guias y criterios de
planificacion junto con la confiabilidad global (suficiencia y seguridad) de las
interconexiones de los SEP regionales, deben ser revisadas y evaluadas para asegurar
gue estas sean consistentes con los estandares para la planificacion de la NERC.

Otros estandares impuestos tienen relacion con la telemetria del sistema, requerimientos para

la modelacion de elementos, esquemas de protecciones y de desprendimiento de carga junto a

requerimientos para la restauracion del suministro, como partida en negro y restauracion

automatica de carga, dentro de otros. Todo lo anterior, se complementa con reglamentos y
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politicas de orden regional y de cada area de control en particular, ello junto a los organismos

gue son los encargados de supervisar y fiscalizar el cumplimiento de las normas.

2.4.2 Sistema Eléctrico de Espafia

Al igual que muchos sistemas eléctricos del mundo, Espafia avanza en la implantacion de un
modelo de libre competencia. A partir del afio 1998, comenz6 a funcionar el mercado
mayorista, mercado donde se realizan transferencias de energia y de servicios
complementarios, como regulacion de frecuencia secundaria y terciaria junto a los servicios
requeridos para la regulacion de voltaje, dentro de otros. A cargo del funcionamiento del
sistema se encuentran dos organismos: el Operador del Sistema, responsable de la gestion
técnica del Sistema Eléctrico (a cargo del transmisor Red Eléctrica de Espafia S.A) y el
Operador del Mercado, responsable de la gestion econdmica del Sistema (OMEL S.A).

El mercado funciona basicamente sobre la base de dos mercados, el diario y el intradiario, los

cuales operan de la siguiente manera:

e En el mercado diario se realizan las transferencias de compra y venta de energia

eléctrica, gestionado por el operador del mercado.

e Por otra parte, en el mercado intradiario se negocian cantidades adicionales de energia
para efectuar el balance entre oferta y demanda. Este proceso esta a cargo del
operador del sistema, proceso para el cual cuenta con la ayuda del operador del
mercado.

e Las restricciones técnicas que surgen como consecuencia de las limitaciones derivadas
de la red de transporte y del sistema en general, son incorporadas a la programacion
diaria a través de un procedimiento conjunto entre el operador del sistema y el operador
del mercado.

e La secuencia que se sigue en la operacién del mercado y la programacién, es la

siguiente:
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e Obtencion de la programacion base en el mercado diario (en base a ofertas).

e Andlisis de las restricciones técnicas, modificandose el programa base, para posterior
convocatoria del mercado de servicios complementarios, para satisfacer los

reguerimientos por regulacion secundaria y terciaria.

e Luego se convoca al mercado intradiario, obteniéndose asi la programacion horaria, la
cual igualmente esta sujeta a modificaciones que pudieran surgir en la operacion en

tiempo real.

La operacion del sistema, brevemente descrita anteriormente, junto a todos los aspectos
involucrados en el sector eléctrico, se encuentran afectos a la regulacion que lleva a cabo la
Comision Nacional del Sistema Eléctrico (hoy en dia CNE), organismo publico dependiente del
Ministerio de Energia. La misién esencial de la CNE es la de velar por la competencia efectiva y
la transparencia y objetividad en el funcionamiento del sistema eléctrico, en beneficio de todos

los sujetos que operan en el sistemay de los consumidores.

Este organismo es el encargado de elaborar y fiscalizar la ejecuciébn de normas y
procedimientos establecidos por el Ministerio, teniendo injerencia directa sobre la planificacion

del sistema, la elaboracion de disposiciones generales, tarificacion y retribucion de servicios.

2.4.2.1 Marco Para el Tratamiento de la Confiabilidad

En el caso del sistema espafiol, para efecto de elaborar los criterios de confiabilidad
(especialmente sobre seguridad) que deben aplicarse en la operacion del sistema eléctrico, se
toman en consideracion los criterios utilizados en el disefio y planificacién de la red de
transporte, de manera que exista una coherencia entre las condiciones de disefio y las de
utilizacion de la red, es decir entre las disposiciones para el corto y el largo plazo. Estos
criterios son obligatorios para todas las instalaciones de la red gestionadas por el operador del
sistema (OS) y para todas las instalaciones de generacién conectadas directamente a la red de
transmision.
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A diferencia de lo que sucede en los sistemas anteriormente estudiados, en el sistema espafiol
no se encuentra un marco explicito para el tratamiento de la confiabilidad.

Para el sistema se establecen estados de operacién junto a procedimientos para la operacion
del sistema, para definir y efectuar las maniobras de control necesarias, para la transicion del
sistema entre estados. En el caso del sistema espafiol los estados del SEP se definen de la
siguiente manera:

e Estado normal: Situacién en la que todas las variables de control que caracterizan el
estado del sistema se encuentran dentro de los méargenes de funcionamiento normal

establecidos y se cumplen los criterios de seguridad ante contingencias indicados.

e Estado de alerta: Situacion correspondiente al caso en que, aun siendo adecuados los
valores de las variables del sistema, no se cumplen los criterios de seguridad frente a
contingencias.

e Estado de emergencia: Situacion en la que una o mas variables del sistema presentan
valores fuera de los margenes de funcionamiento normal. Se incluyen en este estado
aquellos casos en los que se registra alguna interrupcién del suministro eléctrico de

caracter local.

e Estado de reposicion: Situacion caracterizada por la pérdida de suministro en una zona
eléctrica (cero zonal) o en la totalidad del sistema eléctrico (cero nacional), y en la que

el principal objetivo es la reposicion ordenada, segura y rapida del servicio.

Para efectuar el control sobre el estado en el cual se encuentra el sistema se definen los
siguientes parametros: Frecuencia, tensiones en los nudos de la red y los niveles de carga en

los diferentes elementos del sistema transmision.
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2.4.2.2 Politicas y Procedimientos

a) Operacién

En orden de normar las condiciones para los distintos estados del sistema, se definen
margenes de variacion admisibles para los parametros de control en la operacion. Para el

funcionamiento normal del sistema, se establecen los siguientes aspectos y disposiciones:

1. Frecuencia: Por encontrarse el sistema eléctrico peninsular conectado al sistema europeo,
los margenes de variacion de la frecuencia vienen dados por las consignas emitidas por la
ENTSO-E®.

2. Tension: En los Procedimientos de Control de Tensién de las diferentes zonas eléctricas,
se establecen los perfiles de tensién que deberan mantenerse en funcionamiento normal
en los diferentes nudos. Estos procedimientos tienen en cuenta las restricciones de tension
impuestas por los margenes de disefio de las instalaciones y por las condiciones de
entrega de energia establecidas en los nudos frontera de la red de transporte, asi como las

tensiones deseables para la minimizacion de las pérdidas de transporte.

3. Carga: Los niveles de carga de los elementos de transporte no pueden superar la
capacidad nominal de los transformadores, ni la capacidad térmica permanente de las

lineas de la red de transmision.

® ENTSO-E: La Red Europea de Gestores de Transporte de Electricidad (ENTSO-E, European Network
of Transmission System Operators for Electricity), representa a todos los TSO eléctrica en la UE y otros
conectados a sus redes, para todas las regiones, y para todas sus cuestiones técnicas y de mercado.
Antes era la UCPTE: The Union for the Coordination of Production and Transmission of Electricity, hasta
el afio 1999 y luego pas6 a ser la UCTE - Union for the Coordination of the Transmission of Electricity,
hasta el 2011. La UCTE coordinaba la operacion y desarrollo de la red de transporte para el sistema
interconectado del continente europeo, ofreciendo asi una plataforma fiable para todos los participantes

del mercado eléctrico interior y mas alla.
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También se define el comportamiento que tiene que presentar el sistema frente a
contingencias, aplicandose el criterio N-1, N -2 e incorporandose al igual como lo estipula la
NERC, el andlisis de contingencias extremas. El estado que deben presentar las variables que
definen el estado del sistema junto a los requerimientos se resume en la Tabla 2-4, la que se

adjunta a continuacion.

De acuerdo a la tabla, se puede apreciar que bajo la aplicacién del criterio N-1 o N-2, no se
producen perdidas de suministro. Adicionalmente a los criterios anteriores en todos los casos
se debe garantizar la no-existencia de una condicién de inestabilidad de las tensiones que

pueda derivar en una situacion de colapso de tension.

En los casos de tramos de lineas radiales en doble circuito, se limita la aplicacién del criterio N-
1, dado que ante el fallo o indisponibilidad programada de una de ellas, se deja de cumplir
automéaticamente el criterio. En estos casos se dispone de la adopcion de medidas tendientes a
reducir al maximo los efectos que pudieran derivarse del fallo posterior de la otra linea,
teniéndose también que valorar el riesgo de fallo de la otra en el caso de programacion de

trabajos con indisponibilidad de una de ellas.

Para mayor seguridad del sistema, también se contempla la realizacion de un estudio
complementario de estabilidad (falla trifasica franca con correcta actuaciéon de los sistemas de
proteccion, ubicada en la posicion mas desfavorable de la linea o doble circuito). Por otra parte
y ante situaciones especiales, como eventos de interés publico o condiciones climatologicas
adversas, el operador del sistema puede tomar las medidas necesarias para garantizar la
seguridad de suministro, aplicando, si lo considera necesario, criterios mas estrictos de los
descritos en puntos anteriores.

En cuanto a la operacion en si del sistema, se establecen disposiciones en cuanto a reserva,
para regulacion de la frecuencia y potencia (reserva primaria, secundaria y terciaria), para
hacer frente a desviaciones entre la generacién y el consumo y otros servicios complementario

s como regulacion de voltaje.
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Si bien la reserva primaria es obligatoria para todos los agentes del mercado y se reconoce

como un servicio complementario, tanto la reserva secundaria como la terciaria son transadas

en el mercado, de acuerdo a ofertas propuestas por cada generador (orden de mérito).

Tabla 2-4. Estado de los pardmetros del sistema ante distintas contingencias (Caso espafiol)

CONDICIONES REQUERIMIENTOS
La frecuencia sigue las consignas de la UCPTE.
No existen sobrecargas.
Sin fallo Las tensiones siguen los valores establecidos en

los Procedimientos de Control de Tension.

Fallo simple de linea,

Transformador, grupo o reactancia
(Criterio (N-1))

No hay cortes de carga.
No existen sobrecargas en las lineas (transitorias

de hasta un 15% y duracion inferior a 20 minutos).

Se admiten sobrecargas en transformadores

de:
10% invierno (Nov. a Marzo, incluido).
0% en el resto del afio.

Tensiones comprendidas entre: Nivel de 400 kV:
380 - 435 kV Nivel de 220 kV: 205 - 245 kV

Fallo de doble circuito, o

Grupo mas linea

No hay cortes de carga.

Se admite un 15% de sobrecarga en las lineas.

Se admiten sobrecargas en transformadores de:

20% invierno (Nov. a Marzo, incl.)
10% verano (Junio, Julio y Agosto) 15% en los

restantes meses
Tensiones comprendidas entre: Nivel de 400 kV:

375 - 435 kV Nivel de 220 kV: 200 - 245 kV

No hay situacion de riesgo de colapso de tension
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b) Planificacion

En este aspecto, la normativa vigente no profundiza de la misma forma que en lo referente a la
operacion. Un aspecto que resulta relevante es el analisis de la seguridad en la cobertura y
para la prevision del abastecimiento en el mediano y corto plazo, para lo cual el operador del

sistema debe, con un horizonte anual mévil analizar los siguientes aspectos:

e Andlisis de seguridad en nudo Unico.

e Andlisis de seguridad zonal, previendo posibles problemas de cobertura

El primero de estos, evalla el riesgo de fallo de suministro que podia derivarse de los propios
recursos de produccion, teniendo en cuenta la disponibilidad de combustibles, las reservas
hidroeléctricas en los embalses, la disponibilidad de grupos generadores y el caudal
hidrologico, con diversos escenarios de demanda. El analisis toma en cuenta la utilizacion
prevista de los recursos de generacion e incluye la evolucion global de las reservas hidraulicas
anuales e hiperanuales, con diferentes probabilidades de ocurrencia. Los indices de riesgo en
este caso son el valor esperado de la energia demandada y no suministrada y el margen de

reserva.

El andlisis zonal por su parte, pone de manifiesto las necesidades especiales de disponibilidad
de equipos de generacion y de transporte para evitar situaciones gque supongan una reduccion
de la seguridad del sistema en ciertas zonas geograficas.

Como ya se mencioné en la seccién anterior, las contingencias incluidas utilizan la aplicacion
del criterio N-1 y N-2 (lineas de doble circuito que compartan apoyos a lo largo de mas de 30
Km de su trazado), considerandose también el fallo del mayor equipo generador de una zonay
de una de sus lineas de interconexion con el resto del sistema.

En cuanto a requerimientos en generacion se establece lo siguiente:
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e Reserva de regulacion primaria (AGC): 1,5% de la potencia nominal para cada generador,
obligatoria para todos los generadores.

¢ Reserva de regulacién secundaria: los requerimientos para este tipo dependen de la carga
horaria (Margen del regulador secundario, corresponde al margen de potencia, en cada uno
de los dos sentidos, utilizada como reserva o banda a subir o a bajar)

¢ Reserva de regulacion terciaria: se establece que esta reserva debe ser igual a la potencia
del mayor grupo generador para cada blogque de programacion por un 2% de la carga del
sistema (Reserva para estar en operacion dentro de 15 minutos, movilizada con objeto de
reconstituir la reserva de regulacién secundaria).

Si bien estos ultimos se relacionan a la planificacion de la operacion y al corto plazo (caso de
reserva secundaria y terciaria), los requerimientos para el establecimiento de ciertos
porcentajes de reserva primaria dan una sefal para las inversiones en el largo plazo, limitando

de manera no despreciable la capacidad a la cual operaran las centrales.

2.4.3 Sistema Eléctrico de Colombia

A comienzos de los afios 90's, un estudio realizado a las empresas del sector eléctrico
colombiano, en esa época integradas verticalmente y de propiedad estatal, mostr6 resultados
altamente desfavorables en términos de eficiencia administrativa, operativa y financiera, razon
por la cual a partir de los afios 91-92 se comienza a reformular la estructura del sector,
incentivando la participacion de privados y estableciendo el libre acceso a las redes de
transmision, adoptandose un modelo basico similar al esquema inglés (diferencias en lo relativo

al negocio de comercializacion).

Bajo este esquema, teniendo en cuenta las caracteristicas de cada una de las actividades o
negocios, se establecid como lineamiento general para el desarrollo del marco regulatorio, la
creacion e implementacion de reglas que permitieran y promovieran la libore competencia en los

negocios de Generacion y Comercializacion de electricidad, en tanto que la directriz para los
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negocios de Transmision y Distribucion se orienté al tratamiento de dichas actividades como

monopolios, buscando en todo caso condiciones de competencia donde esta fuera posible.

En la actualidad, el mercado eléctrico colombiano se estructura en torno al Mercado Eléctrico
Mayorista, el cual se encuentra en funcionamiento desde el afio 1995. En este mercado, se
transan bloques de energia eléctrica entre generadores y comercializadores, ya sea mediante
la utilizacion de contratos a largo plazo y/o en bolsa sobre cantidades y precios definidos (“"pool
de generadores"”), donde se transan cantidades en el contexto de un mercado spot. En este
ualtimo, se reciben las ofertas horarias de cada uno de los generadores, junto a su disponibilidad
(la mejor estimacion de la Disponibilidad esperada) para participar del mercado, creandose
junto a ello un cargo por capacidad para asi incentivar a aquellos generadores que aportan
potencia firme al sistema y otorgar sefial para la expansion del sistema, reduciendo asi también
la volatilidad presente en los precios de la bolsa.

El organismo encargado de desarrollar el entorno regulatorio y los mecanismos adecuados
para el funcionamiento de este mercado fue la Comision Reguladora de Energia y Gas
(CREGQG), la cual en forma continua en conjunto con otros organismos, revisa y dicta nuevas
resoluciones y modificaciones a las ya existentes. La CREG, posee dentro de otras las
siguientes atribuciones:

Regular el funcionamiento del mercado mayorista de energia.

e Establecer el reglamento de operacion para realizar el planeamiento y la coordinacion de la

operacion del sistema interconectado nacional.

e Crear las condiciones que garanticen la oferta energética.

e Liberar el mercado hacia la libre competencia.

e Definir metodologias para calculos tarifarios a usuarios regulados y finales, bajo criterios

econdmicos, sociales, ambientales y de competencia.
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Bajo este entorno, resulta importante la identificacion de los actores del sector. Dentro de estos,
se encuentra el Coordinador Nacional de Despacho (CND), organismo encargado de operar el
Sistema Interconectado Nacional (SIN). Asi también resulta importante el Consejo Nacional de
Operacién (CNO), organismo que tiene como funcién principal acordar los aspectos técnicos
para garantizar que la operacion integrada del sistema interconectado nacional sea confiable y
econOmica, y ser el 6rgano ejecutor del reglamento de operacion. Por Ultimo se encuentran los
generadores, el sistema de transmisién Nacional (STN), los comercializadores y distribuidores
como también los clientes libres y consumidores.

2.4.3.1 Marco Para el Tratamiento de la Confiabilidad

Al igual que en el sistema espafiol, no es encuentra un marco explicito para la confiabilidad,
aunque se diferencia el tratamiento de la confiabilidad, seguridad y calidad.

Se asocia la confiabilidad especialmente a las interrupciones del servicio y su duracion,
separando la continuidad como parte de la calidad (compuesta por armonicos y frecuencia) y

tratando la seguridad en forma independiente.

No se da un marco del todo coherente, ya que para la planificacion del sistema de transmision
se dan herramientas para evaluaciébn de la confiabilidad, que se basan en métodos
probabilisticos (mediante indice) o deterministicos (mediante la incorporacion del criterio N-1).

De forma similar a lo estudiado en los otros sistemas, aparecen estados de operacion: normal,

de alerta, de emergencia y restaurativo.

2.4.3.2 Politicas y Procedimientos

En el aspecto normativo, se distingue la existencia de un codigo de redes, el cual se encuentra
compuesto por los siguientes cédigos especfificos:

e Cadigo de Planificacion.

e Cadigo de Operacion.
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e Cddigo de Conexiones.

e Cadigo Comercial.

Para efectos del presente estudio, resultan especialmente relevantes los dos primeros, en
cuanto a disposiciones para la mantencion de la confiabilidad en la red y como parte de la
planificacion del sistema.

a) Operacion

En el aspecto operativo, el sistema colombiano se encuentra estructurado sobre la base de
areas operativas (y sub-areas), las cuales se definen como "el conjunto de activos de
transporte, recursos de generacion y/o demanda, que para asegurar niveles de calidad y
seguridad en mas de dos sub-dreas Operativas, presentan alguna restriccion en la
infraestructura del STN, lo cual exige generaciones forzadas en el area y/o limita los
intercambios con el resto del SIN".

Bajo esta estructura, es el CND el encargado de la coordinacion, supervision y control de la
operacion del SIN, en conjunto con los centros de despacho regionales (CRD), bajo los cuales
se agrupan las areas y sub-areas operativas. EI CND recomienda, para aprobacion del CNO,
las modificaciones a las areas operativas cuando sea necesario de acuerdo con cambios en la

configuracion del SIN.

El Planeamiento Operativo Eléctrico se divide en cuatro etapas denominadas Largo, Mediano,
Corto y muy Corto Plazo. En cada una de las etapas se efectla analisis de estado estacionario,
transitorio y dindmico, abarcando lapsos de tiempo que van desde los 5 afios a la situacion
horaria. Mediante los estudios realizados en esta etapa, se determinan los requerimientos del
sistema en cuanto a reservas, compensacion, regulacion y se establecen las areas operativas,

para mantener los niveles de confiabilidad expuestos en los cAdigos.

Adicionalmente y en el codigo de operacion del sistema, y con el fin de garantizar la operacion
integrada de los recursos de generacién y transmision para cubrir la demanda de potencia y
energia del SIN con una adecuada calidad y seguridad, se toman en consideracion una serie
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de criterios generales, dentro de los cuales se encuentran los limites de tension, disposiciones
para definir las condiciones para los estados de operacion, cumplimiento del criterio N-1 en
estado estacionario y una serie de otras consideraciones, especialmente en cuanto a fallas a
considerar, tiempos de actuacion, caracteristicas de los elementos y la incorporacion de los

andlisis de estabilidad.

Por otra parte y para dar soporte al sistema, se establecen distintos tipos de reservas junto a
otros requerimientos como control automético de generacion, regulacién de voltaje y el
establecimiento de esquemas de desconexion automéatica de generacion y carga (DAC). Las
reservas que se definen para la operacion del sistema son las siguientes: Reserva de
regulacion primaria (obligatoria), Reserva de regulacion secundaria (para prestar este servicio,
los generadores hacen declaratoria de disponibilidad junto a la oferta, ya sea en la bolsa o via
contratos con otros agentes), Reserva operativa y Reserva rodante.

Junto a requerimientos para la generacion de reservas y generacion forzada o de seguridad
(tratamiento similar a mercado para servicios complementarios), resulta importante para la
seguridad, el establecimiento y disefio de esquemas de desconexién automatica de carga por
baja frecuencia, para lo cual se dispone del cumplimiento de una serie de disposiciones, dentro
de las cuales se encuentra que el disparo de la unidad de mayor capacidad del sistema no

debe activar la primera etapa de desconexion.

Para efectos del disefio de este esquema se establece que cada empresa distribuidora debe
habilitar hasta el 60% de su demanda para ser desconectada por relés de baja frecuencia con
el fin de que el SIN pueda soportar la salida de grandes plantas de generacion y en
consecuencia evitar en lo posible colapsos totales. Por otra parte se especifica que en donde el
esquema de desconexion nacional sea insuficiente, por ejemplo, en areas radiales o que a
pesar de ser enmalladas se prevé su aislamiento del SIN, las empresas que estan localizadas
en estas areas deben instalar esquemas suplementarios que permitan conservar parte de su
carga y generacion en condiciones de aislamiento.

Resulta importante recalcar que se considera la salida de la unidad generadora mas grande del
sistema, ello dentro de los esquemas de desconexion de carga.

71



En forma general, se puede constatar la existencia de una regulacién que incorpora numerosos
aspectos relacionados con la seguridad en la red. Se reconoce la utilizacion del criterio N-1,
aunque para efectos de determinacion de generacion de seguridad se utiliza para efectos de
calculo la salida de mas de un elemento.

No obstante las areas del sistema deben soportar la salida de cualquier elemento perteneciente
a este y se cuenta con una serie de servicios que refuerzan la seguridad en la operacion del
sistema, como reservas, regulacion junto a los DAC. Parte de estos servicios son ofertados en
la bolsa de energia o son contratados de acuerdo a necesidades propias de los distintos
agentes o cuando el regulador asi lo estipula.

b) Planificacion

Para efectos de la planificacion del sistema, en el codigo de redes se especifica que la
expansion del STN se debe realizar a corto (3 afios), mediano (5 afios) y largo plazo (mayor a
10 afios), mediante planes de expansion flexibles que cumplan con los requerimientos de

calidad, confiabilidad y seguridad definidos.

Por otra parte y para efectos de la evaluacion de confiabilidad en la planificacion del STN, se
permite el uso de métodos tanto deterministicos como probabilisticos, a criterio del
Transportador. El criterio de confiabilidad debe mostrar que es la alternativa de minimo costo
incluyendo: costos de inversion, operacion, mantenimiento de la red, pérdidas, y energia no
suministrada por indisponibilidad del sistema de transmisién. El criterio de minimo costo debe
ser equivalente al de los planes de expansion de referencia utilizados para el célculo de los
ingresos regulados de la actividad de transmision. Asi, se hacen las siguientes distinciones

para ambos métodos:

e Meétodo probabilistico: Para el andlisis de confiabilidad por métodos probabilisticos el

criterio seréa que el Valor Esperado de Racionamiento de Potencia (VERP), en cada uno de
los nodos donde existe demanda, sea inferior al 1% medido en el nivel de 220 kV. Para
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calcular el VERP se tomara como referencia un valor de maxima indisponibilidad del 1%

acumulado anual por cada 100 Km de linea y por cada circuito.

e Meétodo deterministico: Para el andlisis de confiabilidad por medio de métodos
deterministicos se debe utilizar el criterio N-1, segun el cual el STN debe ser capaz de
transportar en estado estable la energia desde los centros de generacién hasta las
subestaciones de carga en caso normal de operacién y de indisponibilidad de un circuito de

transmision a la vez.

Para mayor seguridad del sistema, el STN se debe planear en concordancia con la
planificacion de la generacion para que, entre Transportadores y Generadores y bajo la
coordinacién del CND, se garanticen los siguientes aspectos, dentro de otros:

e El sistema debe permanecer estable bajo una falla trifasica a tierra en uno de los circuitos
del sistema de 220 kV.

e El sistema debe permanecer estable bajo una falla monofésica a tierra en uno de los
circuitos del sistema de 500 kV.

Con relacion a la generacion, si bien no se plantean requerimientos especificos en cuanto a
reservas como porcentaje de la capacidad instalada, se busca incentivar la inversion y
expansion mediante los cargos por capacidad, otorgando la sefial econémica adecuada para la
expansion en el largo plazo. Buscando disminuir el riesgo asociado a transar en la bolsa,
sobretodo en el caso de generadores entrantes, se fija un piso de ingresos al aportar potencia
firme al sistema, pago que se fija en funcion de costos de capital eficientes (Costo asociado a
turbinas [$/kW])

Con respecto al sistema eléctrico colombiano resulta interesante la forma en que se traspasan
los costos de seguridad, los cuales pasan desde los prestadores del servicio, los generadores
usualmente, ya sea hacia comercializadores u operadores del sistema, los que luego son
traspasados a través de los contratos. Junto a ello, existen mecanismos que resuelven parte de
las imperfecciones que pueden surgir a al ofrecer estos servicios, que puede no resulten del
todo competitivos.
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En general se encuentra cierta coherencia entre las disposiciones del largo plazo y las del corto
plazo, ello debido a los aspectos que se involucran en la planificacion del sistema y lo dispuesto
para la operaciéon del mismo, sobre todo en materia de seguridad. De esta manera, a través de
la planificacion y lo que compete al organismo regulador, se determinan los requerimientos del
sistema, en cuanto a reservas y los demas requerimientos vistos a través de esta seccion, los
cuales deben ser consistentes con lo que se determine en la operacion real al hacer
disposiciones por generacion de seguridad y soporte al sistema, integrandose por otra parte la
generacion y transmision a través de disposiciones, por ejemplo en criterios a cumplir en la

planificacion del sistema.

c) Generacién por seguridad

Otro aspecto importante en materia de seguridad, se determiné mediante la resolucion 038,
dictada el afio 1999 (una modificacion a la normativa vigente a ese tiempo), donde se dispone
el requerimiento para la generacion de seguridad (ademas de las disposiciones en cuanto a
seguridad y confiabilidad en el SEP, establecidas en cddigos de operacion y planificacion). Esta
resolucion abarca numerosos aspectos importantes en cuanto a prestacion de servicios para

reforzar aspectos comunes a la confiabilidad del sistema, definiendose de la siguiente forma:

e Generacion de Seguridad (GS): Generacion forzada que se requiere para suplir las
Restricciones Eléctricas u Operativas del SIN [GS].
e Generacion de Seguridad Fuera de Merito: Generacion forzada requerida para suplir las

Restricciones del SIN, cuyo precio de oferta es superior al precio de bolsa.

La determinacion de la Generacion de Seguridad es funciéon del Centro Nacional de Operacion
(CNO), en cuanto a identificar y clasificar las restricciones del SIN, asi como, definir las
Generaciones de Seguridad asociadas con dichas Restricciones en cada Sub-Area y Area
Operativa del Sistema.

Entre las restricciones consideradas en la generacion de seguridad se encuentran las

siguientes: Requerimientos por soporte de reactivos, cumplimiento de criterio de confiabilidad
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(ya sea de criterio deterministico o probabilistico), indisponibilidad prevista en el despacho y
redespachos, entre otros. Para la determinacion de la Generacion de Seguridad, el
procedimiento y los aplicables que se establecen se enumeran a continuacion:

1. Se considera el servicio de Regulacion Primaria de Frecuencia para los analisis que

permiten establecer la Generacion de Seguridad del SIN.

2. Se determina la generacién forzada requerida por la existencia de restricciones en la
infraestructura de los STR's (Sistema de Transmision Regional) y/o SDL's (Sistema de
distribucion local), o por requerimientos de soporte de reactivos en dichos Sistemas
(GS0y GS'0).

3. Se determina la generacion forzada requerida para dar cumplimiento, alli donde
fisicamente sea posible, a los siguientes criterios de desempefio por Sub-Area

Operativa y Area Operativa del SIN:

e Criterio Deterministico: Contingencia N-1.
e Criterio Probabilistico: Confiabilidad VERPC.

4. Se determina la generacion forzada adicional, requerida por restricciones en activos de
interconexion internacional.

5. Se determina la generacion forzada adicional, requerida por consideraciones de soporte

de reactivos o estabilidad del STN.

6. Se determina la generacion forzada requerida por exigencia adicional atribuible a una

exportacion internacional.

En general, se establece que la generacion de seguridad (GS) debe ser suficiente en cada area
y Sub-Area operativa, de tal manera que el sistema resista la falla mas critica bajo el criterio N-
1, en conjunto con generaciones forzadas que pudieran surgir a causa de limitaciones en el
STNo el STR.
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De importancia resulta el tema de la reconciliacion de costos asociados y la responsabilidad de
cada uno de los agentes del SIN. En esta materia se reconocen los siguientes tipos de costos:

e Costos de Reconciliacion Positiva por Desviaciones: Costos asociados con

desviaciones admisibles de generacion.

e Costos de Reconciliacién Positiva por Generaciones de Seguridad: Costos asociados

con Generaciones de Seguridad Fuera de Merito.

e Costos de Reconciliacion Negativa: Costos asociados con generaciones

desplazadas en el despacho real por Generaciones de Seguridad Fuera de Merito o por

desviaciones admisibles de generacion.

Los costos en los cuales se incurre son traspasados a ya sea, operadores o comercializadores,
los cuales luego son traspasados a clientes finales, todo ello a prorrata de la potencia y energia
contratada.

Cabe hacer notar que los costos son asignados solo si son despachados por sobre el despacho
ideal, ya que en caso contrario, su cuenta por liquidaciones en materias de reconciliacion
decrece (se supone esto como una medida para desincentivar la participacion solo de este
mercado, ya que el precio al cual se vende puede resultar en la mayoria de los casos mayor al
spot para suministrar energia).

A través de la resolucion se mencionan aspectos de suma importancia para la evaluacion de la
seguridad tanto como objetivos y precisiones en la adopcion de esta misma, esto en cuanto a
precisar los aspectos relativos a la determinacion, asignacién y pago de la Generacién de

Seguridad.

De esta manera se busca direccionar las sefiales econdémicas a los agentes, separar la

generacién competitiva de la no competitiva y ejercer un control efectivo sobre el

76



comportamiento de los agentes en relacion con las ofertas de la Generacién de Seguridad.
También se sientan las bases metodologicas para identificar y clasificar las restricciones y las
generaciones de seguridad en el Sistema Interconectado Nacional, asi como los criterios
generales y procedimientos para evaluar la relacién Beneficio/Costo de levantar las distintas
restricciones del STN.

2.4.4 Sistema Eléctrico de Chile

El sector eléctrico chileno se encuentra reformado desde el afio 1982, cuando en el afan de
desregular e introducir la libre competencia al sistema se dicta la Ley General de Servicios
Eléctricos o DFL N°1 Chile en este sentido fue pais pionero, experiencia que después
adoptaron muchos paises alrededor del mundo.

Las actividades de generacion, transporte y distribuciéon de electricidad son desarrolladas en
Chile por el sector privado, cumpliendo el Estado una funcion reguladora, fiscalizadora y
subsidiaria. Lo anterior se traduce en que las empresas tienen una amplia libertad para decidir
acerca de sus inversiones, la comercializacién de sus servicios y la operacion de sus
instalaciones, siendo por tanto responsables por el nivel de servicio otorgado en cada
segmento, en cumplimiento de las obligaciones que imponen las leyes, reglamentos y normas

gue en conjunto componen el marco regulatorio del sector.

1. Estructura del mercado

a) Sistemas Eléctricos

El sistema eléctrico chileno esta constituido por cuatro sistemas interconectados, los cuales son

los siguientes:

e Sistema Interconectado del Norte Grande (SING), que cubre el territorio comprendido
entre Arica y Taltal con un 28,06% de la capacidad total instalada en el pais,
correspondientes a 4,581 MW. Este sistema es esencialmente térmico, posee
generacién de centrales a carbon, fuel, diésel y de centrales de ciclo combinado.
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e EI 90% del consumo del SING esta conformado por grandes clientes, mineros e
industriales, tipificados en la normativa legal como clientes no sometidos a regulacién
de precios.

e Sistema Interconectado Central (SIC), que se extiende entre Taltal y Chiloe con un
71,03% de la capacidad instalada, correspondientes a 9,118,2 MW. Las unidades de
generacién estan constituidas en un 53,46% por centrales hidraulicas y un 46,34% por
centrales térmicas de carbon, fuel, diésel y de ciclo combinado a gas natural; y un 0,2%
por centrales edlicas.

A diferencia del SING, este sistema provee de energia mayoritariamente a clientes
regulados, los cuales constituyen aproximadamente el 90% de la poblacién total del
pais.

e Sistema de Aysén que atiende el consumo de la Xl Region con un 0,29% de la
capacidad.

e Sistema de Magallanes, que abastece la Xl Region con un 0,62% de la capacidad
nacional.

Bajo este contexto, la coordinacion de la operacion de las centrales generadoras es efectuada
en cada sistema eléctrico por un Centro de Despacho Econémico de Carga (CDEC), organismo
conformado por las principales empresas de generacién, transmision y subtransmision. El
CDEC es el encargado de planificar la operacién optima del sistema y de valorar
econdémicamente las transferencias de energia que se producen entre todos los generadores,
siendo en el caso del sistema del Norte el CDEC-SING y en el caso del SIC el CDEC-SIC.

C) Organismos reguladores
Los organismos del Estado que participan en la regulacion del sector eléctrico en Chile son

principalmente: la Comision Nacional de Energia (CNE), el Ministerio de Economia, Fomento y

Reconstruccién, la Superintendencia de Electricidad y Combustibles (SEC), la Comision
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Nacional del Medioambiente y la Superintendencia de Valores y Seguros (SVS). La SEC, la

SVS, y los organismos de defensa de la competencia cumplen ademas un rol fiscalizador.

Dentro de los mas importantes se podia que se encuentran la CNE, el Ministerio Economia,

Fomento y Reconstruccion y la SEC, cuyas funciones se detallan a continuacion:

Comision Nacional de Energia: La CNE es una persona juridica de derecho publico,
funcionalmente descentralizada y autbnoma, que se relaciona directamente con el Presidente
de la Republica. Su funcién es elaborar y coordinar los planes, politicas y normas necesarias
para el buen funcionamiento y desarrollo del sector energético nacional, velar por su
cumplimiento y asesorar a los organismos de Gobierno en todas aquellas materias
relacionadas con la energia.

Particularmente en el sector eléctrico, la CNE es responsable de disefiar las normas del sector
y de calcular los precios regulados que la legislacion ha establecido (informes técnicos). Actla
como ente técnico, informando al Ministerio de Economia cuando se plantean divergencias
entre los miembros de los Centros de Despacho Econdémico de Carga (CDEC), a objeto que

dicho ministerio resuelva.

Ministerio de Economia, Fomento y Reconstruccién: Este organismo es el encargado de
fomentar la modernizacién de la estructura productiva del pais, el fortalecimiento y expansiéon
de la economia chilena y su insercién activa en los mercados internacionales. Con este objetivo
implementa mecanismos destinados a corregir las distorsiones de los mercados y a ampliar su

transparencia.

En el sector eléctrico es el encargado de fijar las tarifas de distribucion eléctrica, los precios de
nudo y de resolver los conflictos entre los miembros de los CDEC, en todos los casos, previo
informe de la CNE. Ademaés, otorga las concesiones definitivas previo informe de la SEC. *°

10 Superintendencia de Electricidad y Combustibles: La SEC es un organismo descentralizado, regido
por la Ley N°18.410, de 1985, que se relaciona con el Gobierno por intermedio del Ministerio de
Economia, Fomento y Reconstruccion.
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Es el organismo encargado de fiscalizar y supervigilar el cumplimiento de las leyes,
reglamentos y normas técnicas sobre generacion, produccion, almacenamiento, transporte y

distribucion de combustibles liquidos, gas y electricidad.

También es el responsable técnico en la entrega concesiones provisionales y de informar al
Ministerio de Economia, Fomento y Reconstruccion sobre las solicitudes de concesion
definitivas que se refieran a distribucion de electricidad y a la instalacion de centrales
hidraulicas, subestaciones eléctricas y lineas de transmision (la solicitud de concesién definitiva
no es obligatoria en estos Ultimos tres casos). Asimismo, la SEC es responsable de verificar la

calidad de los servicios prestados.

2. Funcionamiento del mercado

A nivel generacion se transa energia eléctrica en el mercado spot, en donde sobre la base del
costo marginal instantdneo se valorizan las transferencias entre generadores. Estos, que ya
sea pueden ser deficitarios 0 excedentarios, compran 0 venden energia a otros generadores

del mercado.

El costo marginal instantaneo es determinado por el CDEC, el cual también determina las

transferencias fisicas y monetarias entre todos los agentes participantes del sistema.

Los clientes libres (consumo mayor a 2 MW) contratan directamente con generadoras,
distribuidoras su potencia y energia. El precio de los clientes libres junto al de los clientes
regulados se debe mover en una banda entorno al 10%, para de esta manera tener coherencia
en ambos mercados, ejercicio que es realizado para cada fijacion.

Por su parte los clientes regulados se encuentran sujetos a los precios de nudo, los cuales se
fijan semestralmente, en los meses de abril y octubre de cada ano. Su determinacion es
efectuada a través de un informe técnico que elabora la CNE y su fijacion que se realiza

mediante decreto del Ministerio de Economia, Fomento y Reconstruccién.
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El precio de nudo tiene dos componentes: el precio de la energia y el precio de la potencia.
Estos precios se determinan y fijan para todas las subestaciones que conforman el sistema de
generacion-transporte y para cada nivel de tension, en cada uno de los cuatro sistemas

eléctricos del pais.

En el caso de la energia, este corresponde a un promedio ponderado de costos marginales de
corto plazo esperados, en el caso del SIC un promedio ponderado de 16 trimestres, a
diferencia del SING donde es de 8 trimestres. En el caso de la potencia, este corresponde al

costo marginal de desarrollo de la unidad que la potencia de punta del sistema.

El precio que paga el usuario final regulado, corresponde a la suma del precio de nudo y la
componente de VAD (Valor Agregado de Distribucién), el cual refleja los costos medios de las
redes distribucién y representa un costo fijo para los clientes finales.

2.4.4.1 Marco para el Tratamiento de la Confiabilidad

La legislacion para el sector eléctrico chileno se encuentra determinada basicamente por Ley
General de Servicios Eléctricos DFL N°1 de 1982 y sus modificaciones; actualmente la

legislacion vigente es el Decreto con Fuerza de Ley N° 4.

En el DFL N°4, se definen los conceptos de confiabilidad, seguridad y la calidad, pero no se
detalla el tratamiento para los mismos de manera explicita. Se hace un tratamiento bastante
global en esta materia, sin embargo las normas dan tratamiento para algunos temas

especfificos de la operacion y planificacion del sistema.

El articulo de mayor importancia con respecto al tema en estudio es el Art. N° 137 DFL N°4,
donde se hace mencion de las condiciones en las cuales ha de operar el SEP. Contenido en la
seccion donde se trata la explotacion de los servicios eléctricos y del suministro energético, se
aborda la obligacion de interconexion, para lo cual se estipula lo siguiente:

"La operacion de las instalaciones eléctricas de los concesionarios que operen interconectados
entre si, debera coordinarse con el fin de:
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e Preservar la seguridad del servicio en el sistema eléctrico;

e Garantizar la operacibn mas econdmica para el conjunto de las instalaciones del
sistema eléctrico;

e Garantizar el derecho de servidumbre sobre los sistemas de transmision establecidos

mediante concesion...”

2.4.4.2 Politicas y Procedimientos

En primer lugar y al igual que en el DFL N°4, se definen los objetivos de coordinacién los
cuales son planteados en los mismos términos como: preservar la seguridad de servicio global
del sistema eléctrico, garantizar la operaciébn a minimo costo para el conjunto de las
instalaciones del sistema y garantizar el derecho de servidumbre por parte de entidades

generadoras sobre lineas de transporte de terceros.

Sin un mayor aporte en lo conducente a afianzar la confiabilidad en relacion con la

programacion de la operacion de los sistemas interconectados se cita lo siguiente:

"La programacion de mediano y largo plazo derivara de estudios de planificacion de la
operacion del sistema eléctrico que, preservando la seguridad de servicio instantanea

global del sistema, lleven a minimizar su costo total actualizado de operacion y falla...”

En relacion con las leyes analizadas, se puede ver la normativa no se hace un trato y analisis
detallado en cuanto a la confiabilidad de la red eléctrica. Si bien puede que se mencionen
conceptos como margen de reserva, no se plantean requerimientos explicitos para estas, tanto
para reservas operacionales como en fino, las cuales resultan ser parte fundamental en cuanto

a la seguridad en el aspecto operativo.

Por otra parte, se plantea que el servicio se debe proveer con una seguridad adecuada,
omitiéndose la definicion y requerimientos necesarios para esta. No se mencionan planes de

operacion como tampoco planes ante contingencias, dentro de los cuales se debieran incluir
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esquemas de liberacion de carga (planes que en conjunto resultan ser parte fundamental de la

mantencion de la seguridad en el corto plazo).

La norma técnica de seguridad y calidad del servicio como complemento regulatorio da
solucion a los problemas planteados, asignandole un rol importante a los Centro de Despacho
Econdmico de Carga; responsabilizandolos de la realizacion de estudios de seguridad y calidad
del servicio, los procedimientos para tal fin, ademas de la planificacion de la operacién bajo
dichos criterios. Por otra parte impone exigencias a la generacion, transmision, distribucién y

clientes libres, en cuanto a las caracteristicas de las instalaciones y a criterios de operacion.

Ajeno al marco regulatorio, el desempefio del sistema en términos de operacion real puede ser
considerado adecuado. Ello por cuanto generalmente se cumple con los estandares técnicos
minimos impuestos y el nimero de interrupciones en el suministro se mantiene dentro de

margenes normales.

No obstante, el sistema no esta ajeno a los problemas de confiabilidad. Se podia decir que el
problema del SIC es un problema principalmente de suficiencia seguido del factor seguridad en
menor grado, a diferencia del SING, donde el problema es de seguridad. A continuacion se

realiza un andlisis de ambos sistemas en materia de confiabilidad.

a) Situacién SIC

El problema de suficiencia y energia del SIC, se hizo notorio ante el problema de sequia y
racionamiento vivido durante los 90’s. En ese escenario se constante la presencia de dos
factores:

Primero, la alta dependencia del sistema de un factor netamente estocastico, como lo es la
hidrologia, en un sistema hidrotérmico y con gran dependencia del factor generacion hidraulica.

Segundo, la falta de sefales para incrementar la capacidad instalada en el sistema o bien la
falta de reglamentacion obligatoria, como sucede en otros paises, considerando hidrologias
reales y requerimientos para la planificacion del sistema explicitos y claros.
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Para solucionar estos problemas se opto principalmente por la aplicacion de multas. Las multas
alcanzaron valores despreciables para todas las empresas involucradas y la generacion
adicional, esencialmente de turbinas, las cuales presentaban bajas tasa de operacion debido al

alto costo operativo que involucran.

Ademas y con relacion al problema de la incertidumbre asociado a la hidrologia se comenzo a
actualizar la serie hidroldgica utilizada en la fijacion de los precios de nudo, lo cual de cierta
forma mejoré la suficiencia en términos aleatorios, dependiendo del tipo de hidrologia que se

esté incorporando al analisis.

Por otra parte, el compromiso para contar con unidades de reserva no esta del todo claro y el

monto de reserva suele ser inadecuado para salidas forzadas.

Algo similar ocurre en la provision de regulacion primaria, donde las sefiales tampoco son
claras, aunque se posee la generacidon suficiente para efectuar el seguimiento de carga,
generalmente asignada a las centrales de Antuco, El Toro o Abanico. Este proceso dista de ser
optimo, por cuanto no se valora el costo del agua que se esta desembalsando v/s el costo de la
central marginal en el momento, que suelen ser los ciclos combinados de la zona central,

Nehuenco o San Isidro.

Los problemas de seguridad vienen dados por problemas de regulacion de reactivos en la zona
Norte del troncal del sistema de transmision y la falta de normativa para la provision de
servicios complementarios. Lo anterior junto al no cumplimiento del criterio N-1 en algunas
zonas del sistema y capacidades de elementos sobrepasadas.

b) Situacion SING

En el caso del SING, un sistema principalmente térmico y de grandes consumos, corresponde
a un sistema débil e inseguro. El problema en este caso viene dado principalmente por un
problema en el suministro de potencia, ya que la caida de una unidad generadora o un
consumo importante arrastra de manera instantanea todo el sistema.
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En primer lugar no existen reservas de potencia, ni una forma eficiente para valorizarlas,
considerandose antiecondmica su provision. Por otra parte las interrupciones del suministro

resultan tener un alto costo, debido a la lenta re sincronizacion y partida del sistema.

Principalmente en el SING, se hace necesaria la rapida implementacion de un mercado para
los SC, valorizando dentro de otros aspectos la partida autbnoma del sistema y los esquemas
de desconexion de carga (RBF).

No obstante, en el Ultimo se incorporan sefiales importantes para la confiabilidad, adoptando
criterios similares a los adoptados en otros paises del mundo. De importancia en este sentido
resulta la incorporacién del criterio N-1, esquemas de desconexion de carga, procedimientos
para el establecimiento de reserva, la creacion de un mercado para los servicios
complementarios, dentro de otros. El problema radica en que se tendrd que esperar un lapso
de tiempo considerable para que estas disposiciones sean una realidad (por el gran nUmero de

manuales y reglamentos a dictarse en el futuro).

2.45 Sistema Eléctrico del Reino Unido

El sector eléctrico ingles se encuentra reestructurado desde el afio 1989, afio en el cual se
dicta la Electricity Act. En esta se sientan las bases para introducir la libre competencia en la
generacion y la comercializacion de electricidad, junto a la creacién de mecanismos para
promover la eficiencia econdmica en los sectores que se establecen como monopolios

regulados (transmision y distribucion).

El sistema del Reino Unido y Gales, que se interconecta con el sistema de Escocia y Francia,
se encuentra regulado por el Offer (Office Of Electricity Regulation). El Offer, organismo
independiente creado por la Electricty Act, se encuentra a cargo de un director general, el cual
posee dentro de otras funciones, la de velar por los intereses de los consumidores junto a la
promocién de la libre competencia, creando junto a ello, los mecanismos regulatorios

apropiados para el desenvolvimiento de los agentes del mercado. Este organismo forma parte
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del Ofgem (Office of Gas and Electricty Markets), el cual regula el mercado energético en

general.

El mercado eléctrico ingles se encuentra estructurado en torno a un "pool", donde concurren
generadores y comercializadores. En este, la electricidad es tratada como un "commodity
abierto”, por lo que se valorizan las transacciones sobre la base de potencia. En este contexto,
los generadores ofertan capacidad y precio por [KW] para el dia siguiente, esquema que
produce que el mercado este sujeto a un alto grado de volatilidad en los precios.

Por este motivo y para contrarrestar este efecto, existen contratos de corto y largo plazo en el
Pool, contratos denominados Contratos por Diferencia (CFD), los cuales permiten tener cierto
grado de control sobre los precios del pool. Estos contratos gestionan en forma independiente
entre los generadores y los comercializadores, y suelen poseer un precio de ejercicio para una
cantidad de potencia y un periodo de tiempo especificados, re liquidandose la diferencia segun
corresponda. Los CFD son esencialmente instrumentos financieros para manejar el riesgo y se
usan para casi el 90% de la potencia transada en el Mercado.

Es opcion de cada consumidor la eleccion de quien le provee el suministro energético. En este
entorno, el sistema de tarificacion para los segmentos de transmision, distribucion y
comercializacion que se adopta es el Price Cap, donde por medio de RPI - X se controla el
nivel de precios, dando incentivos para la eficiencia de las compafias, esto a partir de las

ganancias y parametros fijados durante el periodo de control de precios. ™

Es la NGC (National Grid Company), operador del sistema y duefio de las lineas de
transmision, el encargado de programar y despachar las unidades en tiempo real, previa
determinacion del despacho ideal (irrestricta). Posteriormente, la inclusion de las restricciones

del sistema de transmision, las nuevas declaraciones de disponibilidad de generadores y los

1 RPI es el Retail Price Index, equivalente al indice de precios al consumidor o IPC, como medida para
la inflacion. Por otra parte, X es una variable que toma cierto valor, dependiendo de las condiciones para
el periodo de fijacion. A través de esta modalidad, no se permite que el ingreso promedio se incremente
alld de un nivel X especificado, por debajo de la tasa de inflacién.
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ajustes para abastecer la demanda, otorgan el Costo Marginal del Sistema (CMG), al cual se
realizan las transacciones en el mercado spot.

Al CMG, al igual que en el sistema colombiano, se le agrega un cargo por capacidad, el cual
provee un incentivo para mantener un adecuado margen de reserva por sobre el nivel de
demanda. Aspa este cargo puede ser cero si existe suficiente capacidad o puede alcanzar altos

valores en situaciones de emergencia o cuando el margen disminuye.

Al sumar el CMG o SMP (System Marginal Price) con el pago por capacidad, se obtiene el
Precio de Compra en el Pool o PPP (Pool Purchase Price), precio al cual venden los
generadores. Por su parte, los comercializadores compran al Pool en el PSP (Pool Selling
Price) o precio de venta, el cual se compone del ya mencionado PPP mas los costos que
surgen por el suministro de otros servicios, dentro de los cuales estan los servicios
complementarios dentro de otros, los cuales son conocidos como “Uplift Costs”. Este precio
finalmente es traspasado a consumidores finales, dependiendo de su localizacion geogréafica a
través de factores de penalizacion. Lo antes mencionado, se puede esquematizar graficamente

como se muestra a continuacion:

Fgura 2-9. Componentes de traspasos entre agentes del mercado eléctrico Inglés
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Los costos pertenecientes al Uplift, incluyen una serie de costos en los cuales se incurre en la

operacion del sistema, como por ejemplo:

e Pagos por disponibilidad no despachada (unidades que se encuentran disponibles pero

gue no son utilizadas).

e Costos de generacion adicional resultante de la diferencia entre el prondstico de
demanda y la demanda real, junto a la diferencia entre la disponibilidad pronosticada de

generadores y su real disponibilidad al momento del despacho.

e Pagos originados por servicios complementarios para la operacién confiable de la red.

2.45.1 Marco para el Tratamiento de la Confiabilidad

No se establece un marco conceptual para el tratamiento de la confiabilidad, aunque se

abarcan conceptos como la seguridad y la calidad en el suministro.

La seguridad se asocia a la entrega del suministro en forma continua, junto al establecimiento
de formas eficientes para la provision de los SC y el mantenimiento de la estabilidad del
sistema, lo que en conjunto produce que el sistema opere en forma confiable. Por otra parte, a
la calidad se le asocia con la mantencion de la frecuencia y el voltaje dentro de limites

razonables (1% de variacion).

Como sucede en otros paises estudiados, se establecen requerimientos para distintos estados

de operacion, previo y post contingencia, aunque este marco no es explicito.

2.45.2 Politicas y Procedimientos

Para efectos del estudio, en cuanto a confiabilidad de la red, resulta especialmente importante
el concepto de los costos derivados del Uplift. En este sentido, es responsabilidad de la NGC,
como operador del sistema y duefio del sistema de transmision de Inglaterra y Gales, mantener
y operar el sistema, desarrollando y manteniendo un sistema eficiente, coordinado y
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econdémico, para asi faciltar la competencia en la comercializacién y la generacion de

electricidad.

En el orden de mantener la estabilidad eléctrica en el sistema, se debe mantener el equilibrio
entre generacion y consumo, manteniendo la frecuencia dentro de limites prefijados. Los costos
para mantener la seguridad y la calidad en el suministro, junto a los costos para proveer de
disponibilidad de generacion a la NGC y los costos asociados con la provision de suficiente
capacidad para la restauracion del sistema, son conocidos en su conjunto como los costos
(Uplift Costs), los cuales son de responsabilidad de la NGC.

Este esquema para la provision de servicios, que hacen que el sistema opere de manera mas
confiable junto al sistema remuneratorio y de gestibn implementado, se estudia con
posterioridad.

a) Operacién

Se separa el tratamiento para sistemas con demanda superior a los 1500 [MW], entre 300 y
1500 [MW] e inferiores a 300 [MW]. En general y en materia de seguridad, se realiza la
planificacion de la operacion del sistema considerando las contingencias con mayor

probabilidad de ocurrencia.

El sistema esta sujeto al cumplimiento del criterio N-1 y N-2 en algunos casos, considerandose
para efectos del analisis la salida de la unidad generadora de mayor envergadura de las zonas

consideradas.

En condiciones de operacién normal como de contingencia, no se permite la interrupcion en la
entrega del suministro. En el sistema principal y en zonas con demanda superior a los 1500
[MW], se especifica que la aplicacion del estandar es valida solo sino se producen perdidas
econdmicas considerables al aplicarlo, teniéndose procedimientos alternativos para estos
casos. En el caso de zonas con demanda inferior a los 1500 [MW], se dispone de generacion

fuera de mérito para hacer cumplir el estandar.
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Para las fallas consideradas en la aplicacion del criterio N-1 o N-2 (perdida de un simple o
doble circuito, transformador, generador), se hacen requerimientos en cuanto a limites para las
variaciones de voltaje y frecuencia junto a condiciones de estabilidad. Ademas se dispone de
esquemas de desconexién de carga y requerimientos en la sobrecarga de elementos del

sistema.

En cuanto a calidad se refiere, no se hacen requerimientos especificos, ya que lo antes
mencionado guiada relacién con la seguridad del sistema, segin como se aborda en el
estandar. Ello se limita a la interpretacion, puesto que se encuentran y tratan variables técnicas

asociadas a la calidad.

Los servicios necesarios para cumplir con estos estandares son tratados a través de un
mercado para los SC, el cual como se mencioné anteriormente tiene caracteristicas

particulares, ello tanto en su provisién como en el papel que juega la NGC.

b) Planificacion

En cuanto a la planificacion del sistema, se separa el tratamiento en estandares aplicables a la
conexion de nuevas centrales al sistema (disefio desde la unidad generadora hasta el troncal
de la red) y estandares aplicables al sistema de transmision principal, primando la mantencién
de la seguridad del sistema por sobre andlisis de los perjuicios econémicos para los

consumidores (ello por cuanto no se han realizado estudios de costos-beneficios involucrados).

Se dispone de requerimientos de disefio para la seguridad de las interconexiones,
estableciéndose en primer lugar el cumplimento del criterio N-1 en las instalaciones de
inyeccién, situacion en la cual la central debe ser capaz de evacuar su potencia maxima por el

restante circuito.

En la aplicacion del criterio N-1 y N-2 en el sistema troncal, se establece que estos no pueden
causar perdida de generacion mayor o igual a la suma de los dos generadores de mayor
envergadura en el sistema, condicion en la cual la frecuencia y el voltaje deben permanecer

dentro de rangos normales.
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De no cumplirse lo dispuesto en los estandares, se penaliza econdémica y técnicamente. Otros
estandares se refieren a la cantidad de circuitos para la conexion al troncal, dependiendo de la

potencia instalada de la central y los factores de carga, dentro de otros.

Con respecto a la planificacion del sistema troncal de transmision, el cual a diferencia del
anterior se realiza procurando garantizar la seguridad en condiciones de punta invernal del
sistema, se establece que bajo condiciones de contingencia (nombradas en la seccién anterior)
no se pueden producir cortes de mercado ni restricciones en la potencia que entregan las

centrales generadoras en condiciones de punta.

El cumplimiento del estandar es obligatorio, salvo en casos en los cuales de acuerdo a
argumentaciones econdmicas globales del sistema y por la generacién forzada fuera de mérito,

se justifique el limitar la capacidad de transmision del sistema.

También es establecen estandares para la capacidad de transferencia entre areas de demanda
superior a los 1500 [MW], condiciones en las cuales las lineas de interconexion deben ser
capaces de transferir toda la energia incluso ante la salida de dos circuitos o bien de uno de

ellos. Ello junto a estandares para calcular la capacidad de los sistemas.

C) Estudio del Uplift

Inicialmente, durante el periodo de reformas a comienzos de los afios 90's, los costos
pertenecientes al Uplift representaban la diferencia entre el precio pagado a los generadores y
el pagado por los comercializadores (PPP-PSP). Entre los costos se distinguian los siguientes

componentes:

e Resultado operacional: costos provenientes de la diferencia entre la programacion
irrestricta para el dia siguiente y el despacho en tiempo real.

e Servicios complementarios: Cargo impuesto para pagar por contratos de servicios
esenciales requeridos para la calidad y seguridad del suministro.
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Disponibilidad no-despachada: Pagos hechos a los generadores que no estan incluidos
en la programacion ideal, pero estan disponibles como reserva del sistema para generar

en un breve lapso.

Hasta los afios 94-95, estos costos eran traspasados directamente a los comercializadores,

periodo durante el cual presentaron una creciente alza llegando casi a un 200% respecto de su

valor original, esto durante los primeros cuatro afios de funcionamiento del pool. Ante esta

situacion, se decidié traspasar la responsabilidad en parte de las componentes del costo del

Uplift del pool a la NGC y proveer esquemas de incentivos financieros para controlar los costos

derivados de la operacion segura de la red. Estos esquemas han evolucionado y en la

actualidad se incentiva a la NGC en tres elementos del Uplift:

Servicios de transmision (TSU: Transmission Services Uplift): Los costos resultantes de
la operacién y relacionados con la transmision, junto a los costos por servicios
complementarios (Se agrupa la antigua disponibilidad no despachada y parte de los SC,

como respuesta, reserva y respuesta de frecuencia, excluyendo la energia reactiva).

Energia reactiva (RPU: Reactive Power Uplift): Costos que surgen por contratos de
servicios complementarios por energia reactiva (pagos solo por utilizacion y no por
capacidad).

Energia (EU: Energy Uplift): Costos remanentes del resultado operacional por causa de
cambios en la disponibilidad de generadores, fallas o errores en el pronéstico de la
demanda (Ajustes en el despacho, antiguamente componente de resultado
operacional).

Para entender de mejor forma los costos y restricciones involucradas en el Uplift, la NGC

desglosa las componentes reconociéndose como las de mayor importancia las siguientes:

Restricciones de transmisiéon (TSU): Costos resultantes de limitaciones fisicas en el

sistema de transmision (por ejemplo, limites térmicos en caso de contingencia). Lo
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anterior produce la modificacion de la programacion ideal, dejando fuera de la lista de
mérito unidades previamente despachadas. Los costos asociados a la restriccion se
determinan de acuerdo a la diferencia en los precios de los generadores afectados.

e Respuesta de frecuencia (TSU): servicios complementarios para la provision de

respuesta y regulacion.

e Reserva operativa (TSU): Es necesario para la NGC sostener una cantidad de reserva
de generacion para corregir los errores en el pronéstico de la demanda, cambios en
disponibilidad de generacion y para reemplazar la respuesta de frecuencia posterior a la
ocurrencia de una falla.

e Energia reactiva (EU): Se compone de los pagos hechos a los proveedores del servicio

de energia reactiva.

e Partida autbonoma (TSU): Pagos hechos a las unidades generadoras capaces de partir

sin suministro externo.

Bajo el esquema actual, tanto el RPU como el TSU son actividades que se encuentran bajo
licencia de la NGC. De esta manera, el pool publica el precio por estos servicios, el cual se
compone del RPU y el TSU. Esto significa que la NGC paga al pool por las componentes del
Uplift que ellos suministran, los que luego se traspasan a los comercializadores y consumidores
ajustados de acuerdo a los esquemas de incentivos. Dada la responsabilidad delegada en la
NGC, en cuanto a recargar directamente a los comercializadores por los costos del Uplift, se
impone una restriccion de ingresos que incorpora los incentivos para manejar y gestionar el
sistemay servicios (RPUy TSU) de transmision.

El pago de los comercializadores por otras componentes del Uplift, como el de energia y la
disponibilidad no-despachada, es arreglado a través del pool, agregandolos al precio de venta
de los generadores o PSP. Dado que la NGC puede influenciar los costos de la EU, los

comercializadores pueden negociar directamente con la NGC para fijar esquemas de incentivos
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para esta componente de mantencion, las que luego son incorporadas a las reglas del pool. El
traspaso de costos en forma global se esquematiza en la Figura 2-10.

GENERADORES \ { COMERCIALIZADORES

. /\R_,,,

POOL F

o

GRANDES CLIENTES NGC

Fgura 2-10. Hujos de pagos bajo los distintos esquemas existentes entre generadores, comercializadores,

NGC y los grandes clientes.

A: Pagos por servicios complementarios.

e B: PPP + pagos por disponibilidad no-despachada + pagos del Uplift para los
generadores.

e C: Precio de venta (PPP+ pagos por disponibilidad no-despachada + Uplift de energia)
+ pagos por perdidas.

e D: Cargo diario por servicios complementarios.

e E:TSU+RPU

e F: Sistema de cargos por uso del sistema de transmision.

e G: Pagos/ingresos por incentivos para las pérdidas de transmisién y el EU bajo
esquemas de incentivos.
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Los recargos originados por los costos del Uplift son pagados por la NGC al pool, los que luego
esta recupera directamente a partir de la demanda de consumidores (previo traspaso entre la
NGC y los comercializadores). Los consumidores pagan de manera uniforme sobre la base de
energia, es decir por kWh, con recargos que son calculados en periodos de alta demanda,

donde es mas probable que se incurra en los costos originados del Uplift.

Los esquemas de incentivos que se utilizan actualmente son de escala variable y se componen

de lo siguiente:

e Objetivos para niveles de costos.

e Factores compartidos para proveer de incentivos a la NGC en la reduccién de costos
por debajo de los objetivos trazados (estos determinan la pendiente de la recta de la
Figura 2-11 y generalmente son asimétricos).

Limites a los ingresos o pérdidas que pudieran surgir en el caso estar por bajo o sobre los

niveles de manera considerable.

La metodologia béasica se ilustra en la Figura 2-11 y consiste en fijar un cierto objetivo de costo
para todos los elementos del Uplift, en este caso particular para el RPU (anélogo para el TSU).

Para efectos de fijar los incentivos para la NGC, en este caso se fija un objetivo de 201,2 [ME].

Se fija una banda limite, superior e inferior, donde los incentivos presentan distintos factores
compartidos dependiendo si el objetivo finalmente alcanzado se encuentra por sobre o bajo el
trazado inicialmente. Dependiendo si se esta bajo el objetivo fijado para los costos (entre 159,2

y 201,2 [M£], como se ve en la Figura 2-11), la NGC presenta ganancias y viceversa.

Si se sobrepasan los limites, los montos de ya sea pérdidas o ganancias son fijos, de esta
manera se controlan desviaciones considerables del objetivo (en este caso una pérdida de 21
[ME], en el caso de sobrepasar limite superior de 243,2 [ME£]).
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Cabe mencionar que los objetivos son fijados por el Ofgem, con participacion y discusion de las

empresas y organismos involucrados, como la NGC, consejos regionales (REC: Regional

Electricity Companies) y el OFFER, entre otros.

Ingreso NGC (£m)

Factor del 50%
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Figura 2-11. Esquema basico para incentivos del TSU.

En general, los factores compartidos se fijan de manera asimétrica, lo que no sucede para la

presente fijacién. Mediante factores asimétricos, fijAndose valores mas bajos para el factor

compartido hacia abajo, es decir cuando el objetivo de costos es sobrepasado, las pérdidas

para la NGC se incrementan de manera mas rapida (ej. la recta presenta menor pendiente), a

medida que se acrecientan los resultados finalmente alcanzados.

Los valores de los parametros para la fijacion 2000/01 se adjuntan en la siguiente tabla, solo

como datos de referencia:
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Tabla 2-5. Pardmetros para la fijacion del Uplift 2000/01.

LIMITE DE 5
FACTOR HACIA | FACTOR HACIA LIMITES A
VALOR OBIJETIVO GANANCIAS DE
ARRIBA ABAJO PAGOS DE NGC
NGC
TSU £198.8+RPI=£201.2m 50% 50% £21m £21m
RPU £46+RPI=£46.5m 50% 50% £2,5m £2,5m

Para la fijacién del 2000/01, se fijan objetivos que estan bajo de los impuestos para afios
anteriores, presentandose en general una disminucion progresiva en los costos totales del
Uplift. Lo anterior queda ilustrado en Figura 2-11 donde se ve una clara tendencia a la baja y

por lo tanto la eficiencia del modelo de gestion y control de costos implementado.

En la actualidad, los ingresos en cuanto incentivos para la NGC, los que también han ido

disminuyendo progresivamente.

Como conclusion, se puede decir que los esquemas propuestos en el sistema eléctrico inglés,
han resultado ser una herramienta bastante eficaz en el control de los costos derivados de los
servicios complementarios y otros, que bajo el marco del sistema estudiado son conocidos
como Uplift Costs. Se presenta un marco bastante completo donde se reconocen los distintos
elementos que son necesarios para una operacion adecuada del sistema, reconociendo junto a

ello los costos que se encuentran involucrados en su prestacion.

Se implementa un sistema que maneja en el despacho diario un mercado por los servicios
complementarios, donde es la NGC la encargada de comprar los SC necesarios y se propone
la utilizacién de un esquema de incentivos para promover la eficiencia en su provision, la cual
gueda demostrada en los resultados obtenidos posterior a su implementacion. Ello en conjunto
con permitir una leal competencia en el mercado de los SC, permite afianzar la confiabilidad del
sistema, especialmente reforzando la calidad y seguridad en el suministro.
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2.4.6 Andlisis Comparativo del Tratamiento de la confiabilidad en los Paises Analizados

Segun lo estudiado, los distintos sistemas poseen regulaciones que si bien no incorporan en su
totalidad los mismos criterios, presentan varios temas que se tratan de manera similar. En

términos comparativos se podia decir lo siguiente:

En todos los sistemas se nota la separacion para la normativa conducente a regular entre lo
gue es la planificacion o expansion del sistema y la planificacion de la operacién del mismo,
fijandose estandares claros para ambas etapas (lo que hasta hace poco tiempo en Chile no se
hacia o por lo menos no se tenia informacion publica clara respecto de ello, situacion previo
publicacion Decreto N° 327 y reglamento interno CDEC - SIC).

Solo en el caso de EEUU se define un marco conceptual para el tratamiento de la confiabilidad,
en donde aparece la suficiencia como un aspecto relacionado directamente al disefio del
sistema, y que puede ser medido en términos de los porcentajes de reserva existentes o de
otra forma probabilistica- deterministica, como lo podia ser el LOLP. Como parte de la

confiabilidad aparece también la seguridad, factor que se relaciona al aspecto operativo.

En los restantes sistemas estudiados, si bien aparecen normas para regular lo que es la calidad
y la seguridad de servicio, el termino confiabilidad esta sujeto a distintas interpretaciones. Por
ejemplo en Colombia se relaciona directamente a lo que es la continuidad, en Espafa se

enmarca bajo la calidad y seguridad, lo mismo que sucede en el sistema del Reino Unido.

Solo en el caso de los sistemas de los Estados Unidos y el sistema espafiol, se definen
explicitamente los estados de operacion del sistema, de manera similar a la que planteara. Lo
anterior incide en que se planteen normas para las distintas condiciones en las que se puede

encontrar el sistema, ya sea previo, post o0 en la misma ocurrencia de una contingencia.

Ello implica una operacion mas seguray en el caso de fallas una reposicion del suministro mas
ordenada. Lo anterior también radica en el hecho de que los paises en donde se utilizan, se
imponen normas y procedimientos para los distintos segmentos del SEP en los distintos
estados de operacion.
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Con respecto a la seguridad del sistema, en todos los sistemas estudiados se requiere del
cumplimiento de al menos el criterio N-1, tanto como condicion de disefio del sistema de
transmisién como en la operacién misma. En sistemas como el del Reino Unido y EEUU se
aplica también el criterio N-2, aunque restringido al tipo de falla.

Con relacion a la seguridad, también se fijan otros requerimientos, como esquemas de
desconexion de carga, andlisis de estabilidad y limites de variacion para los rangos de voltaje y
frecuencia, entre otros.

En el caso de Espafia se fijan porcentajes para reservas de regulacion, la que en el caso de
regulacién primaria debe ser de un 1,5% de la potencia instalada de cada unidad generadora.

Con respecto a la calidad, esta queda supeditada basicamente a lo que son rangos de
variacion de frecuencia y voltaje, incorporandose en algunos casos la continuidad (aunque no
se aborda de manera explicita en las normas estudiadas).

En todos los sistemas se reconocen los servicios complementarios como parte importante del
afianzamiento de la seguridad y calidad del suministro, lo que también queda sujeto a la
interpretacion y definicion que se tenga para ellos. Cualquiera sea el caso, se esgrime la idea

de una operacion mas confiable y segura de la red.

En todos los sistemas ya se encuentra implementado el mercado para los servicios
complementarios, apareciendo en el caso del sistema colombiano como una generacion
forzada por seguridad, para el tratamiento de algunos de estos. Se estudian dos formas
distintas de implementarlos, en el caso del sistema colombiano y en el caso del Reino Unido,
caso en donde a través del operador y duefio de la transmision (NGC), se fija de un esquema

de incentivos y un mercado para los SC.

A continuacion se presenta una tabla comparativa resumen (Tabla 2-6). A través del estudio de
distintos sistemas, se ha buscado extraer las principales normativas en lo que se refiere a la
confiabilidad del sistema. Si bien hay una tendencia a reglamentar lo que es la seguridad, se ha
tratado de esbozar y nombrar los &mbitos de mayor relevancia de cada uno de ellos.
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No se trata el mercado para los SC de todos los sistemas, ya que su andlisis detallado escapa

al fin ultimo del estudio, no asi su relacion e importancia para con la confiabilidad.
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Tabla 2-6. Andlisis comparativo de los aspectos mas relevantes en materia internacional

EEUU ESPANA COLOMBIA CHILE REINO UNIDO
MARCO CONCEPTUAL
GENERICO: NO EXPLICITA: NO EXPLICITA: NO EXPLICITA: NO EXPLICITA:
DEFINICION
ASOCIADA A FRECUENCIA Y ASOCIADA A FRECUENCIA Y SEGURIDAD Y
SUFICIENCIA Y SEGURIDAD Y CALIDAD N° DE INTERRUPCIONES N° DE INTERRUPCIONES CALIDAD
SEGURIDAD
DEFINICION EXPLICITA Sl NO NO NO NO
ASPECTOS DE LA SEGURIDAD Y SUFICIENCIA CONSF'EgEfJ';'Im% chk'/I%AD Y SEGURIDAD, SUFICIENCIA Y
CONFIABILIDAD COMO PARTE DE LA SEGURIDAD Y CALIDAD ASPECTOS. INDEPENDIENTES CALIDAD COMO PARTE DE SEGURIDAD Y CALIDAD
CONFIABILIDAD LA CONFIABILIDAD

NO DEL TODO COHERENTE

e CRITERIO N-1 +
CONTINGENCIAS MAS

SEVERAS e  CRITERIO N-1 Y N-2 e CRITERIO N-1 e  CRITERIO N-1
° ESG?JRR?:D'\/L%DORES DE e ESTADOS DE e LIMITES DE e LIMITES DE * CRITERION-1YN-2
OPERACION VARIACION PARA VARIACION PARA .
CONFIABILIDAD LA FRECUENCIA Y EL LA FRECUENCIA Y EL LIMITES DE
e OTROS ) VARIACION PARA
e LIMITES DE VOLTAJE VOLTAJE
REQUERIMIENTOS: . LA FRECUENCIA Y
ESTADOS DE VARIACION PARA EL VOLTAJE
OPERACION. LIMITES DE LA FRECUENCIA Y EL e  SEPARACION EN e  SEPARACION EN
o VOLTAJE AREAS OPERATIVAS AREAS OPERATIVAS
VARIACION DE LA
FRECUENCIA Y EL
VOLTAJE
ALGUNOS SON OFERTADOS
MERCADO PARA LOS EN LA BOLSA Y OTROS c OMPLE);VIS‘;\IF?Q;'SS SON
Sl
’ L Teoeamo Ot s e
SEGURIDAD MERCADO
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3. Evaluacion de la
Seqguridad en
Sistemas
Eléctricos de

Potencila

3.1 Introduccidn

El objetivo fundamental de un sistema de energia eléctrica es suministrar a sus clientes energia
eléctrica de la manera mas econémica posible y con una garantia razonable de la continuidad y
calidad del servicio. Para mantener estos estandares de seguridad es necesario que los
sistemas de energia eléctrica sean confiables.
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La confiabilidad de un sistema de energia eléctrica no es mas que el reflejo de la suficiencia y
la seguridad del mismo. La suficiencia como una relacion compuesta por la generacion y
transmision se refiere a la existencia tanto de la capacidad de generacién suficiente para
abastecer la demanda de energia, asi como también a la capacidad asociada a las
instalaciones de transmision requeridas para transportar la energia a los principales puntos de

carga del sistema.

La evaluacién de la seguridad es una de las principales preocupaciones en la planificaciéon y
operacion de sistemas de energia eléctrica. Las secciones de este capitulo, revisan la literatura
relevante para el analisis de los problemas de seguridad en sus tres modos — estatica,
dindmica y transitoria. De manera particular, cubre los conceptos fundamentales de seguridad
del sistema de potencia, los enfoques deterministicos y probabilisticos para la seguridad,

ademas de las técnicas utilizadas en la suficiencia y las evaluaciones de seguridad.

3.2 Herramientas de Anélisis de la Seguridad

En términos de una planificacion y operacion apropiada, tener un sistema seguro significa que
después de una perturbacion, (1) el sistema de potencia tendré la capacidad de pasar a una
condicion de estado estacionario aceptable luego de una falla transitoria, y (2) en esta nueva
condicién de estado estacionario, todos los componentes estaran operando dentro de los
limites establecidos. El andlisis utilizado para el primer requisito es el analisis de transitorios o
evaluacion de seguridad dinamica (Dynamic Security Assessment, DSA). El analisis de la
segunda condicion es la evaluacion de la seguridad estatica (Static Security Assessment, SSA).
Por otro lado, ademéas de estos andlisis, el control de voltaje se ha convertido en una
preocupacion cada vez mayor por lo que se considera como un tercer analisis la evaluacion de
la seguridad de voltaje o voltaje (Voltage Security Assessment, VSA); cabe resaltar que este
andlisis a menudo se superpone con la SSAy DSA.
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Fgura 3-1. Modos del proceso de evaluacion de la seguridad.

Tipicamente, la evaluacion de seguridad estatica (ESE) se lleva a cabo primero, seguida de la
evaluaciéon de seguridad dinamica (ESD). La ESE evalla el estado estacionario después de
ocurrida la contingencia del sistema, dejando de lado el comportamiento transitorio y
cualesquiera otras variaciones dependientes del tiempo. Para la ESE en tiempo real, las
velocidades de los equipos computacionales modernos permiten realizar estudios de flujo de
carga de un gran numero de contingencias en linea.

Este tipo de programa informatico es un componente estandar de los sistemas de gestion de
energia (Energia Management Sistema, EMS), este programa por lo general no calcula
directamente los margenes de seguridad, sino que simplemente evalGa limites estaticos.
Existen varias técnicas disponibles para llevar a cabo de forma rapida y fiable la ESE, a pesar

de que no se utilizan ampliamente en la practica.

La ESD evalla la transicion en funcién del tiempo de la pre-contingencia al estado posterior a
la contingencia para determinar la estabilidad del sistema de, tanto para las pequefas
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perturbaciones como grandes. Dos problemas dinamicos, la estabilidad y el colapso de voltaje,

se deben considerar cuando se realiza un estudio de seguridad dinamica.

La evaluacion de la estabilidad transitoria es la principal preocupacién en la ESD para sistemas
de energia de multiples maquinas, analizando si un fallo en el sistema, o la pérdida de un
generador grande, puede dar lugar a grandes oscilaciones electromecanicas entre las unidades

generadoras que conlleven al colapso del sistema por pérdida de sincronismo.

Los métodos para la ESD en tiempo real todavia no estan en pleno operacion, estan siendo
probados y evaluados con algunos enfoques en la actualidad. La investigacion sobre la ESD en
linea se ha centrado en el uso de métodos rapidos para determinar prontamente la estabilidad
del sistema, incluyendo ambas simulaciones en el dominio del tiempo para los indices de
estabilidad transitoria y diversos métodos en funcion de la energia. Esto estd en marcado
contraste con los estudios completos y detallados que requieren mucho tiempo empleados en
la planificacion operativa. Las técnicas convencionales para el andlisis de seguridad dinamica
requieren tiempo computacional excesivo. Por lo tanto, estos son generalmente indeseables

para los propositos en linea.

La evaluacion de seguridad de voltaje (ESV) se ha basado principalmente en los métodos
estéticos o pseudo-dinAmico, con algunas herramientas Utiles disponibles en linea. El problema
de estabilidad de voltaje se asocia generalmente con el aumento de la carga de las lineas de
transmision largas e insuficiente suministro de energia reactiva local. Una caida de voltaje
inicial gradual, seguido por una disminucion o colapso acelerando rapidamente, caracteriza a
estos tipos de fendbmenos. El intervalo de tiempo de la fase de caida de voltaje lenta
tipicamente es entre 1 a 10 minutos, que a menudo se da tiempo para que el operador pueda

ejercer una accion correctiva.

3.3 Evaluacion de la Seguridad Estatica

La evaluacion de la seguridad de estado estacionario se refiere principalmente a la cuestion de
la suficiencia o adecuaciéon de la capacidad de generacion y transmision para satisfacer la
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demanda. En la evaluacion de la seguridad, hay dos aspectos en la falla del sistema que deben

ser considerados, uno es la restriccion de carga y el colapso del sistema.

La seguridad estatica es la capacidad de un sistema de energia eléctrica para llegar a un punto
de operacién en estado estacionario sin violar las restricciones del sistema operativo después
de una contingencia. Las violaciones son definidas en base a los limites térmicos de las lineas
de transmision, transformadores, generadores, etc. y en base los limites de voltaje de las
barras.

Los componentes principales en la evaluacion de la seguridad del sistema son:

1. Supervision o monitoreo del sistema
2. Andlisis de contingencia

3. Acciones correctivas y predictivas

El prerrequisito para la evaluacion de la seguridad del sistema es conocer los estados de
operacion del mismo. Por lo tanto, la supervision y el monitoreo del estado de operacion del

sistema es el primer paso.

Con la ayuda de los dispositivos de medicion dispersos por todo el sistema se obtiene una
imagen del estado de operacién actual del sistema. Las mediciones pueden ser en forma de
inyecciones de potencia, flujos de potencia, voltaje, corriente, estado de los interruptores,
seccionadores, tomas de los transformadores, de salida del generador, etc., todas esta

informacion es enviada en paquete de sefiales de telemetria hacia el centro de control.

Por lo general, dichas sefiales son procesadas y analizadas en el centro de control mediante un
estimador de estado, el cual presenta de forma resumida el comportamiento de las variables de
interés y del estado del sistema.

El sistema de medicion y control se conoce comuUnmente como sistema de control, supervision
y adquisicion de datos (Supervisory Control and Data Acquisition - SCADA).
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Una vez que se conoce el estado de operacion actual, la siguiente tarea es el andlisis de
contingencia. Los resultados de andlisis de contingencia permiten que el sistema sea operado a
la defensiva. Los principales componentes del analisis de contingencia son:

e Definicion de las contingencias
e Seleccion de las contingencias

e Evaluacion de las contingencias

La definicidon de las contingencias consiste en preparar una lista de posibles contingencias.

El proceso de seleccién de contingencia consiste en escoger el conjunto de la de las
contingencias con mayor probabilidad de ocurrencia; las cuales han de ser evaluadas en

términos de riesgo potencial para el sistema.

Finalmente, las contingencias seleccionadas son listadas en orden de seguridad tomando en

cuenta el nUmero de elementos con violaciones a los criterios de operacion establecidos.

En la practica convencional, la evaluacion de la seguridad en estado estable se realiza
analiticamente por el modelado de la red y el uso de técnicas rapidas de solucién de flujo de
carga, como el flujo en corriente continua, el cual permite evaluar rapidamente los riesgos
asociados con cada contingencia. Este enfoque tradicional implica gran numero de
simulaciones intensivas computacionalmente. Por esto el andlisis en detalle de un gran nimero

de contingencias es una dificil tarea.

La determinacion del nivel de seguridad, para las condiciones de operacion dadas, se ha hecho
tradicionalmente con el método determinista donde una condicion de operacion se identifica
como seguro o inseguro en funcién de que todas y cada una de las variables monitoreadas
satisfaga los criterios de operacion especificados.

Si uno o mas contingencias causan violaciones de estas condiciones de operacion, a
continuacion, se toman medidas para mover al sistema a la region segura de operacion. Si no
hay imprevistos que causen violaciones, entonces no se precisa de la accién correctiva, en
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cambio se pueden tomar acciones para mejorar la eficiencia econémica de la entrega de
energia a los usuarios finales.

Por ultimo, las contingencias seleccionadas se clasifican por orden de seguridad, hasta que no
se observa una violacion de los limites de operacion.

El indice de seguridad estética — ISE (Static Security Index — SSI), se utiliza para evaluar el
nivel de seguridad estatica del sistema para una condicion de operacion dada ante la
ocurrencia de una contingencia. El indice de seguridad estatico se obtiene mediante el calculo

del indice de sobrecarga de linea y el indice de desviacién de voltaje, correspondiente a cada
linea y barra del sistema respectivamente.

La lista de atributos utilizados en el célculo del vector de patrén para la seguridad estéatica es:
Xgse = {IV |y 0y SgiSpi Sy} 3-1

En la Tabla 3-1 se muestra el nivel de seguridad estatica segun el rango de variacion del indice
de seguridad estético.

Tabla 3-1. Nivel de seguridad estéatico segln el indice de seguridad estatico.

INDICE DE SEGURIDAD ESTATICO [ISE] CLASE / NIVEL DE SEGURIDAD ESTATICO

Clase B : SEGURIDAD CRITICA
Clase D : INSEGURIDAD EXTREMA

Luego se requieren acciones preventivas y correctivas para mantener una operacion segura del

sistema o para llevarlo a un estado de operacion seguro.

Las acciones correctivas son de corta duracién y por lo regular se realizan de manera
automaética.
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Las acciones preventivas, tales como la reprogramacion de generacion implican escalas de
tiempo mas largos. Los analisis de flujo de potencia éptimo con restricciones de seguridad son
un ejemplo de la reprogramacion de las generaciones en el sistema con el fin de garantizar un

funcionamiento seguro.

Los enfoques de evaluacion de seguridad se pueden clasificar en, deterministico o
probabilistico. Los métodos deterministicos proporcionan una regla muy simple para su uso en
la toma de decisiones. Sin embargo, con el énfasis de la industria en materia de competencia
econdmica, y con el aumento de la vulnerabilidad de la red asociada, los investigadores han
buscado otras técnicas que pueden indicar si el sistema es lo suficientemente seguro mientras

gue funciona econOmicamente como sea posible.

3.3.1 Método Deterministico

En la evaluacion de la seguridad con el método determinista, la decision se basa en el requisito
de que los resultados obtenidos para cada evento de interrupcion del sistema, del conjunto de
contingencias establecidas, cumplan con los criterios de operacion predeterminados en la

evaluacion de desempefio.

Para la definicion del estudio se requiere una cuidadosa reflexion y discernimiento, porque el
nuamero de topologias de red posibles, el rango de condiciones operativas y el nUmero eventos
de salida de elementos concebible son bastante grandes, por lo que el estudio en detalle de

todas las combinaciones de ellos no es en general razonable.

En consecuencia, en los sistemas eléctricos el enfoque determinista se ha desarrollado con el

fin de minimizar el esfuerzo de andlisis para proporcionar resultados Utiles de manera rapida.

Este enfoque depende de la aplicacion de dos criterios durante el desarrollo del estudio:

e Credibilidad: Seleccion de la topologia de red, eventos de interrupcion, y las condiciones

de operacion que son discretamente probables de ocurrir.
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e Severidad de la amenaza o Gravedad: La medida en que se violan los criterios de
operacion predeterminados para cada equipamiento. Obviamente, estados de operacion
en los que se presenten sobrecargas en lineas de transmision de 104 % y 110 % son
diferentes en gravedad. El evento de salida, la configuracion de red y el estado
operativo en el que se basa la decision debe ser la condicién de operacién del sistema
mas severa, 0 sea que no ha de existir ningun estado de operacion del sistema mas

critico que este.

Los parametros de estudios practicos utilizados para determinar los limites de operacion son
los flujos en las principales rutas de transferencia entre zonas, los niveles de generacion, o los

niveles de carga para un periodo especifico y los niveles de voltaje.

La practica actual y tradicional utiliza métodos deterministas con margenes de seguridad para
cubrir todas las posibles incertidumbres desconocidas. En la evaluacion de seguridad con el
meétodo deterministico hay seis pasos béasicos en la construccion de un limite de seguridad.
Estos son:

1. Desarrollar casos base de flujo de cargas correspondientes al periodo de tiempo (dia,
mes, estacion del afio, etc.), y las condiciones de carga (pico, llano, valle) necesarias
para el estudio. En cada caso base, el despacho de las unidades y la topologia de red
se seleccionan sobre la base de las condiciones previstas para el periodo de tiempo
elegido. Las topologias seleccionadas son normalmente todos los circuitos en servicio:
aqui, la credibilidad tiene prioridad sobre la gravedad. A veces también se realizan

estudios de sensibilidad si para el futuro préximo se tienen topologias débiles.

2. Seleccion del conjunto de contingencias. Normalmente este conjunto se compone de
eventos creibles para los que las condiciones operativas post-contingencia podrian
verse afectadas. En los estudios deterministas el criterio "N -1” se utiliza a menudo para
identificar los casos mas probables; en esta técnica los eventos se limitan a sélo los

relacionados con la pérdida, considerando la salida de un componente a la vez.
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3.3.2

Seleccion de los pardametros de estudio y determinacion de las areas de distribucion
identificadas a partir de las condiciones operativas previstas durante el periodo de
tiempo de interés, es considerado como el rango de estudio.

Identificar el evento o eventos (en base al indice de seguridad) que ocasionan
violaciones a los criterios de operacion del sistema, tal como el incremento del estrés
operacional dentro del rango de estudio. Nos referimos a estos eventos como las
contingencias limitantes. Si no hay tales violaciones dentro del rango de estudio, la

region de operacion no es insegura, y el estudio se ha completado.

Identificar el conjunto de condiciones de operacion dentro del rango de estudio que
provocan violaciones mas criticas a los criterios de operacion del sistema para una
contingencia limitante determinada. Este conjunto de condiciones de operativas definen
una linea (para dos parametros de estudio), una superficie (por tres pardmetros de
estudios) o una hiper superficie (para mas de tres) que dividen el rango de estudio. Esta
linea, superficie o hiper superficie es el limite de seguridad.

Condensar el limite de seguridad en un conjunto de graficos o tablas que puedan ser
facilmente comprendidos y utilizados por el operador. Los homogramas son una de las

formas comunes de expresar los limites de seguridad.

Método Probabilistico

Los sistemas de energia han pasado de un sistema regulado a un incierto entorno de mercado

competitivo. Esto ha llevado a los operadores para hacer frente a una mayor presion ante los

imperativos econdmicos del mercado, para operar los sistemas de energia con menores

margenes de seguridad. Para hacer funcionar el sistemamas cerca de los limites deterministas

tradicionales, o incluso méas alla de ellos, se necesitan métodos més refinados para la

evaluacion de la seguridad del sistema de potencia que dan cuenta de la naturaleza

probabilistica de variables inciertas en la toma de decisiones.
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Algunos estudios usan enfoques analiticos (a veces llamados enumeracion de contingencia)
para resolver problemas de probabilidad, mientras que otros utilizan la simulacion de Monte
Carlo para el mismo propoésito. Los métodos analiticos basados en la probabilidad condicional
son computacionalmente intensivos cuando se aplican a un sistema con muchos componentes.
Sin embargo, los métodos basados en las simulaciones Monte Simulacion Carlo son

adecuados para el andlisis de sistemas complicados.

Los métodos de simulacion de Monte Carlo permiten obtener resultados mediante la
recopilacién y el andlisis por muestreo de los datos basados en experimentos estadisticos. Hay
dos enfoques basicos para la simulacion de Monte Carlo, la simulacion secuencial y la

simulacién no secuencial.

En la simulacion no secuencial también llamado muestreo aleatorio, un estado del sistema
puede ser determinado por muestreo aleatorio basado en las distribuciones de probabilidad de
la componente establecida independientemente de las secuencias de ocurrencia. Es dificil

calcular el indice de frecuencia utilizando este enfoque.

La simulacién secuencial se basa en la duracién del estado de las componentes. Se procede
mediante la generacion de una secuencia de eventos utilizando numeros aleatorios y
distribuciones de probabilidad de variables aleatorias. Ademas, hay dos técnicas en la
simulacion secuencial de Monte Carlo, el método de intervalo fijo y el método de evento
siguiente. En el método de intervalo fijo, los estados del sistema se actualizan con un intervalo
fijo. En el método de evento siguiente, los estados del sistema se actualizan a la ocurrencia de

un evento.

La simulacion de Monte Carlo es adecuada para el andlisis de sistemas complejos tales como
un sistema de energia, pero también requiere gran cantidad de tiempo de calculo para lograr la
convergencia estadistica satisfactoria y la caracterizacion de los muestreos de estados
repetidos en la evaluacion de la seguridad.

Al igual que el método deterministico, en la evaluacion de seguridad con el método
probabilistico también se tienen los seis pasos basicos en la construccion de un limite de
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seguridad. En este caso particular, los pasos del 1 al 4 se mantienen igual que en el método

deterministico, sin embargo los pasos 5y 6 son diferentes:

5. Evaluar el indice probabilistico en todo el rango de estudio. Establecer un limite

especifico a partir del cual la operacién se considera inaceptable.

6. Identificar el conjunto de condiciones operativas dentro del rango de estudio que tienen
un indice de evaluacioén igual al nivel umbral. Este conjunto de condiciones operativas
puede constituir una linea (para dos parametros del estudio), una superficie (por tres) o
un hiper superficie (mas de tres) que divide el rango de estudio. Esta linea, superficie o
hiper superficie representa el limite de seguridad aceptable para las diferentes regiones
de operacion.

El conjunto de condiciones operativas identificadas permiten definir las regiones de operacion

segura (nomogramas) entorno a las variables analizadas.

3.3.3 Comparacion de los enfoques probabilisticos y deterministicos

Los meétodos probabilisticos constituyen herramientas poderosas en muchos tipos de
problemas de toma de decisiones. Las evaluaciones probabilisticas juegan un papel importante
cuando un resultado se asocia con incertidumbres.

Sin embargo, la aceptacion de los enfoques probabilisticos es lento, principalmente porque no
tienen adquirido el nivel de credibilidad, que se concede alos métodos deterministas en base a
su sencillez y su transparencia.

A continuacion se presentan algunas diferencias relevantes entre ambos métodos:

o Efecto de la probabilidad en los eventos de salida: El enfoque determinista no distingue
entre la probabilidad de ocurrencia de las contingencias dentro del conjunto de
contingencias seleccionadas, ya que estas pueden tener diferentes posibilidades de
presentarse 0 no, y el enfogue probabilistico da la facilidad de representar esto. Por lo
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tanto, puede haber algunas situaciones en las que una violacion determinista presenta
muy bajo riesgo debido a que la probabilidad de interrupcion es extremadamente baja.
Sin embargo, puede haber otras situaciones en las que una violacion determinista

presente muy alto riesgo debido a una muy alta probabilidad de interrupcion.

e Efecto de las contingencias no limitantes y condiciones de fallo: El enfoque determinista
sOlo evalla las contingencias mas restrictivas y las condiciones de falla
correspondientes; es decir, que no reconoce la influencia del nivel de seguridad de las
contingencias menos restrictivas o condiciones de falla. Por otro lado, el enfoque
probabilistico hace capturar el aumento del riesgo causado por multiples limitaciones, ya
gue resume riesgo asociado con todas las contingencias y condiciones de fallo, es
decir, el enfoque probabilistico es capaz de componer riesgo de eventos multiples y
multiples condiciones de fallo, reflejando a su vez la composiciéon del riesgo total y no

simplemente el nivel de riesgo obtenido a partir de la Unica contingencia mas restrictiva.

e Efecto del riesgo de la region insegura: El enfoque determinista no proporciona
informacion acerca de las regiones inseguras, sin embargo, un limite a una region de
alto riesgo es mas amenazante que un limite a una region de bajo riesgo. El método
probabilistico prevé un despliegue de varios contornos de iso-riesgo, de los cuales uno
puede considerar efectivamente la variacién del riesgo en toda la region de operacion.
Este atributo es especialmente importante cuando las pequefias variaciones en las

condiciones de operacion en la frontera causan grandes variaciones de riesgos.

e Efecto de la incertidumbre en las condiciones de operacion: El enfoque determinista no
puede hacer frente a la incertidumbre en las condiciones de operacion. Esta limitacién
impide el analisis riguroso de cerca a las condiciones futuras de operacion del sistema,
ya que el futuro es inherentemente incierto. Por otra parte, la evaluacion probabilistica
trata incertidumbre en condiciones de operacion muy bieny es por consiguiente ésta es

adecuada para evaluar las condiciones futuras.

Los beneficios anteriores se obtienen con el coste de la recoleccion de datos necesarios para
proporcionar modelos de probabilidad razonables.
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La importancia de los puntos sefialados anteriormente radica en el hecho de que el método
probabilistico refleja mejor los atributos que determinan la seguridad de un sistema eléctricoy a
Su vez proporciona una mejor idea de ésta, lo que conlleva a una mejor manera para la toma

de decisiones operativas.

En Ultima instancia, esto implica la seleccion de un valor del indice de seguridad para delimitar
las regiones de operacion como aceptables e inaceptables. En principio, esto se puede hacer
(a) utilizando el juicio basado en la experiencia, (b) en relacién con los criterios ya existentes, y

(c) la relacion costes-beneficios de optimizar.

3.4 Evaluacion de la Seguridad en Tiempo Real

La evaluacion de la seguridad en tiempo real es una de las principales preocupaciones en los
sistemas que presentan restricciones operativas por limites de estabilidad.

Una evaluacion de la seguridad en tiempo real:

e Proporciona al operador del sistema la informacién sobre el estado de seguridad del

sistema

e Determina los limites de operacién para garantizar la seguridad dinamica del sistema en

caso de ocurrencia de cualquier critico contingencias

¢ |dentifica las contingencias que limitan y calcula los indices que cuantifiquen el grado de

la estabilidad o inestabilidad para cada caso.

Hay un conjunto de criterios que han de ser satisfechos con la evaluacion de la seguridad en

tiempo real. Ellos son:

e La estabilidad transitoria inicial (modo planta y modo zona, para una o varias barras de

referencia).
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e Fluctuaciones de voltajes (disminucidbn o aumento) mas alla del nivel de umbral

especificado y duracion.

e Los criterios de margen de relé.

e Amortiguacion minima ante la ocurrencia de contingencias predefinidas.
Estos analisis por lo general son realizados con aplicaciones comerciales especializadas para
evaluaciéon de sistemas de potencia. Por lo regular los sistemas SCADA tienen modulos de
andlisis que permiten realizar cada una de estas valoraciones.
Estos aspectos son utilizados en el analisis dinamico con el objetivo de:

1. Determinar el tiempo mas probable de contingencia

2. Predecir el impacto de la contingencia en todo el sistema

3. lIdentificar las acciones de control apropiadas para reducir el riesgo de fallas

El andlisis y control en linea de seguridad incluye tres aspectos relevantes para la operacion

del sistema, la supervision, la evaluacion de estado y el control del mismo.

La Figura 3-2 muestra la estructura de andlisis de la seguridad en tiempo real. En etapa 1, a
través del sistema de supervision se escanean las condiciones actuales del sistema, a fin de
reconocer el estado de operacion, determinar si éste esta operando normalmente o no. Si esta
en estado normal, a continuacién, pasamos a la etapa 2; evaluacion de la seguridad, a través
de simulaciones el sistema es sometido a una serie de contingencias para ver si es seguro o
inseguro. Cuando nos encontramos con que el sistema es inseguro, vamos a llevar a cabo la

etapa 3.
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En la etapa 3 se evalian las medidas que se podrian utilizar para hacer que el sistema vuelva

al estado normal. La etapa 4 contempla la ejecucién de las acciones correctivas, lo que

significa utilizar medidas apropiadas para que el sistema vuelva a su estado normal luego de

entrar en estado de emergencia. La etapa 5, el Ultimo paso, se utiliza para restaurar el servicio

a las cargas del sistema.

® En Caso de

Pérdida de Carga

MEJORA DE LA
SEGURIDAD

SISTEMA DE
SUPERVISION

* Determinacién
de la Accion
Correctiva

 Ejecucion Accion
Correctiva

 Sistema en e Sistema en
Operacion Estado de

Normal Operacion
Inseguro

® Si el Sistema esta

en Estado de

CONTROL DE
RESTAURACION
* Acciones para

Restaurar el
Sistema

Fgura 3-2. Estructura de analisis de la seguridad en tiempo real.

3.5 Evaluacién de la Seguridad Dinamica

La evaluacion de la seguridad dinAmica (ESD) determina la capacidad del sistema para

soportar todas las contingencias creibles, teniendo en cuenta el detalle de las caracteristicas

dindmicas del sistema. Se dice que un sistema es dinamicamente seguro, si todos los

generadores son capaces de mantener el sincronismo por un largo periodo, después de que se

ha determinado que es transitoriamente seguro. Este un fenébmeno de estabilidad a largo plazo,

con un marco de tiempo de estudio del orden de unos pocos segundos a diez (10) minutos.
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Este tipo de evaluacion de seguridad requiere un modelado detallado de los componentes del
sistema de potencia que describen la dinamica de las maquinas y sus elementos de control.
Los analisis se realizan a través de simulaciones en el dominio del tiempo, en donde todas las

ecuaciones dinamicas del sistema se integran numéricamente.

El nivel de seguridad dinamica se define en base al célculo de un término llamado indice de
Seguridad Dinamica (ISD ), que a su vez depende del calculo del tiempo de despeje critico
(TDC) de una perturbacion transitoria especificada.

La lista de atributos utilizados en el calculo del vector de patrén para la seguridad dinamica es:

Xgsp = (V1 05 SgiSpi Sijs Pono 785, wf' } 3-2

ij
En la Tabla 3-2 se muestra el nivel de seguridad dinamica segun el rango de variacion del
indice de seguridad dinamico.

Tabla 3-2. Nivel de seguridad dinamico segun el indice de seguridad dinamico.

INDICE DE SEGURIDAD DINAMICO [ISD] CLASE / NIVEL DE SEGURIDAD DINAMICO

Clase B : SEGURIDAD CRITICA
Clase D : INSEGURIDAD EXTREMA

Fuente: IEEE

Ademas de la supervision, la evaluaciéon de estado y el control del mismo (considerados en la
evaluacion de la seguridad en tiempo real), en el analisis de la seguridad dindmica se
consideran los siguientes aspectos:

1. Determinar el tiempo mas probable de contingencia

2. Predecir el impacto de la contingencia en todo el sistema
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3. Identificar las acciones de control apropiadas para reducir el riesgo de fallas

En muchos sistemas el andlisis de la seguridad dinamica del sistema se realiza, por lo general,
de acuerdo a criterios de contingencia N-1, por la facilidad de uso y obtencién de resultados

utiles para la toma de decisiones.

La evaluacién de la seguridad dinamica identifica los cortocircuitos o contingencias que
provocan inestabilidades. Para un sistema debidamente planificado las contingencias no deben
hacer el sistema inestable si este opera dentro de sus limites. Sin embargo, como se ha
sefialado antes, en la operacion de tiempo real las condiciones de funcionamiento del sistema
pueden terminar en condiciones que no se previeron cuando se realizé la planificacion. Esto
resalta la importancia de comprobar si las contingencias pueden hacer que el sistema
inestable. El problema es que los calculos de estabilidad requieren mucho mas tiempo que los
célculos de flujo de potencia y la verificacion en linea de la estabilidad para el conjunto de

posibles contingencias es una tarea de enormes proporciones.

Con el avance de los sistemas de potencia, la evaluacion de la seguridad dinamica se ha
convertido en una exigencia de primera linea, por lo que la demanda de recursos informéaticos
para cumplir con esto aumenta cada dia mas. Las técnicas aprendidas a lo largo de los afios de
operacion y a través de la evaluacion seguridad estética, junto con el desarrollo de la
tecnologia de informacion y los nuevos algoritmos han permitido el desarrollo de Utiles

herramientas de evaluacion dinamica de la seguridad.

La identificacién de las contingencias requiere un método rapido de aproximacién que permita
determinar la estabilidad del sistema. El método tradicional y preciso es la solucién de flujo de
potencia en el dominio del tiempo; andlisis que permite retratar el comportamiento estable o
inestable de las trayectorias. Los métodos aproximados desarrollados hasta ahora calculan la
solucién de flujos de potencia en el dominio del tiempo por s6lo un corto tiempo, por lo general
un poco mas alla del despeje de las fallas.

Las diversas técnicas consisten en utilizar la energia transitoria y sus margenes, el criterio de
areas iguales, diferentes medidas de coherencia, y la energia de la sefal. Estas medidas
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también proporcionan los indices de estabilidad que pueden ser utilizados para clasificar las
contingencias de acuerdo a la gravedad de las mismas. Una vez que los peores casos son
determinados, la solucion de los flujos de potencia en el dominio del tiempo tradicional se

puede utilizar para determinar con precision la estabilidad del sistema.

Estas técnicas mencionadas aqui funcionan muy bien para los sistemas que son vulnerables o
son inestables por la falta de potencia de sincronizada. Estas inestabilidades se producen
rapidamente, en el orden de un segundo o menos, y puede ser detectado por una menor
cantidad de célculos. En la actualidad existen varios programas experimentales operando en
diversas partes del mundo y paquetes comerciales para centros de control ya estan
disponibles.

Las inestabilidades que ocurren después de varias oscilaciones es debido a la amortiguacion
negativa son dificiles de detectar sin una simulacién detallada, la cual resulta ser mas

prolongada por el anélisis modal.

En aquellos casos excepcionales en los que la evaluacion de la seguridad dinamica detecta la
inestabilidad, el operador, necesita tomar medidas preventivas una vez que son alertados. Esto
es porque una vez que la contingencia se produce, la aparicion de la inestabilidad es muy
rapida y no hay posibilidad de que el operador pueda tomar acciones correctivas de forma
manual después de haber ocurrido el hecho. En algunos casos, el operador puede ser capaz
de recurrir a los dispositivos de proteccion especiales para deslastrar la carga o generacion que
garantice la estabilidad.

La accion preventiva, mas comun, a disposiciéon del operador es la modificaciéon del patrén de
generacion. Dado que esto aumenta el costo de operacion, los investigadores estan tratando
de encontrar métodos para calcular rapidamente los cambios minimos necesarios para
mantener la estabilidad para contingencias de este tipo en particular. La forma més sencilla de
hacerlo es volviendo a calcular los limites de flujo de potencia en una linea de transmisién en

particular.
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3.6 Evaluacion de la Seguridad Transitoria

La evaluacion de la seguridad transitoria - EST (Transient Security Assessment, TSA), consiste
en determinar si las oscilaciones del sistema, después de la ocurrencia de una falla o una gran
perturbacion de un conjunto de contingencias, causara la pérdida de sincronismo entre los

generadores del sistema.

Este problema pertenece a la estabilidad del angulo del rotor del sistema de potencia. La
estabilidad del angulo del rotor se ocupa de la capacidad del sistema para permanecer en
sincronismo después de una gran perturbacion. Un método directo de analisis de estabilidad
transitoria que utiliza el modelo de la maquina clasica es la llamada funcién de energia
transitoria - FST (Transient Energy Function, TEF), ésta se utiliza para determinar el nivel de
seguridad transitoria. La funcion de energia transitoria es la suma de la energia cinética y
potencial de todos los generadores del sistema.

El método de la FST consiste en el calculo de dos energias: la energia transitoria del sistema y
la energia critica en el despeje de fallas. La energia transitoria del sistema es el exceso de
energia que posee el sistema en el instante de despeje de la falla, que debe ser absorbida por
la red para que la estabilidad se mantenga. Mientras que la energia critica indica la capacidad
maxima del sistema para absorber la energia acumulada durante la perturbacion.

El nivel de seguridad transitoria se define sobre la base del célculo de un término llamado

indice de seguridad transitoria transitorio — IST (Transient Security Index, TSI) para una
condicién de operacion del sistema dada y una perturbacion especificada.

La lista de atributos utilizados en el célculo del vector de patron para la seguridad dinamica es:

— 0 0 0 10 10 cl  cl prcl rel cl 1
Xpst = (V1 05 SgiSpi 68 @R E i E' i E' fate Tt 85 05 E' G, E' G E i Tonae 3 3-3

En la Tabla 3-3 se muestra el nivel de seguridad transitorio segun el rango de variacion del
indice de seguridad transitorio.
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Tabla 3-3. Nivel de seguridad transitorio segun el indice de seguridad transitorio.

INDICE DE SEGURIDAD TRANSITORIO [IST] CLASE / NIVEL DE SEGURIDAD TRANSITORIO

Clase B : SEGURIDAD CRITICA
Clase D : INSEGURIDAD EXTREMA

Fuente: IEEE

3.7 Evaluacion de la Seguridad de Voltaje

Un caso diferente de la inestabilidad es cuando la voltaje se vuelve inestable, conocida
como voltaje colapsar. A diferencia de la inestabilidad eje del generador se ha mencionado
anteriormente, que es causada por un desequilibrio en la capacidad real en el sistema, el
colapso de voltaje es causado por el desequilibrio de potencia reactiva en un éarea del
sistema. La inestabilidad del voltaje puede ocurrir muy lentamente y la evaluacién de esta por lo
las mismas técnicas utilizadas en el analisis de seguridad dinamica no funcionan bien, dado
gue no permite la deteccién de colapso de voltaje. Analisis de seguridad de voltaje requiere el
uso de programas especializados.

La principal herramienta utilizada para estudiar el colapso de voltaje es el flujo de potencia
continuo, que utiliza una técnica especial para obtener la convergencia de la soluciéon de flujo
de potencia cerca de las condiciones de colapso de voltaje (curva P-V'y Q-V). Esto proporciona

un método para determinar los limites para evitar colapso de voltaje.

Existen propuestas de aplicaciones en base a esta misma técnica pero, la real aplicacion de
este andlisis se realiza en el centro de control. Los instrumentos de evaluacién de la seguridad
estatica y dinamica proporcionan mucha informacion sobre el comportamiento del voltaje del
sistema en tiempo real en virtud de contingencias, por lo que estos métodos son utilizados para

predecir el colapso de voltaje.

Por ejemplo, en la evaluacion de la seguridad estatica se calculan los voltajes para cada

contingencia; los casos en que los voltajes son particularmente bajos indican que el sistema
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esta cerca del limite colapso de voltaje. Si el flujo de potencia no converge para una
contingencia, puede ser una sefial de un posible colapso de voltaje, por lo que dicho debe ser
estudiado por el flujo de potencia continuacion.

3.8 Técnicas de Planificacion y la Seguridad

Garantizar la seguridad en el largo plazo, es decir, planificar la inclusién de suficiente
capacidad de generacion y también de transmision pueden llegar a ser bastante complicado.
Dado que en los sistemas eléctricos desregulados las empresas de generacion ya no tienen la
obligacién legal de servir, sino que dicha responsabilidad cae sobre el regulador; ademas la
experiencia ha demostrado que bajo ambos esquemas de la generacién apropiada no es
siempre garantizada. En los sistemas eléctricos con esquemas de mercado se supone que el
incentivo financiero se elevard lo suficiente para fomentar la disponibilidad adecuada

generacion.

Por tal razén la seguridad se vuelve un aspecto de vital importancia a tratar dentro de la

planificacion.

3.8.1 Técnicas de Planificacion

La planificacion a largo plazo se centra en la instalacion de generacion y transmision adecuada
para satisfacer el crecimiento de la carga prevista. Pueden pasar varios afios a partir de la
decisioén inicial a la instalacion de nuevas plantas o lineas de transmision. Por lo tanto, las
proyecciones de carga, basadas en crecimiento econémico y demografico previsto, y la
disponibilidad de generacién se necesitan para varios afos en el futuro. Estas previsiones a
mas largo plazo estan sujetas a una significativa cantidad de error y debe ser tratada por
métodos estadisticos.

En la actualidad la ampliacion de las instalaciones existentes se ha visto limitada por mas
preocupaciones publicas elevado de impacto ambiental. Esto ha significado un mayor énfasis

en una planificacién precisa. Las nuevas medidas para desregular buscan proporcionar
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estudios de planificacién cada vez mas detallados, aunque el ambiente sea completamente

diferente de mercados competitivos para las empresas de generacion y transmision.

El nivel de precisién que se puede incluir en los estudios esta inversamente relacionado con el
marco de tiempo de interés. Estudios de planificacion a mas largo plazo deben centrarse
necesariamente en métodos estadisticos para analizar la adecuacion de la infraestructura

propuesta para una variedad de posibles escenarios futuros.

3.8.2 Planificacion Generacién

La capacidad de generacién requerida en un sistema de energia depende de la disponibilidad
de unidades generadoras Yy el patrén de carga. La capacidad de generacion disponible debe ser
suficiente para cubrir las interrupciones imprevistas o forzosas de las centrales del sistema, asi

como el mantenimiento normal de las unidades.

La disponibilidad de los generadores se mide con mayor frecuencia en términos de la tasa de
paro forzado de la unidad, que es la fraccion de tiempo esperada para una unidad estar

indisponible exclusivamente por las salidas programadas.

El patrén de carga sobre una base diaria y estacional también juega un papel importante, ya
gue el sistema debe ser capaz de suministrar la energia requerida en los picos de carga. Estas
cargas esperadas, se modelan normalmente organizando las cargas diarias en orden
descendente durante el periodo de estudio, por ejemplo los datos de un afio en particular. Esta

curva utilizada para representar el consumo eléctrico se denominada curva monétona de carga.

A partir de esta curva se obtiene la distribucion de probabilidad de carga, la cual a su vez se
puede combinar con las estadisticas de capacidad de generacion para calcular la probabilidad
de que demanda excede la capacidad en un dia determinado. Esto se conoce comunmente
como la probabilidad de pérdida de carga (Loss of load probability - LOLP). Una curva de
distribucion de la probabilidad de carga, se muestra en el lado derecho de la Figura 3-3. El area

sombreada resultante es la energia insatisfecha esperada.
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Figura 3-3. Curva monétona de carga — Probabilidad de perdida de carga (LOLP).

La NERC estable que la energia no satisfecha debe ser menos de 1 dia en 10 afios. En caso

de no cumplir con este criterio, las nuevas unidades de generacion deben ser previstas.

Los indices bésicos descritos anteriormente se utilizan ampliamente, pero no logran dar una
idea de la frecuencia, o la duracion, de los cortes. Las estadisticas sobre las horas previstas de
las salidas de generadores para reparacion y la duracion de carga son necesarias para calcular
los tiempos de interrupcion previstos. Las tasas de transicion entre las diferentes condiciones
del generador, es decir, en operacion o en reparacion, se puede utilizar para modelar la
disponibilidad de generacion proyectada a través de métodos de Markov. Esto proporciona una
comprension mas profunda de la fiabilidad para puntos de carga especfficos en el sistema.
Para sistemas grandes, no es practico modelar todas las combinaciones posibles de los
estados de las unidades y los patrones de carga, sélo se emplean modelos simplificados de
carga y de interrupciones.

La planificaciéon de la generacion cambia por completo si dicha actividad esta liberalizada. La
instalacion de nueva generacion sera una funcion de las previsiones de ventas y contratos de

las empresas de generacion en lugar de la carga prevista en un area dada.
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3.8.3 Planificaciéon de la Transmisiéon

El disponer solo de capacidad de generacion suficiente no garantiza el abastecimiento de la
demanda por completo. También debe haber adecuadas instalaciones de transmision para
entregar la potencia requerida. El sistema de transmisién es una compleja interconexion de
lineas de transmision, transformadores, condensadores, etc., con mdultiples caminos entre

generadores y cargas.

Para garantizar una operacion viable de los equipos se deben realizar andlisis en estado
estacionario a través de los flujos de potencia a fin de determinar los niveles de cargabilidad de

los enlaces.

Ademas, los sistemas de transmision por lo regular atraviesan vastas areas geograficas lo que
resultan en amplia exposicion a una variedad de elementos duros (en su mayoria relacionados
con el clima, pero también fendbmenos inusuales, tales como tormentas geomagnéticas). Por lo
tanto, junto con las fluctuaciones normales de carga, el sistema experimenta perturbaciones
adicionales y este debe ser capaz de responder dinamicamente a ambas condiciones y

establecerse en un estado de equilibrio satisfactorio.

Los ingenieros disefian el sistema con el fin de soportar numerosas fallas de los equipos. El
criterio N-1 establecido por la NERC requiere que los sistemas sean planificados y operados de
forma que resistan todo tipo de contingencias individuales, esto es, salida de una linea de
transmision, salida de una unidad de generacion, etc., llamados caso de estudios; de los cuales

se selecciona el peor caso.

Durante la etapa de planificacion, estos estudios son realizados sobre la base de los peores
escenarios y considerando los picos de demanda proyectados. Estos estudios deben
considerar todas las interconexiones del sistema de potencia en lugar de soélo un éarea
especffica.

Ademas de la operacion de estado estacionario, el sistema de potencia debe sobrevivir eventos

dindmicos.
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Los modelos utilizados durante el analisis transitorio se rigen por ecuaciones algebraicas
diferenciales genéricas de la forma

y = f(x,t) 3-4

x=g(x) 3-5

Donde f(.) representa las ecuaciones mecanicas y electromagnéticas del generador, mientras

g(.) representa las ecuaciones de flujo de potencia. La dindmica puede ser altamente no lineal

para grandes perturbaciones por lo que son analizados por el dominio del tiempo mediante
métodos de integracion numérica.

Los estudios tipicos se centran en los primeros segundos después de una perturbacion cuando
se producen la mayoria de las inestabilidades; Sin embargo, hay fendmenos més lentos de
segundos hasta varios minutos que pueden convertirse en inestabilidades. Tales
inestabilidades no solo pueden requerir nuevas instalaciones de transmision, sino también

control y proteccion.

Las metodologias anteriores son utilizadas para calcular la adecuacion general del sistema,
pero no reflejan problemas en determinados puntos de carga del sistema. A nivel de la
distribucion, la red es radial principalmente con solo redundancia de la red secundaria, por lo
gue hay una necesidad especifica de identificar el rendimiento en diferentes puntos en el
sistema. El disefio para la confiabilidad en este caso se centra en la capacidad de aislar las
fallas por el sistema de proteccion. Las evaluaciones en el nivel de distribucién son ain mas
variadas que el nivel de transmision, ya que el nimero y tipo de clientes adquiere tanta
importancia como la carga interrumpida. Las compafiias de distribucion evaluaran el
desempefio en términos de duracion de la interrupcién, el nUmero de cortes de clientes, tipos
de interrupciones (tales como permanente o momentaneo) y la carga interrumpida.

En la actualidad no estd muy claro como se realizara la planificacion de la transmision cuando

la industria de la energia es completamente desregulada. Se espera que las empresas de
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transmision se mantendran regulada y la operacién de la transmision dentro de una regién
particular, sera la responsabilidad de un ente regulador neutral que garantice la seguridad de la
potencia sistema. Lo que no esta claro es si habrd suficientes incentivos financieros en el
mercado de generacion para construir la nueva transmision o si se necesitaran regulaciones

para obligar a la empresa de transmisién bajo ciertas condiciones.

El costo de la energia sin duda aumentara en un area donde la generacion es escasa provision.
Esto conlleva a la creacién de incentivos para la construccion de nuevas plantas de generacion
dentro de la zona o para construir lineas de transmision para traer el exceso de capacidad de

un area distante.

3.8.4 Planificacion de las Técnicas de Operaciones

Mientras que durante la planificacion a largo plazo durante la etapa de disefio se centran casi
exclusivamente en los picos demandas, el operacién segura en el corto plazo requiere la
consideracion especffica los requisitos de la carga. Los programas de despacho de generacién
para el abastecimiento de la demanda a minimo costo y con las condiciones de seguridad, se

toman en cuenta las proyecciones horarias de demanda para los periodos diarios y semanales.

Una vez gque las unidades estan programadas, sus efectos sobre la transmision deben ser
estudiadas a través de flujo de energia y los programas de estabilidad transitoria para
garantizar un operacién segura. Estos estudios son similares a los estudios de planificacion de
transmision mencionados anteriormente, excepto que los casos base son los peores
escenarios de carga proyectados para este periodo més corto, digamos una semana. El criterio
para soportar contingencias individuales N-1 a menudo se utiliza para garantizar la seguridad.
Después de la reestructuracion industria de la energia, este tipo de estudios para garantizar la
seguridad del sistema eléctrico en el corto plazo (es decir, dias de antelacion) es
responsabilidad del operador independiente del sistema, en lugar de la empresa de servicios
publicos bajo el esquema de integracién vertical.
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3.8.,5 Programacion de la Generacion

Mediante la funcion de minimizacion del coste de abastecimiento, la programacion determina el
despacho de generacion especifico para cada unidad que se ha comprometido a suplir la
demanda al minimo costo. Los costos de combustible pueden ser modelados con precision,
como una funciéon cuadratica de la potencia despachada o, como es a menudo el caso, por
curvas lineales que representan el costo incremental. El periodo de estudio para el despacho
de las unidades va de un dia a una semana.

El despacho debe satisfacer las restricciones de seguridad en los flujos de potencia. El
despacho optimo de las unidades bajo tal restriccion se denomina despacho econémico como
garantia limitada. Si los niveles de voltaje se consideran, la formulacion se denomina flujo de
potencia Optimo. Normalmente, en la fase de asignacién del despacho econémico de las
unidades, se ignoran las restricciones de red y posteriormente estas son analizadas andlisis de

flujo de potencia y estudios de estabilidad.

Existen dos métodos fundamentales para la resolucion del problema de despacho de carga:
Programacion Dinamica y Relajacion Lagrangiana; el primero, garantiza una solucion Optima
mediante la programacion dinamica global, pero es extremadamente compleja por el nUmero
de patrones de unidades a considerar para realizar el despacho de carga, lo cual aumenta con
el numero de unidades en el sistema, el nimero de limitaciones y la longitud del periodo de
estudio. Los Métodos de relajacion de LaGrange son computacionalmente eficiente, pero no
pueden garantizar el O6ptimo. Hoy en dia, la mayoria de las empresas basan sus
programaciones en una combinacion heuristica y métodos més sistematicos de programaciéon
matematica.

Una complicacién adicional para la programacion es considerar el combustible, o el agua en el
caso de plantas hidroeléctrica. Muchas empresas subscriben contratos de que determinan la
cantidad de combustible que se consume durante un periodo de tiempo, para estos casos, la
programacion es realizada para considerar el combustible que se tendria disponible durante
semanas 0 meses. Del mismo modo, los recursos hidricos son necesariamente limitados y en

la programacion de sistemas hidrotérmicos se requiere utilizar el agua disponible de manera
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eficiente. Los programadores buscan mantener determinados niveles en los embalses y

alcanzar un uso mas eficaz de los recursos hidricos.
3.8.6 Operacion en Tiempo Real

La operacion segura del sistema de energia en tiempo real requiere una evaluacion de las
condiciones del sistema que cambia rapidamente. Dado que las condiciones se desarrollan a lo
largo del dia, cambios en la demanda pueden provocar fallas de los equipos. . Por un lado, no
hay tiempo suficiente para realizar los estudios de planificacion por lo que esos enfoques deben

simplificarse para permitir soluciones aproximadas que se puedan encontrar rapidamente.

La operacion en tiempo real también depende en gran medida de la experiencia de los
operadores, ya que ante determinada situaciones pueden identificar rapidamente las

condiciones de deterioro y dirigir el sistema de lejos de las condiciones de vulnerabilidad.

3.8.7 Control Carga/ Frecuencia

Aungue se tiene previsto que la capacidad de generacion coincida con las previsiones de carga
por hora, la carga fluctia a lo largo de la hora, de hecho, un segundo a otro, y la energia
generada debe seguir la demanda cambiante. Cualquier desequilibrio de generacion o de la
carga debido al crecimiento de la demanda hace que los generadores descarguen la energia
cinética de sus masas rotantes hacia la red, o que sea absorbida en caso de que se presente
una disminucion de la demanda. En lugar de medir cada carga y ajustar el despacho de los
generadores, lo que seria muy dificil, los gobernadores de turbinas responden a estas
desviaciones de velocidad o frecuencia, aumentando o disminuyendo la potencia de salida del
generador segun se requiera. En general, los gobernadores en un &rea se ajustan a la

respuesta precisa caracteristicas que se rigen por la expresion

1
AP _EAf 3-6
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Donde Af es la desviacion de frecuencia, R es una constante regulacion y AP es el cambio en

salida de potencia mecéanica de la turbina. Esta accion automatica del gobernador es el
principal control que corrige continuamente la salida de generacion para equilibrar las cargas
cambiantes.

Las grandes desviaciones de frecuencia ocasionadas por las variaciones de carga o
generacion pueden poner en peligro la seguridad del sistema. Debido a las desviaciones
constantes y la naturaleza del problema el tema debe ser tratado de manera automética, dado
gue todos los generadores reaccionan a la desviacion de frecuencia, lo que a su vez lleva a la
aparicién de flujos no programados en las lineas de enlace de la zona. Para mantener la
interconexion entre areas, se miden los flujos de potencia a través de los enlaces de
interconexion y los gobernadores de algunas unidades seleccionadas reciben una sefial de
control coordinada. Estas sefiales de control secundario, conocidas como control automatico de
generacion (Automatic Generation Control - AGC), se envian a los generadores cada pocos
segundos afiadiendo un factor de correccion en correspondencia con las obligaciones de carga
de cada zona.

Esta adaptacion continGia de la generacion con la carga en tiempo real, conocido también como
control carga-frecuencia, es una parte necesaria para mantener la seguridad del sistema. Sin
embargo, en los sistemas desregulados no se distingue claramente a quien corresponde esta
responsabilidad. Obviamente, las empresas de generacion tendran que proporcionar el servicio
de seguimiento a la carga (regulacion de frecuencia) por la seguridad del sistema, de sus
instalaciones y por la correcta operacion del sistema. Existen teorias que plantean que los
generadores tendran que ser reembolsados por separado por la prestacion de este servicio
auxiliar, sin embargo existe otra vertiente que establece que este servicio es obligatorio ya que

todo generador interconectado al sistema tiene que hacerlo por defecto.

El operador del sistema, como la entidad encargada de tratar la seguridad del sistema, es
obviamente la responsable de la obtencién de este servicio por parte de las empresas

generadoras y luego aplicarlo enviando las sefales de control a los generadores.

131



3.8.8 \Verificacion de las Reservas de Operacion

A medida que las condiciones de operacion cambian en tiempo real, las limitaciones de la
seguridad preestablecida deben verificarse. Las reservas de generacion deben estar
disponibles para sobrevivir la pérdida de generacion mas critica, ademas de ser lo
suficientemente rapida para ser util. Por ejemplo, las grandes unidades con rampas lentas no
son efectivas como reserva en caso de emergencia. Segun lo determinado por NERC, sélo la
potencia que pueda estar disponible dentro de 10 minutos puede ser considerada como reserva
caliente.

Esta reserva puede consistir en la reserva rodante ya sincronizada mas cualquier generacion,
como turbinas de combustion, que puedan entrar a linea rapidamente. Las reservas se calculan
en el centro de control de los programas de despacho y los operadores estan en constante
alerta ante cualquier disminucion de esta que se produzca. Ademas, los operadores siguen de
cerca el desarrollo de las condiciones de carga durante todo el dia para anticipar el despacho

de unidades generadoras adicionales para mantener las reservas adecuadas.

Las dos grandes categorias de evaluacion de reservas en sistemas de potencia son los
compuestos enfoque determinista y probabilistico. El criterio determinista incluye
consideraciones como el porcentaje de carga del sistema o la capacidad de operacion,
margenes de capacidad fijos, y la cargabilidad de la unidad mas grande. Tal como hemos dicho

este método no reconoce la probabilidad de falla de los componentes.

El enfoque probabilistico es capaz de reconocer la naturaleza estocastica de los componentes
del sistema e incorporar este fendbmeno en una evaluacién de la reserva operacional necesaria.
La magnitud de la reserva de operacion y la reserva rotante pueden ser determinadas sobre la
base del riesgo del sistema. Este riesgo se ha definido como la probabilidad de que el sistema
no va a abastecer la carga o ser capaz de simplemente cumplir con la carga durante un tiempo
determinado en el futuro.

Esta duracion se conoce como el tiempo de espera y las unidades generadoras dafiadas

normalmente no se sustituyen o son restauradas para servicio durante este periodo de tiempo.
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Ademas, las disponibilidades e indisponibilidad de los principales elementos del sistema son
todas funciones del periodo de tiempo estudiado, es decir, el tiempo de espera. El riesgo
operativo calculado del sistema es, por lo tanto, una funcion del tiempo de espera.

En el enfoque basico de la evaluacion de la capacidad de reserva de operacién, cada unidad
generadora es representada por un modelo de dos estados como se muestra en la Figura 3-4,
gue incluye un estado operativo y un estado fallido. En este modelo A y u son los estados de
operacion y falla de la unidad de generacion.

Estado 1

En Operacion

Fgura 3-4. Componentes del modelo de dos estados.

El tiempo en que las unidades de generacion estan disponibles e indisponibles son utilizados
para crear la tabla de probabilidad de corte de la capacidad de generacion. La disponibilidad y
la indisponibilidad de una unidad de generacion para el tiempo de espera T estan dadas por las
ecuaciones siguientes respectivamente.

_ kA —+wT )
P, (T) /1+u+l+ue 3-7
N R e ¢ FY .
P,(T) /1+u+1+ue 3-8

Ademas, las instalaciones de transmisién también pueden ser representadas por el modelo de

dos estados mostrado en la Figura 3-4.
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Las probabilidades de estado dependientes del tiempo también pueden ser calculadas con las
ecuaciones anteriores. La combinacion de salidas de instalaciones de generacion y transmision

se pueden obtener suponiendo que estas salidas son independientes.

La evaluacion de riesgos del sistema compuesto puede considerar una serie de restricciones
adicionales tales como niveles de voltajes aceptables en las barras de carga, cargabilidad de
las lineas de transmision y consideraciones de potencia real y reactiva. Con el fin de calcular el
riesgo de la capacidad de operacion, los elementos del sistema de potencia se pueden
clasificar utilizando un grupo de estados operativos mutuamente exclusivos designados en
términos del grado en que las restricciones de seguridad son satisfechas. Estos estados de

operacion son normal, alerta, emergencia, emergencia extrema y restauracion.

El procedimiento de evaluaciéon del riesgo compuesto del sistema implica dos pasos basicos:
identificar eventos que conducen a cada uno de los estados de operacion y el célculo de las
probabilidades de cada estado resultantes de los hechos identificados. De acuerdo con las
definiciones de estados de operacion compuesto del sistema, en estado normal no se
presentan violaciones de restricciones o cortes de carga, lo mismo para el estado de alerta, por

lo tanto el sistema no esta en riesgo en cualquiera de estos dos estados.

El riesgo compuesto de un estado de operacién del sistema se puede calcular con la ecuacién
39

RCEOS =1 —P,—P, 3.9

Donde P, y P, son las probabilidades del estado normal y alerta respectivamente.

La suma de las dos probabilidades de los estados normal y alerta proporcionan una evaluacion
de las condiciones favorables asociados con el sistema. EI complemento de la suma de estas
dos probabilidades representa las condiciones desfavorables y por lo tanto constituye el nivel
de riesgo del sistema. En este enfoque, el modelo de Markov continuo, se puede representar
como un proceso discreto que se mueve en pasos pequefios, se utiliza para calcular el tiempo

requerido probabilidades de estado dependientes.
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3.9 Analisis de Riesgos Basados en el Método Probabilistico

Para hacer frente a la creciente complejidad de las operaciones del sistema de energia, es
esencial que los métodos nuevos y sofisticados introducirse para ayudar a los operadores y
planificadores a tomar decisiones. En muchos campos de estudio, la evaluacion de riesgos es
una disciplina madura. En industrias tales como seguros y finanzas, el riesgo es la piedra
angular del proceso de toma de decisiones. Sin embargo, también estd empezando a recibir la

atencion en el campo de andlisis de sistemas de potencia.

Los sistemas de energia tradicionalmente operaban en el supuesto de que evitar las
violaciones limite de seguridad esta entre las més altas prioridades. Por esta razon, un analisis
de riesgos de la seguridad se ha visto como innecesario dado que el objetivo final es hacer que
el riesgo lo mas cerca posible a cero. Lo que causa distorsiones a la hora de determinar el
costo de la seguridad.

En la actualidad para los sistemas eléctricos bajo esquema de mercado competitivo el mandato
de riesgo cero no es sostenible; pues ya no es aceptable reducir el riesgo a cualquier costo
porgue la gente no esta dispuesta a pagar los altos precios correspondientes por la potencia.

Métodos deterministas todavia se utilizan principalmente para la evaluacion de la seguridad en
sistemas mas desregulados. Se asume que la adhesion a los limites definidos por estos
meétodos facilita un nivel aceptablemente bajo de riesgo. Sin embargo, estos métodos
deterministas no cuantifican incertidumbres en el sistema. Por lo tanto, mediante el uso de
métodos deterministas se puede suponer que el riesgo es bajo, pero no es posible determinar

cuan bajo realmente es.

Por tal razén, es esencial desarrollar un método global de evaluacion de los riesgos presentes
en un sistema; un proceso que sea realizado mediante la integracion del riesgo de violaciones
a los limites de seguridad transcrito en un costo de seguridad para los participantes del

mercado.
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El indice de seguridad debera estar basado en el riesgo que se presenta segun el nivel de
seguridad y debe reconocer la probabilidad y los impactos monetarios de eventos poco
probables. El indice mide la exposicion del sistema a la insuficiencia considerando los costos

de interrupcion de carga, dafios al equipo, y de oportunidad debido a interrupciones del equipo.
La formulacion matematica de base para el calculo del riesgo esta dada por la ecuacion 3-10

Riesgo(Im|X;) = E(Im(X¢ 41| X¢)

= fEi Pr(E;, X¢411Xp) = Riesgo(Im|E;, X¢11)dE;dXeyq  3-10

Xt+1

Donde Im denota el impacto o coste-consecuencia asociada a la interrupcion de la carga,
dafios al equipo, o costo de oportunidad debida a la indisponibilidad de los equipos. El riesgo
asociada a la condicion de operacién pre-contingencia X; (ej. carga, despacho, perfiles de
voltaje) viene dada por los valores esperados del impacto monetario de la operacién condicién
en el proximo periodo de tiempo X;,; (La proxima hora) dada la condicion actual de operacion,
es decir, E(Im(X;4+11X;). Esta expectativa es la integral del producto de la probabilidad del
evento incierto, definido por E; (el estado de contingencia) y X;,, (condicion de operacion en el
préximo paso) tiempo de impacto correspondiente sobre el conjunto de todos los eventos

posibles.

La evaluacion de seguridad basada en el riesgo considera el impacto de un determinado
estado de contingencia (E;) para una condicion de operacion especifica X;,;. El resultado es
denotado por Riesgo(Im|E;,X;,,). El conjunto de estados de contingencia {E;,Vi = 0,N} incluye

la posibilidad que el estado actual permanezca, es decir, no se produce el corte de suministro.

La incertidumbre asociada con el impacto depende de la naturaleza del mismo. Para una la
linea sobrecarga, la incertidumbre es asociada con la temperatura ambiente, la velocidad y
direccion del viento, y el flujo solar. Para la sobrecarga del transformador, la incertidumbre es la
temperatura ambiente y ciclo de carga del transformador. Para la seguridad de voltaje es el
nivel de voltaje para el que se produce la interrupcién de las cargas en cada barra.
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Para la seguridad dindamica, esta en el tipo de falla se presente y la localizaciéon del circuito
afectado correspondiente al estado de contingencia E; .

Los siguientes beneficios se pueden lograr utilizando evaluacién de la seguridad basada en

riesgo cuando se aplica a los problemas de seguridad en un sistema de potencia:

e Dado que la evaluacién de la seguridad basada en el riesgo se realiza a través del costo
esperado por los posibles problemas de inseguridad, se pueden obtener sefales del
nivel seguridad obtenida y la economia para condiciones particulares de operacion. Esta
informacion es vital en la toma de decisiones de seguridad vs. economia; ademas el

operador tiene la opcion de mantener la seguridad en el sistema con economia.

e Dado que el indice de riesgo puede llevar la informacion que se puede relacionar con
los siguientes minutos, horas, semanas o afos, dicha informacion se puede utilizar para

la toma de decisiones preventivas contra las condiciones de explotacién futuras.

e Elriesgo es asignado tomando en cuenta los problemas debidos a cada contingencia 'y
cada componente, de este modo se obtiene informacion vital para identificar

particularmente los componentes o condiciones de operacién mas riesgosas.

e La evaluacion de la seguridad basada en el riesgo puede ser utilizada para calcular un
indice de riesgo de sobrecarga, problemas seguridad de voltaje y de seguridad
dindmica, el cual puede reflejar el nivel de seguridad compuesto en la region.

e El riesgo también puede ser calculado para un periodo de tiempo mediante la suma
sobre todas las instancias de tiempo para cada condicion de operacion. Tal informacién
sobre el riesgo acumulativo puede ser util para evaluar la influencia del nivel de

seguridad de un plan de instalacion particular.
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3.9.1 Riesgo Basado en la Capacidad de Transferencia Disponible

La capacidad de transferencia disponible (Available Transfer Capability — ATC) es una medida
de la capacidad de transferencia que permanece en la red de transmision fisica para una mayor
actividad comercial mas alla de los usos ya comprometidos. Matematicamente, el ATC se
define como la capacidad de transferencia total (Total Transfer Capability — TTC) menos el
margen de fiabilidad de transmision (Transmission Reliability Margin— TRM), menos la suma de
los compromisos de transmision existentes (que incluye el servicio al cliente al por menor) y el
margen de la capacidad de beneficios (Capacity Benefit Margin — CBM).

Capacidad de transferencia total (TTC) se define como la cantidad de energia eléctrica que
puede ser transferida a través de la red de transmisién interconectada de manera fiable al
reunirse todos en un conjunto especifico de condiciones definidas pre-y post-contingencia del

sistema.

Margen de confiabilidad de transmisién (TRM) se define como la cantidad de capacidad de
transferencia de transmisién necesaria para garantizar que la red de transmisién interconectada

es segura bajo un rango razonable de las incertidumbres en las condiciones del sistema.

Margen de la capacidad beneficio (CBM) se define como la cantidad de capacidad de
transferencia de la transmision reservada de las entidades de carga que sirve para garantizar el
acceso a la generacion de sistemas interconectados para satisfacer los requisitos de fiabilidad

de la generacion.

Matematicamente el ATC puede obtenerse con la siguiente ecuacion

ATC=TTC—-TRM - CBM 3-11

Entre los diversos enfoques probabilisticos la simulacion de Monte Carlo ha sido la considerada
para determinar el riesgo. En la figura Figura 3-5 se muestra el procedimiento general para
determinar TTC / TRM usando una combinacion de simulacion de Monte Carlo y la repeticion

de flujo de potencia.

138



En esta evaluacion el riesgo es definido como:

riesgo (T) = N(A+(DST) = probabilidad(ATC(i) <T) 3-12

Donde T representa el nivel de transferencia y N representa el nUmero de la muestra de

estados y ATC (i) representa el nivel de ATC para el estado i del sistema.

El percentil de la variable probabilistica puede ser definida como:

probabilidad (ATC(i) < valor) = percentil 3-13

Se recomienda utilizar el percentil para calificar el riesgo.

En la Figura 3-5 se muestra el procedimiento general para la determinacion del ATC.
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Figura 3-5. Procedimiento general para el calculo del ATC.
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3.9.2 Riesgo de Sobrecarga de unaLineade Transmision

La transferencia de potencia en un conductor de transmision esta limitada por la maxima
temperatura de disefio del conductor, que determina la flecha maxima del conductor y la tasa
de recalentamiento. El recalentamiento es la re-cristalizacion de metal. Los impactos de la

sobrecarga térmica se calculan teniendo en cuenta el hundimiento y pérdida de fuerza del

conductor.
_ (I[Falla] 0>0y,
Thunal6] = { 0 para otracondicién 3-14
EL 6>6
. t >6rMD
Lrecal [0] - {to 0 paraotra condicién 315
Donde,

Inunal0] = Impacto del hundimiento o pandeo de la linea

I[Falla] = Impacto (o coste de financiamiento) correspondiente a la salida del cirtuito por la

sobrecarga

6, = Limite de temperatura

Orup = Temperatura maxima de disefio

6 = Temperatura del conductor

I[recal] = Impacto del recalentamiento del conductor

At = Disminucién de la vida esperada del conductor

to = Vida restante esperada del conductor
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C: = Coste de re-conductar el circuito

La corriente de falla depende de las condiciones de operacion y su cuantificacion requiere de
andlisis de flujo de potencia y simulacién de estabilidad.

Para una corriente dada, el riesgo de sobrecarga térmica se puede expresar como la
probabilidad de que la temperatura del conductor sea mayor que la temperatura maxima de
disefio.

R[I] = fg>gTMDP[9|I] * (Inunal6|11)d0 3-16

La temperatura del conductor se ve afectada por la corriente del conductor y las condiciones
ambientales. P[0|I] es la funcién de densidad de probabilidad de temperatura para una

corriente dada, I,,4[0|1] 6 es el impacto del hundimiento de la temperatura del conductor para

la corriente dada, y R[I] es el riesgo de sobrecarga de la linea.

3.9.3 Riesgo de Sobrecarga de un Transformador

La técnica de evaluacion de riesgos para la capacidad de carga del transformador, se realiza
teniendo en cuenta la naturaleza probabilistica de tiempo de la carga y temperatura ambiente
variable. En un transformador la capacidad de carga esta limitada por la temperatura del
bobinado y del aislamiento. Esta condicién se caracteriza por la temperatura del punto mas

caliente de arrollamiento (TPC).

La Figura 3-6 muestra el procedimiento de calculo de riesgo de la carga del transformador.

142



DATOS ENTRADA
(PERFIL DE CARGA,
PERFIL
TEMPERATURA
AMBIENTE, ETC.)

CALCULO
DISTRIBUCION DE
TPC DEL
TRANSFORMADOR
CALCULO DEL CALOULO DEL
IMPACTO DE LA IMPACTO DE LA
DISMUCION DE LA
FALLA DEL
VIDA DEL DIELECTRICO
TRANSFORMADOR :
CALCULO DEL
RIESGO DE LA CALCULO DE LA
DISMINUCION DE FALLA DEL
LAVIDA DEL DIELECTRICO
TRANSFORMADOR

v

CALCULO DEL
RIESGO TOTAL

Fgura 3-6. Procedimiento para el calculo de la sobrecarga del transformador.

En el analisis de riesgo, la carga y la temperatura del ambiente pueden ser consideradas como
incertidumbres y se puede utilizar simulacion de Monte Carlo para calcular la distribucion
probabilistica del TPC del bobinado. La disminucion de la vida util y la probabilidad de falla del
transformador se calculan en funcion del TPC del transformador. El riesgo total del
transformador se obtiene sumando el producto de la probabilidad y las correspondientes
consecuencias sobre todos los posibles niveles de TPC. Las consecuencias se miden en

términos de pérdida de la vida del transformador y de falla el dieléctrico.
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El modelo probabilistico toma en cuenta las siguientes consideraciones:

e Se asume una distribucion normal para los errores de prediccion de carga y para los

errores al pronosticar la temperatura causados por la incertidumbre del clima.

e Los perfiles de carga se correlacionan con los perfiles de la temperatura ambiente. Por
ejemplo en invierno la correlacion entre la carga y la temperatura es negativa y en

verano es positivo.

e La distribucion de la temperatura ambiente y la carga sobre cada hora se supone
multivariable normal.

El impacto en la pérdida de la vida se mide por el costo de volver a enrollar el transformador y
el porcentaje esperado de la vida restante del transformador. El impacto asociado con falla en
el transformador se calcula a través del costo de reemplazar la capacidad del transformador,

que incluye la pérdida de la carga, la pérdida de energia producida, y las sanciones.

El impacto total de sobrecargas térmicas del transformador incluye el impacto de la pérdida
tanto de la vida y el deterioro total. Bajo una condicién de operacion especificado X, que es una

funcion de T, el riesgo durante un periodo de T se calcula utilizando la ecuacion 3-17.

Riesgo(Im|X) = Riesgo(Imy|X) + Riesgo(Im,|X) 3-17

Donde, Riesgo(Im|X) es el riesgo correspondiente a la condicion de operacion X,
Riesgo(Imy|X) es el riesgo de la perdida de la vida util debido al sobrecalentamiento
correspondiente a la condicion de operacién X, y Riesgo(Im,|X) es el riesgo de falla del

transformador correspondiente a la condicion de operacion X.

El riesgo correspondiente a la perdida de la vida util debido al sobrecalentamiento esta dada
por la ecuacién 3-18.
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Riesgo(Imy|X) = fOTf;) Pr(6|X) = Im,(0)dodt 3-18

Donde, Pr(6|X) es la funcién de densidad de probabilidad de 6 (temperatura absoluta) dada X
(condiciones de servicio), y Im;(0) es el impacto debido a la pérdida de la vida de la

sobrecarga térmica.

El riesgo correspondiente a la falla del dielectrico del transformador esta dada por la ecuacion
3-19.
Riesgo(Imy|X) = fOTfei Pr(0|X) = H(t|0) = At * Im,(0)dodt 3-19

Donde, Im, es el impacto asociado a falla en el transformador, H(t|6) es la funcién de peligro

(dafio) y At es la diferencia entre la pérdida de la vida del aislamiento en el punto mas caliente
del transformador 6, y la temperatura absoluta 6.

3.9.4 Riesgo Compuesto de energia del sistema de seguridad

El riesgo compuesto se puede calcular utilizando el riesgo de sobrecarga de la linea de
transmision, riesgo de sobrecarga del transformador, colapso de voltaje, voltaje fuera de limite,
y la inestabilidad transitoria para las condiciones de operacion definidas mediante la suma de
cada uno de los riesgos ya que todos estos riesgos tienen la misma unidad de [$/h]. Tal
evaluacién es util los operadores del sistema para el monitoreo de la presion del sistema en

general; aparte de que ofrece una idea clara del costo de las medidas de seguridad adoptadas.
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4 . Sistema Electico
Dominicano:
Analisis de la

Situacion Actual

4.1 Descripcion del Sistema Eléctrico Dominicano

4.1.1 Sinopsis Historica del Sistema Eléctrico Dominicano

Antes de la reforma de los 90, el sector energético dominicano se encontraba en una estructura
verticalmente integrada y manejado a través de la Corporacién Dominicana de Electricidad
(CDE), propiedad del estado. La operacién del sistema y la programacion del despacho eran
realizadas con criterios de programaciéon un tanto rudimentarios lo que provocaba pérdidas
considerables. Las gestiones de la CDE se caracterizaron por grandes pérdidas de energia,
bajo cobro con una tarifa equidistante a reflejar los costes reales del negocio, funcionamiento y
mantenimiento del sistema deficientes a parte de los altos cortes a la demanda.
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Para los 90, el sector energético, en especial la seccion eléctrica, presentd un acelerado
crecimiento, debido al gran crecimiento econdémico que experimento el pais durante dicho
periodo. La demanda total de electricidad se elevd a una tasa anual del 7,5% en el periodo
1992-1998, mientras que el crecimiento del PIB fue del 5,9%. Sin embargo, aun con el
desarrollo la capacidad de generaciéon no era suficiente para cubrir la demanda en los picos, lo

gue derivo en constantes restricciones del suministro y apagones masivos de hasta 20 horas.

El 13 de octubre de 1996 mediante la Resolucion No. 1193, el Consejo Directivo de la CDE,
dio inicio al proceso de reestructuracion de esta empresa de cara a los requerimientos del
nuevo marco legal que regird el negocio de la electricidad, procurandole una organizacion en
unidades de negocios claramente definidas con potencialidad y vocacion de operar como
empresas independientes.

A los fines de reestructurar el sistema eléctrico y la CDE frente un esquema de unidades de
negocios definidas e independientes, fue promulgada la Ley General de Reforma de la
Empresa Pudblica No. 141- 97, marco legal que sirvi6 de base para la capitalizacion de la

Comparia Dominicana de Electricidad (CDE).

Para los efectos de la capitalizacion establecida en la Ley No. 141-97, se crearon cinco (5)
nuevas empresas a partir del aporte de los activos de propiedad de la CDE; de esta division se
pueden identificar 5 blogues:

e Bloque de Generacion (centrales termoeléctricas). Se crearon dos empresas dedicadas
a la actividad de generacion de electricidad, Empresa Generadora de Electricidad Itabo,
S. A (ITABO) y la Empresa Generadora de Electricidad Haina, S.A. (EGEHAINA).
Estas empresas fueron capitalizadas en un proceso de licitacion internacional, y el
Estado quedd con el 50% de las acciones; mientras que el control de las mismas quedo

bajo la inversion privada.

e Bloque de Generacion Hidroeléctrica. Se aglutinaron todas las centrales hidroeléctricas
y se fund6 la Empresa de Generacion Hidroeléctrica Dominicana (EGEHID), de
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propiedad estatal. Esta institucion esta encargada de gestionar las centrales

hidroeléctricas.

Bloque de Transmision. Mediante la ley se cre6 la Empresa de Transmision Eléctrica
Dominicana (ETED), de propiedad estatal, cuyo objetivo principal es operar el sistema
de transmision interconectado para dar servicio de transporte de electricidad a todo el
territorio nacional. Entre sus atribuciones esta la planificacion, operacion y
mantenimiento de la red de transmisién, asi como la operacién del Sistema en tiempo

real (Operador del Sistema).

Bloque de Distribucion. Se formaron tres empresas para atender la distribucion de
electricidad: Empresa Distribuidora de Electricidad del Norte (EDENORTE), Empresa
Distribuidora de Electricidad del Este (EDEESTE), S.A. y Empresa Distribuidora de
Electricidad del Sur S.A. (EDESUR), Cada una recibi6 de la CDE los activos que
estaban afectados segun el area de concesion asignada a estas nuevas empresas,

cuando funcionaban como parte de la Unica Unidad Corporativa de la CDE.

Holding de Empresas Eléctricas Estatales. La Corporacion Dominicana de Empresas
Eléctricas Estatales (CDEEE), fue creada con la finalidad de liderar y coordinar las
empresas eléctricas, llevar a cabo los programas del Estado en materia de
electrificacion rural y suburbana a favor de las comunidades de escasos recursos
econdmicos, asi como de la administracion y aplicacion de los contratos de suministro
de energia con los Productores Independientes de Electricidad (IPP). En esta empresa

se agrupan y administran los activos del Estado en el Sector de Eléctrico.

Aunque en la ley 125-01 Art.138 Parrafo lll, se especifica que la antigua CDE (actual
CDEEE) actuaria provisionalmente como titular de derechos, obligaciones y como
fiscalizadora de los bienes publicos en materia de electricidad, al dia de hoy luego de 13

afos de promulgada la ley esto todavia es asi.
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Ademas de estas empresas también se crearon instituciones encargadas de velar por el buen
desenvolvimiento del sistema y mercado eléctrico. Las politicas del sector energético son
actualmente definidas por la Comision Nacional de Energia (CNE), creada en 2001 mediante la
Ley General de Electricidad. La CNE es responsable de elaborar y coordinar los proyectos de
normativa legal y reglamentaria, proponer y adoptar politicas y normas, elaborar planes
indicativos, proponerlos al Poder Ejecutivo y velar por su cumplimiento, promover las

decisiones de inversion en concordancia con dichos planes y asesorar al Poder Ejecutivo.

La Superintendencia de Electricidad de la Republica Dominicana es una institucion
descentralizada del Estado Dominicano e independiente, la cual se relacionara con el Poder
Ejecutivo por intermedio de la Comision Nacional de Energia. La SIE esta llamada a fiscalizar y
supervisar el cumplimiento de las disposiciones legales y reglamentarias, asi como las normas
técnicas en relacion con la generacion, la transmision, la distribucion y la comercializacion de

electricidad.

El Organismo Coordinador del Sistema Eléctrico Nacional Interconectado (operador del
mercado) fue creado para coordinar la operacién de las instalaciones de las empresas de
generacion, transmision y distribucion de electricidad que pertenecen al Sistema Eléctrico

Nacional Interconectado (SENI) de la Republica Dominicana.

La capitalizacion permitié la entrada y el fortalecimiento en el mercado eléctrico dominicano de
varios jugadores. El resultado neto de la capitalizacion en el sector de generacion ha sido
practicamente la instalacion del 90% de la potencia base del sistema, las cuales actualmente

generan el 80% de la energia que se consume en el sistema eléctrico nacional interconectado.

La relacién de dependencia de manera estructural se muestra en la Figura 4-1:
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Fgura 4-1. Diagrama estructural de dependencia ente las instituciones del MEM.
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4.1.2 Generacion

Al 2012 el SENI contaba con una capacidad de generacion instalada de 3,313.64 MW, de los
cuales 604.8 MW corresponden a centrales hidroeléctricas, el 18.3% de la capacidad instalada;
79.45 MW a centrales edlicas, el 2.4% de la capacidad instalada, y 2,629.39 MW a base de
centrales termoeléctricas (carbon, gas, fuel oil #2 y #6), lo que representa el 79.3 % de la

capacidad de generacion instalada en el SENI.

La Tabla 4-1 muestra la capacidad instalada de generacién en el SENI al 31 de diciembre de
2012 y que alcanza 3,313.64 [MW].

Tabla 4-1. Capacidad instalada por unidad en el 2012 [MW].

FUENTE PRIMARIA DE CAPACIDAD INSTALADA
EMPRESA CENTRAL
ENERGIA [MW]
AES ANDRES AES ANDRES GAS 319
CDEEE RIO SAN JUAN FUEL #2 1.9
CEPP 1 FUEL #6 18.7
COMPANIA ELECTRICA DE PUERTO PLATA
CEPP 2 FUEL #6 58.1
CESPM 1 FUEL #2 100
COMPANIA ELECTRICA DE SAN PEDRO DE
CESPM 2 FUEL #2 100
MACORIS
CESPM 3 FUEL #2 100
COMPLEJO METALURGICO DOMINICANO METALDOM FUEL #6 42
LOS MINA 5 GAS 118
DOMINICAN POWER
LOS MINA 6 GAS 118
BARAHONA CARBON CARBON 53.6
HAINA 1 FUEL #6 54
HAINA 2 FUEL #6 54
HAINA 4 FUEL #6 84.9
HAINA TG FUEL #2 100
EGE-HAINA PUERTO PLATA 1 FUEL #6 27.6
PUERTO PLATA 2 FUEL #6 39
SAN PEDRO VAPOR FUEL #6 33
SULTANA DEL ESTE FUEL #6 102
JUANCHO LOS COCOS VIENTO 25.2
LOS COCOS 2 VIENTO 46
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FUENTE PRIMARIA DE

CAPACIDAD INSTALADA

EMPRESA CENTRAL ENERGIA -
AGUACATE 1 AGUA 26
AGUACATE 2 AGUA 26

ANIANA VARGAS 1 AGUA 0.3
ANIANA VARGAS 2 AGUA 0.3
BAIGUAQUE 1 AGUA 0.6
BAIGUAQUE 2 AGUA 0.6
CONTRA EMBALSE
MONCION 1 AGUA 16
CONTRA EMBALSE
MONCION 2 AGUA L6
DOMINGO RODRIGUEZ 1 AGUA 2
DOMINGO RODRIGUEZ 2 AGUA 2
EL SALTO AGUA 0.7
HATILLO AGUA 8
JIGUEY 1 AGUA 49
JIGUEY 2 AGUA 49
JIMENOA AGUA 8.4
LAS BARIAS AGUA 0.9
EGE-HIDROELECTRICA LAS DAVIAS AGUA 7.5
LOPEZ ANGOSTURA AGUA 18.4
LOS ANONES AGUA 0.1
LOS TOROS 1 AGUA 4.9
LOS TOROS 2 AGUA 4.9
MAGUEYAL 1 AGUA 1.5
MAGUEYAL 2 AGUA 1.5
MONCION 1 AGUA 26
MONCION 2 AGUA 26
NIZAO NAJAYO AGUA 0.3
PINALITO 1 AGUA 25
PINALITO 2 AGUA 25
RINCON AGUA 10.1
RIO BLANCO 1 AGUA 12.5
RIO BLANCO 2 AGUA 12.5
ROSA JULIADE LA CRUZ AGUA 0.9
SABANA YEGUA AGUA 12.8
SABANETA AGUA 6.3
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EVPRESA CENTRAL FUENTE PRIMARIA DE CAPACIDAD INSTALADA
ENERGIA [MW]
TAVERA 1 AGUA 48
TAVERA 2 AGUA 48
VALDESIA 1 AGUA 27
VALDESIA 2 AGUA 27
PALOMINO 1 AGUA 40.8
PALOMINO 2 AGUA 40.8
ITABO 1 CARBON 128
EGE-ITABO ITABO 2 CARBON 132
SAN LORENZO* GAS O FUEL #6 34
LA VEGA FUEL #6 87.5
GENERADORA PALAMARA LA VEGA
PALAMAR A FUEL #6 107
GENERADORA SAN FELIPE LP (GSF) SAN FELIPE FUEL #6 Y#2 185
PIMENTEL 1 FUEL #6 31.6
LAESA PIMENTEL 2 FUEL #6 28
PIMENTEL 3 FUEL #6 51.6
ESTRELLA DEL MAR FUEL #6 73.3
SEABOARD TRANSCONTINENTAL CAPITAL
ESTRELLA DEL MAR 2** GAS Y FUEL #6 108
CEPM QUILVIO CABRERA+ VIENTO 8.25
LOS ORIGENES LOS ORIGENES*** GAS 25.29
MONTERIO INCAF**x FUEL #6 14.2
PVDC MONTE RIO FUEL #6 100.1
TOTAL CAPACIDAD INSTALADA 3313.64

Fuente: Memoria Anual Organismo Coordinador 2013.

La Figura 4-2 muestra la evolucion de la capacidad instalada de generacion en el SENI en el

periodo 2000 — 2012.
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CAPACIDAD INSTALADA POR TECNOLOGIA [2000 -2012]
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Figura 4-2. Capacidad instalada por tecnologia [2000-2012].

En la Figura 4-3 se muestra la evolucion de la energia generada en el SENI para el periodo
2001 — 2012.

EVOLUCION ENERGIA GENERADA EN EL SENI
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Fgura 4-3. Evolucién de la energia generada en el SENI [2000 — 2012].
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En la Figura 4-4 y Figura 4-5 se muestra la energia generada mensual del SENI por tipo de

tecnologia de generacion para el afio 2012.

GENERACION MENSUAL DEL SENI POR TECNOLOGIA 2012 [MWh]
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Fgura 4-4. Energia mensual generada por tecnologia para el afio 2012.

GENERACION TOTAL DEL SENI POR
TECNOLOGIA 2012 [%]

Fgura 4-5. Generacion total del SENI por tecnologia para el afio 2012.
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4.1.3 Transmision

Los niveles de tension de transmision 345 kV, 138 kV y subtransmision 69 kV. La red troncal de
transporte del SENI de esta conformada por lineas de transmision de muy alta tension a 345
kV, respaldada por lineas que operan a 138 kV. Estos enlaces permiten identificar de forma

clara la composicion del sistema de transmision por cuatro zonas.

Zona Central

Esta zona abarca la Capital de la Republica Dominicana, la Ciudad de Santo Domingo y
concentra aproximadamente el 50% de la demanda del SENI. En esta zona se encuentra la
barra de referencia, la subestacion Palamara 138 kV.

Figura 4-6. Diagrama zona central, detalle anillos transmision.
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La zona central contiene dos anillos a 138 kV, los cuales distribuyen la energia a la carga, asi

como 3 interconexiones importantes a sistemas de 69 kV. La zona central se interconectara

con la zona norte a través de una linea a 345 kV desde la subestacion 345/138 kV de Julio

Sauri hasta la subestacion 345/138 kV El Naranjo y por dos circuitos a 138 kV del enlace

Palamara — Bonao 2. La zona central se interconecta a 138 kV con las demas zonas restantes

del SENI por medio de dos (2) subestaciones: la subestacion de Palamara (conecta con la zona

norte y sur) y la subestacion de Hainamosa (conecta con la zona este).

Zona Este

Se extiende desde la S/E de Hainamosa hacia la zona este de la Isla. En esta zona se

encuentran instalados una cantidad significativa de generacion que exporta sus excedentes al

resto del SENI a través de su conexién con la zona central.
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Fgura 4-7. Diagrama unifilar zona este.
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Zona Norte

La zona norte contemplan todas las instalaciones ubicadas desde la subestacion de Bonao 2
hacia el Norte del pais. Es la segunda zona con mayor consumo de electricidad en el SENI,
aproximadamente un 30% de la demanda se encuentra en esta zona. Solo se interconecta con
la zona central del SENIL.
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Figura 4-8. Diagrama unifilar zona norte.
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Zona Sur

Se extiende desde la Subestacion de Palamara hasta la zona Sur del Pais. Esta zona también
esta interconectada a la zona central mediante la linea Julio Sauri — Pizarrete 345 kV.

En la zona sur cuenta con la instalacion del 54.8% del total de recursos hidroeléctrico del SENI.
Una cantidad importante de su potencia generada en la zona es exportada a la zona central del

SENI. La zona sur sélo se interconecta con la zona central del SENI.
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Figura 4-9. Diagrama unifilar zona sur.

En la Figura 4-10 se muestra el mapa geografico de la red de transporte del sistema eléctrico

de la republica dominicana.

La configuracion general de la red del SENI es poco mallada; con caracteristicas topolégicas
radial en las zonas este, norte y sur, mientras que la zona central (santo domingo) es
considerablemente mallada. En la Figura 4-11 se muestran las diferentes zonas del SENIy su
correspondencia geogréfica; las zonas este, norte y sur estan interconectadas a traves de un

punto comun, la zona de santo domingo.
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Fgura 4-10. Red de transporte del SENI.

Fuente: Organismo Coordinador
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Figura 4-11. Areas de la red de transporte del SENI.
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La zona central es donde se encuentra la mayor concentracién de carga. La subestacion de
Julio Sauri es el nodo central en la red trocal a 345 kV y la subestacion Palamara (barra de
referencia) es el nodo central para la red a 138 kV. La zona norte esta interconectada con la
zona central a través de los enlace Julio Sauri — El Naranjo 345 kV y Palamara — Bonao 2 138
kV, la zona sur con los enlaces Julio Sauri — Pizarrete 345 kV y Palamara Pizarrete 138 kV,
mientras que la zona este esta interconectada a través de los enlaces Hainamosa — aes
interconexion 138 kV y Hainamosa — Boca Chica / San Pedro 2 138 kV e interconectada a 345
kV a través de la zona norte con el enlace Julio Sauri/ Bonao 2 — Quisqueya 2 345 kV.

La longitud aproximada de lineas 345 kV es de 290 kM, en 138 kV es de 1,720.273 km y en 69
kV es de 1,869.95. Como se puede apreciar, la red de transporte del SENI esta compuesta por
lineas de transmision a 138 y 69 kV.

414 Demanda

A continuacion se presentan la evolucion de la demanda maxima anual real coincidente

registrada en el periodo 2000 — 2012.

TOTALRETIROS DEMANDA MAXIMA

£

DEMANDA [WW)]
=
1|
[
[

2001 2002 2005 2004 2005 2006 2007 2008 2000 2010 2011 2012

ARO

Figura 4-12. Total de retiros demanda maxima real 2000-2012.
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La demanda del SENI se encuentra distribuida en tres (3) grandes zonas de concesion
correspondientes a las empresas distribuidoras. EDESUR abastece aproximadamente un 38%,
EDENORTE un 30% y EDEESTE un 32% de la demanda total del sistema. La demanda
maxima abastecida en horas de punta para el afio 2012 fue de 1960 MW. Esta demanda

corresponde a un valor restringido de abastecimiento.

Es importante sefialar que el total de retiros esta sujeto a un grupo de variables, como es el
producto interno bruto (PIB), el crecimiento de la poblacién, las tarifas de distribucién, los
precios de los combustibles, los acontecimientos politicos, etc. En el caso puntual que describe
la Figura 4-12, los afios 2001, 2005 y 2009 registran reducciones en el total de retiros del
SENI, en parte debido a que los afios que le anteceden (2000, 2004 y 2008) estuvieron
marcados por la ocurrencia de procesos de elecciones nacionales, y en el caso de la pendiente
negativa que se observa desde el afio 2003 al afio 2004, fue notoria la crisis generada por la

volatilidad creciente en los precios de los combustibles.

El patrén de consumo registrado en el afio 2012 presenta el siguiente comportamiento, Figura
4-13:

CURVA DE CARGA AGREGADA DEL SEN1 2012

R4 -2 R

Fgura 4-13. Curva de carga agregada del SENI para el afio 2012
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A partir del perfil histérico de la demanda y otros supuestos, el OC y los Agentes del MEM
realizan tareas que tratan de prever las condiciones futuras de operacion en el corto, mediano y
largo plazo. De acuerdo a la normativa, esta informacion se desagrega por Agentes
(Distribuidoras, Generadoras y Usuarios No Regulados) y por dias tipicos para determinar el
pronéstico de la demanda maxima anual coincidente, como se verifica en los Articulos 410 al
412 del RLGE.

La curva monétona de carga se utiliza de referencia para explicar la cobertura de la demanda
con los niveles de potencia y tecnologias disponibles. En el contexto de nuestro parque de
generacion, para el total de potencia firme correspondiente al afio 2012 una base de
aproximadamente de 1000 MW, en teoria, se puede cubrir con tecnologia centrales
termoeléctricas a vapor (carbon) y ciclos combinados con bajo coste de operacion, ademas de
hidroeléctrica de pasada, sin embargo, para abastecer el resto del sistema con seguridad y a
minimo coste se utilizan motores diésel y turbinas a gas. En la Figura 4-14 se presenta la curva
monotona de carga del SENI para el afio 2012.

)
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Figura 4-14. Curva de carga monotona del SENI para el afio 2012.
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4.15 Estructuradel Mercado Eléctrico Dominicano

El mercado eléctrico dominicano esté seccionado en dos bloques:

a. Mercado Eléctrico Mayorista (MEM) — division del mercado eléctrico en el que

interactian las empresas eléctricas de generacion, transmision, distribucion,
comercializacion y los usuarios no regulados, comprando, vendiendo y transportando
electricidad. Este a su vez estd compuesto por el mercado de contratos y el mercado
spot.

e Mercado de Contratos: Es el mercado de transacciones de compra y venta de
electricidad basada en contratos de suministro libremente pactados entre los
AGENTES. En la Figura 4-15 se muestra la interaccion de los agentes en las

transacciones en el mercado de contratos.

Transacciones en el Mercado de
Contratos

AGENTE 1 _ AGENTE 2

GENERADORES

DISTRIBUIDORES

CNpp———_

Compra- Ventade
Electricidad basado
en acuerdos de:

Precio Cantidad
Duracion Otros
Punto de Suministro

FHgura 4-15. Transacciones en el mercado de contratos

Fuente: Organismo Coordinador
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e Mercado Spot: Es el mercado de transacciones de compra y venta de electricidad de
corto plazo, no basado en contratos a término cuyas transacciones econémicas se
realizan al Costo Marginal de Corto Plazo de Energia y al Costo Marginal de

Potencia.

Mercado Spot

AGENTES - AGENTES

GENERADORES

GENERADORES

Mercado Spot DISTRIBUIDORES

l

*Precio Fijado por el Mercado (CMG)

DISTRIBUIDORES

*No hay una cantidad transada, hay un
monto monetario transado.

*Hay dos o mas partes involucradas.

Figura 4-16. Interaccidn de los agentes en el mercado spot.

Fuente: Organismo Coordinador

b. Mercado Eléctrico Minorista: Es aquel en el cual actian las Empresas de Distribucion y
Comercializacion, vendiendo electricidad a los Usuarios Regulados y estos comprando
electricidad a las primeras.
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A continuacion se enumeran los agentes que conforman el Mercado Eléctrico Mayorista:

Empresas de Generacion

* AES ANDRES (AES Andrés)

+ CEPP (Compaiiia de Electricidad de Puerto Plata, S. A.)

+ DPP (Dominican Power Partners LDC)

+ EGEHID (Empresa de Generacion Hidroeléctrica Dominicana)

+ FALCONBRIDGE (Falconbridge Dominicana, C. por A.)

* GPLV (Generadora Palamara - La Vega)

* HAINA (Empresa Generadora de Electricidad de Haina, S. A.)

* ITABO (Empresa Generadora de Electricidad Itabo, S. A.)

* LAESA (Consorcio La Electricidad de Santiago, Ltd.)

* LOS ORIGENES (Los Origenes Power Plant, SRL)

* METALDOM (Complejo Metaldrgico Dominicano, C. por A.)

+ PVDC (Pueblo Viejo Dominicana Corporation, S. A.)

+ SEABOARD (Transcontinental Capital Corporation (Bermuda), Ltd.)
« MONTERIO (Monte Rio Power Corporation, LTD)

+ CESPM (Compaiiia de Electricidad de San Pedro de Macoris) - IPP
* SAN FELIPE (Generadora San Felipe) - IPP

Nota: IPP’s (productores privados independientes) realizan las transacciones a través de la

Corporacion Dominicana de Empresas Eléctricas Estatales (CDEEE).
Empresas de Transmision y distribucion

* Empresa de Transmision Eléctrica Dominicana

+ Empresa Distribuidora de Electricidad del Norte, S.A.

+ Empresa Distribuidora de Electricidad del Sur, S.A.

* Empresa Distribuidora de Electricidad del Este, S.A.

Junto con estos agentes también esta el operador del mercado, el Organismo Coordinador.
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En la Figura 4-17 se muestra la estructura del mercado eléctrico mayorista del SENI.

Estructura del MEM

__________________________________________________________________________________________________________

MEM

» Agentes !
del MEM |

Fgura 4-17. Estructura del MEM

Fuente: Organismo Coordinador

4.1.6 Funcionamiento del Mercado Eléctrico Dominicano

En el mercado eléctrico mayorista se consideran la interaccion entre los agentes por las

transacciones econémicas por:

Energia

Potencia

Peaje de transmision (Derecho de uso de la red transporte mas el pago por el derecho
de conexion)

Compensaciones por regulacion de frecuencia
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e Compensaciones por seguridad y operacion forzada (SIE 380-2012)

e Compensaciones por desvios (SIE 374-2012)

En el afio 2012:

a. El promedio de los costos marginales de energia para el sistema principal'® alcanzo el
valor de 7,635.73 RD$/MWh, representando un aumento de 7.67 % con relacion al
promedio del afio anterior (7,091.60 RD$/MWh. El Costo Marginal de Potencia de Punta
Promedio fue de 326.42 RD$/kW-Mes y el Derecho de Conexiéon fue de 98.82 RD$/KW -

Mes.

b. La inyeccion total de energia fue de 13,355.8 GWh, representando un aumento de 7.03%
con relacion al registro de energia del afio anterior (12,478.3 GWh). Por otra parte, los
retiros totales alcanzaron 13,101.53 GWh, de los cuales el 84.6% (11,084.07 GWh)" de
este valor representa el consumo total de las distribuidoras. Las pérdidas totales de
energia en el sistema representaron el 1.90% de la inyeccion total de los generadores.

c. Las Transacciones Econdmicas en el mercado spot fueron de MRD$" 29,349.8. La

composicion es como sigue:

» MRD$ 19,780.3 (67.4%) por Transacciones de Energia.

» MRD$ 2,258.9 (7.7%) por Transacciones Provisionales de Potencia de Punta.

» MRDS$ 2,301.3 (7.8%) por Transferencias de Derecho de Conexion.

» MRD$ 674.8 (2.3%) por pagos de las generadoras al propietario del Sistema de

Transmision por concepto del Derecho de Conexion.
* MRD$ 2,875.1 (9.8%) por Compensacion Regulacion de Frecuencia.

2 Este promedio se calcula en la barra de la subestacion Palamara 138 kV.

13 . . R
Estos retiros no incluyen las ventas de las Distribuidoras a los UNR.

“MRD$ = Millones de RD$
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= MRD$ 1,350.6 (4.6%) por Compensacion por Despacho Forzado segun Resoluciones

SIE 542-2011 y SIE 380-2012.
* MRD$ 108.8 (0.4%) por Compensacion por Desvio segun Resoluciones SIE 535-2011

y SIE 374-2012.

Estos datos fueron obtenidos de la Memoria anual del organismo coordinador.

En la Tabla 4-2 se muestra un resumen de las transacciones econémicas del MEM para el afio

2012 [MRDS$]

Tabla 4-2. Resumen transacciones econémicas del MEM afio 2012.

[MILLONES DE RDS] ENE FEB MAR ABR MAY JUN

ENERGIA 1,493.6 1,247.2 1,803.3 1,324.3 2,063.0 2,312.3
POTENCIA 157.2 170.6 184.0 178.9 194.1 198.7
PAGODC 273.8 231.4 80.1 118.3 257.0 232.5
TRANSFERENCIA DC 75.3 64.5 24.8 32.7 75.0 72.9
FRECUENCIA 185.2 194.2 2321 246.6 304.9 280.2
COMPENSACION SIE 380-2012 180.4 62.9 65.1 79.2 18.3 249.5
COMPENSACION SIE374-2012

TOTAL 2,365.4 1,970.8 2,389.5 1,980.1 2,912.2 3,346.1

[MILLONES DE RDS] JUL AGO SEP ocT NOV DIC TOTAL

ENERGIA 1,623.9 1,271.6 1,524.3 1,838.1 1,754.5 1,524.1 19,780.3 67.4%
POTENCIA 186.5 175.2 186.3 204.8 209.1 213.5 2,258.9 7.7%
PAGODC 250.3 233.8 224.2 166.3 36.1 197.5 2,301.3 7.8%
TRANSFERENCIA DC 72.1 62.7 65.6 53.3 11.7 64.3 674.8 2.3%
FRECUENCIA 230.2 235.1 234.6 274.0 225.6 232.4 2,875.1 9.8%
COMPENSACION SIE 380-2012 165.2 60.5 36.1 105.0 214.2 114.3 1,350.6 4.6%
COMPENSACION SIE 374-2012 26.4 22.3 233 19.0 17.8 108.8 0.4%
TOTAL 2,528.2 2,065.3 2,293.4 2,664.7 2,470.1 2,364.0 29,349.8 100.0%

El siguiente grafico muestra el comportamiento de los costos marginales de energia del sistema

principal en la barra de referencia Palamara 138 kV correspondientes al afio 2012. Estos
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célculos consideran la aplicacion del Costo Marginal Tope en Barra de Referencia establecidos
en la Resolucion SIE 541-2011.
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Figura 4-18. Costo marginal de corto plazo de energia [RD$/MWh] afio 2012.

Fuente: organismo Coordinador.
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En la Tabla 4-3 se muestran los costos marginales de energia promedios para las horas de

pico (Bloque 1: horas 20 a 24), horas de llano (Bloque 2: horas 7 a 19) y horas de valle (Bloque
3: horas 1 a 6).

Tabla 4-3. Costo marginal de corto plazo de energia por bloques horarios [RD$/MW h].

COSTOS MARGINALES POR BLOQUES ENE 2012 FEB 2012 MAR 2012 ABR 2012 MAY 2012 JUN 2012
BLOQUE I-PICO RDS$/MWh 7,409.26 8,323.91 8,487.53 8,163.82 8,301.76 8,317.18
BLOQUE Il - LLANO RD$/MWh 7,012.70 7,514.64 8,169.18 7,695.68 7,879.84 7,884.00
BLOQUE il - VALLE RD$/MWh 6,410.69 6,898.68 7,039.75 6,958.85 6,975.87 7,729.24
PROMEDIO RD$/MWh 6,944.82 7,527.00 7,953.15 7,609.00 7,741.75 7,935.55
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COSTOS MARGINALES POR BLOQUES Jul-12 AGO-12 Sep-12 Oct-12 Nov-12 DIC-12
BLOQUE |- PICO RD$/MWh 7,591.23 7,587.41 8,246.44 8,423.89 8,366.64 7,634.54
BLOQUE Il - LLANO RD$/MWh 7,335.51 7,147.02 7,987.78 8,126.29 7,929.31 7,322.32
BLOQUE il - VALLE RD$/MWh 7,124.80 6,900.20 7,901.45 7,833.16 7,354.44 7,372.49
PROMEDIO RDS$/MWh 7,336.10 7,191.69 8,020.09 8,115.01 7,876.70 7,399.91

Fuente: organismo Coordinador.

A continuacion, en la Figura 4-19. Costo marginal de corto plazo de energia 2001 - 2012

[RD$/MWh].

Se muestra la evolucion de los costos marginales de energia promedios

calculados para el sistema principal durante el periodo enero 2001 — diciembre 2012.
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Figura 4-19. Costo marginal de corto plazo de energia 2001 - 2012 [RD$/MWh].
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4.2 Legislaciéon y Normativa Vigente en el SENI Relativa a la Seguridad y
Confiabilidad

La seguridad es considerada dentro de los objetivos especificos de la nhormativa regulatoria, tal
como se especifica en el literal a Art. 3 RALGE 125-01. La oferta de electricidad que requiera el
desarrollo del pais debe ir acorde con las condiciones de calidad, seguridad, y continuidad del

servicio.

La SIE es la institucion encargada de establecer, modificar y complementar las normas técnicas
relacionadas con la calidad y seguridad de las instalaciones, equipos y artefactos eléctricos,
mediante resoluciones, Art. 27 LGE 125-01.

El Centro de Control de Energia (CCE) es el responsable de coordinar acciones para garantizar
la seguridad del sistema, la calidad del servicio y la economia del sistema. Dentro de las
acciones a tomar, el CCE puede optar por rechazos manuales de carga y/o desconexion de
generadores u otros equipos para preservar la estabilidad y seguridad del SENI. Estas medidas
deben derivar de estudios especializados a cargo del OC, quien las preestablece (Art. 214 y
223 RALGE 125-01).

Adicional a esto al CCE le corresponde disponer la ejecucion de toda maniobra que involucre
equipos de generacion y transmision; asi como de aquellos equipos de distribucion y de
Usuarios No Regulados que el CCE considere necesario, para mantener la seguridad operativa
del SENI (Art. 234 RALGE).

El OC como encargado de la realizacion del despacho debe realizar la programacion
preservando la seguridad del SENI, tomando en cuenta todas las restricciones de transmision,
la reserva rotante necesaria, perfiles de voltaje, etc. Mediante el uso de modelos técnicamente
apropiados el OC, segun el caso, deberd determinar las unidades que por necesidad de
seguridad del SENI deben ser despachadas a potencia constante, Art. 211 y 212 RALGE 125-
01.
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Hasta tanto no se disponga del conjunto de restricciones de transmision, por razones de
seguridad, determinado sobre la base de estudios del SENI, el OC podra utilizar las
recomendaciones que a tal efecto le comunique por escrito el CCE al momento de realizar la
programacion semanal, la programacion diaria y las reprogramaciones diarias (Art. 202
RALGE). La mayoria de las restricciones de transmision consideradas en la programacion son

fruto de la misma operacion.

El OC también es el encargado de supervisar la operacion en tiempo real del SENI en todo
momento, velando por el cumplimiento de los programas y politicas de operacion. A tal efecto,
el OC podra requerir al CCE informacién, en tiempo real, sobre las operaciones que se estén
llevando a cabo, informes sobre las desviaciones respecto del Programa Diario de Operacion,
asi como cualquier informacion que pueda ser necesaria para garantizar la seguridad, calidad y
economia de la operacion del SENI (Art. 216 RALGE).

El CCE en su funcion de operador del sistema es quien imparte las instrucciones necesarias a
los Agentes del MEM para dar cumplimiento a los programas y politicas de operacion; tales
instrucciones son de cumplimiento obligatorio, salvo causas de Fuerza Mayor comprobables,

gue incidan en la seguridad de las personas y de las instalaciones.

En el Art. 246 del RALGE, detalla el procedimiento para realizar las restricciones programadas
de suministro, una vez realizado el despacho de minimo costo de acuerdo a las condiciones de
seguridad establecidas. Aqui se plantean los pasos a seguir para la programacion de las

restricciones de suministro en caso de racionamiento del sistema declarado por la SIE.

En cuanto a la suficiencia, en el Art. 69 del RALGE se establece que la potencia firme del
parque de generacion debe cubrir la demanda méxima esperada con un intervalo de seguridad
de 95-98%.

La SIE es quien especifica el alcance del nivel de confiabilidad del SENI sin embargo,

actualmente el SENI no consta de un procedimiento que trate el tema.
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El capitulo Il del RALGE (Art. 158), Condiciones Generales de Seguridad, se plantea a groso
modo las exigencias respecto a la seguridad de las instalaciones en miras a evitar el peligro a
toda persona o equipamiento. Sin embargo no se detallan los requerimientos béasicos de

seguridad para la operacion del SENIL.

La LGE 125-01 y el RALGE 125-01 establecen que es obligacion de todas las empresas
eléctricas y de los propietarios de las instalaciones de generacion, transmision y distribucion
cumplir con las condiciones de calidad, seguridad, y continuidad en el servicio exigidas por la
SIE (Art. 91 LGE 125-01 y Art. 93 RALGE 125-01).

En la actualidad, por ordenanza de la SIE el OC realiza la programacion del despacho
considerando la restriccion N-1 sélo en los enlaces de transmision entre areas.

Es evidente que el sistema eléctrico dominicano cuenta con normas clara para dar tratamiento
a la confiabilidad y la seguridad del sistema, lo que dificulta la operacion y a la vez no ofrece

sefales claras del coste de la seguridad.

4.3 Criterios Operativos de Seguridad

Los criterios de seguridad aplicados en el SENI son obtenidos en base al método deterministico

aplicados a la evaluacion de la seguridad estéatica del sistema.

En el manual de operaciones del SENI se especifica el orden de prioridad de la seguridad
segun el estado de operacion del sistema.

En la Figura 4-20. Estados de operacion del SENI. Se muestran los estados de operacion del
SENIL.
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ESTADOS DE OPERACION DEL SENI
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Figura 4-20. Estados de operacion del SENI.
Fuente: Manual de Operaciones del SENI / Organismo Coordinador

En el estado de operacién normal todas las restricciones estan satisfechas, por lo que la
generacion es adecuada para satisfacer la demanda y no existe ningln equipo sobrecargado.
En este estado los margenes de reserva para generacion y transmision son suficientes para
mantener un nivel de seguridad adecuado con respecto a las posibles perturbaciones a las que

el sistema sea sometido, de acuerdo con las politicas de operacion.

En este estado de operacion la seguridad, la economia y la calidad conforme a lo establecido
en las normas vigentes, deben primar en el manejo del sistema interconectado para poder
satisfacer adecuadamente y en todo momento la demanda cambiante, dependiente del estado

de la red de transmisién y de la disponibilidad del parque de generacion.

Las consignas a seguir por el despachador en el estado de operacién normal son las
siguientes:

a. Control de la frecuencia

b. Control de la configuracion topoldgica del SENI

c. Control de la reserva operativa

d. Control del perfil de voltaje
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e. Control de los flujos de potencia

En el estado de operacion de alerta el estandar de seguridad baja del especificado en la
normativa, los margenes de reserva son reducidos, por lo que ante una contingencia en el

SENI se pueden dar violaciones de los limites de operacion del equipamiento.

En este estado el sistema aun estd completo, pero inseguro, por lo que el operador debe tomar
todas las acciones a su alcance para regresar al estado normal. Se puede entrar a este estado

por una de las siguientes condiciones:

» Agotamiento de la reserva operativa
+ Perdida de generacién
» Perdida de algun enlace de transmision sin pérdida de carga, etc.

Dentro de las medidas de seguridad para contrarrestar la amenaza y llevar el sistema a su

estado de operaciéon normal estan:

a. El despacho de unidades generadoras que ayuden a mantener el margen de reserva

adecuado.

b. Reubicar la generaciéon a fin de evitar que los enlaces de transmision no presenten

sobrecargas.

c. Suspender temporalmente todos los mantenimientos que incidan en el incremento de la
inseguridad del SENIL.

En el estado de emergencia algunos componentes del sistema estan sobrecargados y la
seguridad del sistema esta en peligro. En este estado se puede dividir el sistema formando
islas recuperables, pero los margenes de seguridad no son sostenibles.

Bajo la situacion de emergencia, dependiendo de la magnitud del disturbio, no necesariamente
se produce de inmediato una desarticulacion del sistema, pudiendo el despachador con sus
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acciones retornar el SENI al estado de operacion normal o al menos al estado de alerta,

tomando las acciones correctivas siguientes:

a. Despachar méas generacién para evitar sobrecarga en los enlaces de transmision.

b. Unir las islas eléctricas formadas.

De no contar con las condiciones necesarias para lograr la re sincronizacion a tiempo en caso
de formacion de islas eléctricas o no tener a favor una respuesta rapida y adecuada del

equipamiento disponible, el SENI puede pasar a un estado de emergencia extrema.

En estado de emergencia extrema se produce la perdida de servicio por partes, no se satisface
gran parte de la demanda y se pierde completamente los margenes de seguridad establecidos.
Toda accion de control en este estado debe dirigirse hacia conservar la mayor parte del
sistema funcionando. De no actuar de forma rpida tomando medidas extremas, pudiera

producirse una salida total del sistema, a partir de lo cual se entra en estado de recuperacion.

Se pudiera lograr llevar el SENI al estado de emergencia tomado las acciones correctivas

siguientes:

« Normalizar las condiciones de frecuencia en las diferentes secciones; en este caso el
operador puede exiliarse con la desconexion de carga y/o con la desconexién de

generacion.

* Re-sincronizar las islas eléctricas que se hayan formado

En caso de la pérdida total o parcial del SENI el estado de recuperacion se inicia a partir de la
formacion de islas eléctricas producto de una emergencia extrema y todo esfuerzo de control
debe ser dirigido a integrar nuevamente el sistema completo, a fin de abastecer la demanda
programada.

El procedimiento para la recuperacion del total SENI a partir de emergencias extremas, toma

en cuenta las siguientes acciones:
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Con la ayuda de la generacion disponible tratar de mantener la frecuencia del SENI
dentro de niveles aceptables.

Mantener los perfiles de voltaje dentro de niveles aceptables mediante la ayuda del
equipamiento de control de voltaje y el aporte / disminucion de reactivos de los

generadores.

Mantener los limites de estabilidad para las lineas y transformadores de enlace
mediante el despacho de la generacién necesaria de tal suerte que no se presenten
sobrecarga.

Restablecer la demanda fuera comprobando que esta no comprometa al SENI con

restricciones de voltaje o de flujo de potencia.

Mantener los margenes de regulacion primaria y secundaria de frecuencia (3%), para
esto se puede disponer de la reserva fria si se tiene; de faltar reserva y no contar con
generacion para suplirla, se rotaran/abriran circuitos adicionales para tener al menos el

3% de reserva en el SENI.

Criterio de Seguridad N-1

En diciembre 2009 el SENI tuvo un colapso total debido a la salida intempestiva de

intempestiva de la turbina a gas de la central AES Andrés con 175 MW por problemas internos,

a cuya salida le sucedieron salidas de otras centrales generadoras que produjeron niveles

criticos de baja frecuencia, la cual no fue recuperada por el sistema de deslastre de cargay la

respuesta de RPF de las demas centrales generadoras conectadas al SENI. En enero y marzo

del afo 2010 se presentaron colapso parcial del SENI, debido perturbaciones en la red de

transmisién y a una descoordinacién en el sistema de proteccion.

Para ese entonces las restricciones en la red de transmision incidian desfavorablemente en la

operacion segura y economica del SENI.
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Ante esta situacion la SIE instruyo al Organismo Coordinador a planificar la operacion del SENI
con el grado de seguridad requerida, para garantizar la continuidad del servicio y la

implementacién del criterio de seguridad N-1 en los enlaces criticos a 138 kV.

Para tal fin se realizaron andlisis para cada zona del SENI tomando en cuenta su propia
demanda, limites y configuraciones con el fin de realizar un control de sus entradas y salidas.
Para modular de manera general las restricciones de operativas del SENI que permitan definir

criterios de seguridad, ante contingencias N-1, se decidi6 utilizar los flowgates o cortes.

Los flowgates son elementos individuales o conjuntos de elementos que por su ubicacion
topoldgica en el sistema crean una restriccion recurrente que debe ser controlada con el fin de
evitar eventos de tension, de sobrecargas y de colapsos ante la ocurrencia de contingencias
predefinidas. Una vez detectados los cortes se procede a definir los limites, los elementos
constitutivos y las condiciones, en las cuales se activa la restriccion y sus consecuencias tanto

para la condicion eléctrica como energeética.

Como indicador de seguridad, un flowgate representa una medida del sistema de potencia que
se debe monitorear, por representar un punto potencial de congestion. Comercialmente el
Flowgate es una restriccién que causa diferentes precios marginales a ambos lados donde se
presenta el corte o limitacion (islas econémicas), alteran de este modo las transacciones

comerciales.

Es importante resaltar que estos cortes son identificados en base a criterios deterministicos.
Para la operacion del sistema ofrecen un método detecciéon de una posible congestion en el
que la probabilidad ocurrencia de un evento futuro en especifico, afecte la seguridad del

sistema, es desconocida.

El agrupamiento de valores de potencia o corriente por ramas en un flowgate permite reducir la
cantidad de informacién que debe ser monitoreada cuando se hace un analisis del sistema.
Esta técnica fue implementada por la NERC - North American Electric Reliability Council.
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El Flowgate se calcula como la sumatoria de los flujos de potencia o corrientes en Estado
Estacionario en las lineas, ramas o enlaces que lo componen, tal que al realizar la contingencia
N-1 mas critica, no se supere el limite operativo de emergencia de las otras lineas, ramas o

enlaces y que los voltajes permanezcan dentro de los limites permitidos.

Para identificar la potencia maxima (flowgates y cortes) que pueden transportar los enlaces en
condiciones de estado estacionario, se simularon diferentes condiciones de generacion y
demanda en cada una de las zonas del SENI, de modo que atente el aumento del flujo por
estos enlaces. Asi mismo, se considera un requerimiento minimo de generacién por cuestiones
seguridad. Ademas de considerar los generadores operando en modo de regulacion automatica
de tension (RAT). En la Figura 4-21 Se detalla la forma de calculo.

Los flowgates se analizaron en cada uno de los enlaces a 138 kV y se calcularon considerando
limites operativos en estado normal y de emergencia para una cargabilidad del enlace del
100% y 120%, esto basado en el hecho de que en los ajuste de protecciones de las lineas y
transformadores la ETED considera en las restricciones operativas un 10% de sobrecarga.

Subestacion A m
~
AN

tener elementos “violados” 1
*Ahora la linea esta 7

*Se ajusta el flujo para no

sobrecargada el 10%.

*El Corte es 403 MW. '

Flowgate = 400 MW

P flujo en estado
Subestacion A estacionario

~

Subestaciéon B '

Figura 4-21. Forma de calculo del flowgate o corte.
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Para realizar el analisis de estabilidad, sélo se consideraron aquellos enlaces de transmision a

138 kV que representan intercambios entre las zonas del SENI, para evidenciar el

comportamiento de estos enlaces ante condiciones de contingencia simple o N-1.

Para el andlisis de estabilidad, se consider6 que los eventos de salidas de lineas son

ocasionados por cortocircuitos trifasicos, con una duracion de 100 milisegundos y considerando

la actuacion adecuada de las protecciones.

A continuacion se muestran los principales flowgates determinados para la red transmision

actual:

Tabla 4-4. Principales flowgates del SENI.

NOMBRE DEL FLOWGATE

LINEA LIMITANTE

FLOWGATE -
CARGABILIDAD 110 %

AREA

AES INTERCONEXION - | AES INTERCONEXION - 390 Este
SAN PEDRO 2 - SAN PEDRO LT1 | SAN PEDRO 2 - SAN PEDRO LT1 o 165 Este
SAN PEDRO - ROMANA LT1 y | 5N pEDRO - ROMANA LT1 o LT2 154 Este
LT2
PALAMARA - BONAO LT1 Y LT2
BLANCO+JULIO SAURI-EL
SAN FELIPE - PUERTO PLATA + | SAN FELIPE - PUERTO PLATA II 143 Norte
CANABACOA - GALLERA + | CANABACOA - NIBAJE 178 Norte
CANABACOA - ZF SANTIAGO + | BONAO Il - CANABACOA LT1 yLT2 305 Norte
NAVARRETE - ZF SANTIAGO BONAO II- CANABACOA LT1 yLT2 290 Norte
PUERTO PLATA Il -ZF SANTIAGO

BONAO II- CANABACOA LT1 yLT2 281 Norte
+ BONAO Il - CANABACOA LT1
PUERTO PLATA - PUERTO | pygRTO PLATA II - SAN FELIPE 135 Norte
ITABO VAPOR - HAINA LT1 Y

ITABO - HAINA LT1 o LT2 154 Santo Domingo
LT2
HAINA - MATADERO LT1Y LT2 | HAINA - MATADERO LT1 0 LT2 216 Santo Domingo
ITABO VAPOR - LOS PRADOS +

MATADERO - EMBAJADOR 183 Santo Domingo
MATADERO - EMBAJADOR
ITABO TG - UASD + TIMBEQUE | TIMBEQUE Il - CNP 390 Santo Domingo
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NOMBRE DEL FLOWGATE

LINEA LIMITANTE

FLOWGATE -
CARGABILIDAD 110 %

AREA

I - CNP

ITABO VAPOR - HERRERA 138 +

MATADERO - EMBAJADOR 190 Santo Domingo
MATADERO - EMBAJADOR
TIMBEQUE Il - CNP +

HAINAMOSA - PALAMARA 265 Santo Domingo
HAINAMOSA - PALAMARA
VILLA DUARTE - TIMBEQUE II +

LOS MINA 138 - TIMBEQUE I 335 Santo Domingo
LOS MINA 138 - TIMBEQUE 11
HAINAMOSA - EL BRISAL +

VILLA DUARTE - EL BRISAL 140 Santo Domingo
VILLA DUARTE - EL BRISAL
LOS MINA 138 - VILLA DUARTE

TIMBEQUE 1l - VILLA DUARTE y
+ TIMBEQUE Il -VILLA DUARTE 490 Santo Domingo

HAINAMOSA - VILLA DUARTE
+ HAINAMOSA - VILLA DUARTE
HAINAMOSA - LOS MINA 138 | HAINAMOSA - LOS MINA 138 LT1

200 Santo Domingo

LT1 YLT2 olLT2
HAINAMOSA - PALAMARA +

HAINAMOSA - VILLA MELLA 196 Santo Domingo
HAINAMOSA - VILLA MELLA
PALAMARA - VALDESIA PALAMARA - PIZARRETE 135 Sur

Fuente: Organismo Coordinador.

En la Tabla 4-5 y Tabla 4-6 se muestra un resumen de los maximos intercambios de flujo entre

zonas e intrazonales.

Tabla 4-5. Resumen maximo intercambio entre zonas.

MAXIMO ZONA MAXIMA GENERACION ZONA
INTERCAMBIO
INTERCAMBIO [MW] EXPORTADORA EXPORTADORA [MW]
SUR-CENTRAL 390 SUR 531
ESTE-CENTRAL 694 ESTE 871.8
CENTRAL - NORTE 467 CENTRAL 859
NORTE - CENTRAL 582 NORTE 1252.8

Fuente: Organismo Coordinador.
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Tabla 4-6. Resumen maximo intercambio intrazonas.

MAXIMO
AREA INTERCAMBIO INTRAZONA OBSERVACION
INTERCAMBIO [MW]
El equipo limitante es el autotraformador
Sur Profundo hacia Sur Medio 48.3 de la S/E Barahona (sobrecargado
>125%).
Limitacion a través de la linea km 15 de
Sur Profundo-Sur Medio 43.4
Azua- Cruce De Cabral 69 kV.
SUR
Limitacion a través de la linea km 15 de
Sur Medio hacia Sur Cercano 156
Azua- Pizarrete 138 kV.
Limitacidon a través de la linea Valdesia-
Sur Cercano-Area Central 370
Palamara.
Este Profundo-SPM 156.6 Limitacion a través de la linea SPM-La
ESTE Limitacion a través de la linea Boca
Este SPM-Este Boca Chica 408
Chica-SPM
Noroeste hacia Santiago 175 Limitacién a través de la linea Moncion -
NMan
Limitacion a través de la linea Playa
Puerto Plata hacia Santiago 393
Dorada - Canabacoa.
NORTE Limitacion a través de la linea SFM - La
Nordeste hacia Santiago 104
Vega 69 kV.
Limitacion a través de las lineas Palamara
Santiago-Norte Cercano-Central 582
- Bonao.
Central-Norte Cercano-Santiago 467 Limitacion a través de la linea Palamara -
Ranan
Limitacion a través de las lineas AES
Boca Chica hacia Sto. Dgo. Oriental 694
CENTRAL Interconexion - Hainamosa.
Sto. Digo. Oriental hacia Pal-VM-JS y Limitacion a través de la linea Palamara -
486
Metropolitana Hainamosa.

Fuente: Organismo Coordinador.
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4.3.2 Esquemade Deslastre Automético de Carga (EDAC)

Los sistemas de potencia operan en estado estable a frecuencia normal cuando la potencia
mecanica total de entrada de los generadores es igual a la suma de todas las cargas
conectadas mas las pérdidas reales del sistema. Cualquier variacion significativa de este

balance provoca un cambio en la frecuencia del sistema.

Cuando estos cambios en la frecuencia (velocidad) son pequefios, estos son corregidos
automaticamente por los gobernadores de las turbinas, los cuales ajustan la potencia mecéanica
de las unidades generadoras para mantener la frecuencia en los valores normales de
operacion, esta regulaciéon es denominada regulacién primaria. Los puntos de operacion
normales son retomados con acciones mas lentas tendientes a corregir desbalances mediante
el uso de controles autométicos que ajustan los puntos de operacion de algunas maquinas
(regulacion secundaria) y mediante la acciéon del operador del sistema en la reserva rodante de

las unidades generadoras (regulacion terciaria).

Para corregir la caida rapida de la frecuencia del SENI se utiliza un esquema de deslastre
automatico de carga (EDAC) selectivo que permita el restablecimiento de la frecuencia a

valores normales de operacion.

En la seccion V.. del RALGE (art. 220 y art. 221) se tratan los esquemas de rechazos de

carga.

El EDAC fue disefiado para soportar una contingencia extrema en el periodo de demanda
minima. Como contingencia extrema consideraremos la salida simultanea de las centrales mas
grandes y con mayor probabilidad de disparo del SENI.

Para la seleccion de la demanda minima a utilizar en el disefio, se utilizaron las estadisticas de
demanda del SENI del afio 2011 y 2012. Para determinar el porcentaje de sobrecarga (L) se
considero la salida simultanea de la unidad més grande del sistema y la unidad que present6
mayor probabilidad de disparo.
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Con esto resulté que el EDAC debe ser capaz de soportar un disparo simultaneo de las
centrales AES Andrés (286 MW, unidad méas grande del sistema) y San Felipe (180 MW,
unidad con mayor probabilidad de disparo) con un total 466 MW, para un escenario de
demanda de 1081.5 MW.

Con los datos dado el porcentaje de sobrecarga a considerar resulté de un 75.7%.

. Pérdida generaciéon
Porcentaje de Sobrecarga (L) = — genert — 4-1
Generacién total— Pérdida generacion

La carga total a deslastrar (d) fue determinada utilizando la siguiente ecuacion:

% reducciénde la carga

= 4-2
% reduccionde la frecuencia

Utilizando las estadisticas eventos del afio 2012, donde se analizaron 42 eventos de disparo de
generacion donde no actu6 el EDAC o sdlo actu6 el primer escaldon del EDAC implementado al
momento; se obtuvo que el EDAC del SENI debe deslastrar el 37.5% de la demanda total, para
una pérdida de generacion que provoque un porcentaje de sobrecarga de 75.7% con una
frecuencia minima de Hz.

Finalmente se definid la demanda en base al 95 percentil de la demanda del afio 211 y 2012,
2060 MW. Por otro lado se seleccionaron 6 etapas de actuacion.

LD = 0375 X 2060 MW = 772 MW 4-3

El total de carga a deslastrar equivale a 772 MW, distribuido en 6 etapas de desconexion de la

carga.

En la Tabla 4-7 se muestra la distribucién del EDAC por distribuidoras y UNR’s del SENI.
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Tabla 4-7. Distribucién del EDAC entre las distribuidoras y UNR [%

EMPRESAS EDAC [%]
EDESUR 29.2
EDENORTE 25.0
EDEESTE 24.9
UNR 21.0

En la Tabla 4-8 se muestra un resumen de la carga total deslastrada por empresa para cada
etapa del EDAC.

Tabla 4-8. Carga a deslastrar por etapay por empresa [MW]

ETAPA EDAC 1 2 3 4 5 6
FRECUENCIA [Hz] 59.2 59.1 59 58.9 58.8 58.7
EDAC EDESUR [MW] 35.5 33.7 48.2 36.0 343 36.4
EDAC EDENORTE [MW] 31.9 33.3 28.4 32.0 35.1 33.3
EDAC EDEESTE [MW] 33.4 32.4 29.9 32.7 327 32.9
EDAC UNR [MW] 27.0 27.0 240 30.0 27.0 27.0
TOTAL CARGA DESLASTRADA [MW] 127.7 | 126.4 | 130.6 | 1295 | 129.1 | 128.1

CARGA EDAC TOTAL [MW] 771.4

4.3.3 Esquema De Desconexiéon Automatizo de Generacion por Alta Frecuencia
(EDAGAF)

El esquema de desconexion automéatico de generacion por alta frecuencia persigue llevar la
operacion del SENI a su estado normal ante la presencia de frecuencias superiores a los
valores de ajustes de proteccion por alta frecuencia de centrales generadoras, después de

ocurrido una perturbacion.

El Art. 220 del RALGE estable que el OC efectuara los estudios necesarios para pre-establecer
los esquemas de rechazo automatico de carga para hacer frente a situaciones de inestabilidad
en el SENI.
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El Art. 223 del RALGE establece que el CCE puede optar por rechazos manuales de carga y/o
desconexion de generadores u otros equipos para preservar la estabiidad y seguridad del SENI.
Estas medidas deben derivar de estudios especialzados a cargo del OC, quien los pres-

establece.

Para el disefio del EDAGAF se considerd la desconexion de centrales con motores e
hidroeléctricas como grupo principal con disparos instantaneos y temporizados con umbral de
frecuencia de 61.3 Hz, y la desconexion de un grupo de centrales de respaldo, con disparos
por umbral de frecuencia 61.45 Hz instantaneo. En la Tabla 4-9 se muestra un resumen de las

unidades consideradas en el EDAGAF.

Tabla 4-9. Centrales y unidades participantes en EDAGAF.

UNIDADES
UNIDADES ASIGNADAS | UNIDADES ASIGNADAS
ASIGNADAS CON
CENTRALES NO. DE CON DISPARO CON DISPARO
ZONA DISPARO
UNIDADES TEMPORIZADO INSTANTANEO [61.45
INSTANTANEO
[61.3 HZ] HZ]
[61.3 HZ]
ESTE #3EN 270.8 ms
#4 EN 291.6 ms
ESTRELLA DEL MAR 7 #1Y#2 #5EN 321.4 ms #6 Y #7
SULTANA DEL ESTE* 9 #1 #2 EN 353.8 ms
NORTE
LA VEGA 5 #1
RIO BLANCO 2 #1 #2EN 312.6 ms
CENTRAL
#3 Y #4 EN 270.6 ms
#5Y #6 EN 291.4 ms
#7 EN 321.2 ms
PALAMARA 10 #1Y#2 #8EN 333 ms HOY #10
METALDOM* 4 #1 #2EN 410.2 ms
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UNIDADES
UNIDADES ASIGNADAS | UNIDADES ASIGNADAS
ASIGNADAS CON
CENTRALES NO. DE CON DISPARO CON DISPARO
ZONA DISPARO
UNIDADES TEMPORIZADO INSTANTANEO [61.45
INSTANTANEO
[61.3 HZ] Hz]
[61.3 HZ]
SUR #3 Y #4 EN 270.4 ms
#5 Y #6 EN 291.2 ms
#7Y#8EN 312.0 ms
#9Y #10EN 332.8 ms
MONTE RIO 13 #Y#H #11EN374 ms #12'Y #13
SABANA YEGUA 1
SABANETA 1 #1 EN 150 ms
LAS DAMAS 1 #1EN 270 ms

4.3.4 Esquemade Desconexion Automatizo de Generacion (EDAG)

Este esquema sdlo se ha implementado en la zona Sur del SENI, dado que ha presentado en los
Ukimos afos, un incremento en las exportaciones de potencia y energia hacia el area Central.
Para diciembre 2012 dicho provocd que se restringiera generacion en la zona Sur en el 38% de

las horas, lo cual ha provocado desacoples econdmicos considerables en ka operacion del SENI.

Para cumplir con el criterio de seguridad, establecido en el Articulo 156 del Reglamento de
Aplicacién de la Ley General de Electricidad 125-01, en la actualidad se cuenta con un limite de
transferencia de flujos de potencia entre las lineas Valdesia - Palamara y Pizarrete — Palamara a

138 kV de aproximadamente 135 MW hacia la subestaciéon de Palamara.

El principio basico de funcionamiento EDAG, consiste en que si dispara uno de los 2 enlaces de
la zona Sur (lineas Pizarrete — Palamara y Valdesia — Palamara a 138 kV), el esquema enviaria
sefales de disparo de generacion a los generadores definidos, hasta reducir el flujo a niveles
manejables por la linea que permanezca interconectada. Los generadores seleccionados para
participar en el esquema se presentan en la siguiente tabla.
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Tabla 4-10. Generadores participantes en el EDAG.
CENTRAL EQUIPO A DISPARAR PMAX (MW)
MONTE RIO UN GRUPO 38.5
AGUACATE UNA UNIDAD 30
JIGUEY UNA UNIDAD 49
VALDESIA UNA UNIDAD 25

4.4 Consideracion de la Seguridad en la Programaciéon de la Operacion y

Planificacion de Largo Plazo

Segun el Art. 176 del RALGE, la planificacion de la operacion del SENI comprende las

programaciones que se indican a continuacion:

e o o o

Programacion del Mantenimiento Mayor.
Programacion de largo plazo.
Programacion de mediano plazo.
Programacion de corto plazo.

La programacion de corto plazo contempla la programacion semanal, la programacion diaria y

el redespacho en tiempo real.

El Art. 178 del RALGE, establece que la programacién de la operaciéon de corto, mediano y

largo plazo se determinara con estudios de planificacion de la operacion, que garanticen una

operacion confiable y de minimo costo econémico, que lleve a minimizar los costos de

operacion para el conjunto de las instalaciones de generacion y transmision, con independencia

de la propiedad de sus instalaciones y de los contratos de suministro. A la fecha no se dispone

de los estudios de planificacion especializados que indiquen los criterios de confiabilidad y

seguridad que deban ser aplicados

al SENI
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En los programas de corto plazo se contemplan las restricciones de generacion validadas por el
OC, las restricciones de transmision validadas por el CCE, en su mayoria por sobrecarga de los
equipos y el programa de mantenimientos.

A partir del 2010 SIE instruyé al OC priorizar el concepto seguridad frente a la demas
caracteristicas del sistema, de modo que se garantizara la seguridad de suministro en todo el
territorio nacional. A tal fin, se consideré el criterio de seguridad N-1 para la realizacion de la
programacion y la operacion del SENI, mediante la implementacion de los flowgates o cortes.

Ademas de contemplar el criterio de seguridad N-1 en la elaboracion del programa de
despacho de corto plazo, las condiciones de seguridad del SENI son validadas mediante
andlisis eléctricos en estado estacionario, con los cuales se verifican los perfiles de voltaje, las
violaciones a limites de sobrecarga de los equipos y a los flowgates.

A partir del 2013 la SIE ordend que el criterio N-1 solo sea considerado para los enlaces entre
zonas y para aquellas lineas de transmision que por condiciones atmosféricas u otras que se

consideren riesgosas para la operacion normal del sistema asi lo requieran.

La planificacion de la operacion a mediano y largo plazo tiene como objetivo verificar la
suficiencia del parque de generacién y de la red de transporte asi como la determinacion de la
colocacion de los mantenimientos de las unidades generadoras a lo largo del periodo analizado

(1 aflo para el mediano plazo y 4 afos para el largo plazo).

Para la realizacién de los programa de mediano y largo plazo se realiza un levantamiento del
listado de equipamiento que presentan restricciones operativas (sobrecarga y tasa de falla) con

el fin de verificar como estos afectan las proyecciones y los costes esperados.

Como en todo proceso la calidad de los insumo es vital para garantizar el eficacia y veracidad
de los resultados; la incertidumbre vy la falta de informacion es bastante marcada en relacion a
los proyectos futuros de generacion y por tal razon los resultados de la planeacion de mediano

y largo plazo presentan desviaciones considerables.
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Al igual que en la programacion de corto plazo, para las programaciones de la mediano y largo
plazo se realizan andlisis eléctricos para verificar los intercambios de flujos de potencia entre
las diferentes zonas del SENI, asi como el comportamiento de los perfiles de voltajes ante el

crecimiento de la demanda esperado.

La ETED en su calidad de propietario de la red de transporte del SENI'y operador del sistema
es el encargado de realizar la planeacién del sistema de transmision de acuerdo a la
proyeccién de ingreso de nueva generacion y a la solucion de las restricciones de transporte

evidenciadas.

La planificacion de la red toma como punto de partida de la determinacion de la demanda de
potencia no restringida, coincidente con la hora de la maxima demanda del SENI; los datos
sobre la ubicacién y capacidad de nuevas centrales de generacion, tanto térmicas,
hidroeléctricas, edlicas y solares incluyendo las fechas de sus puestas en servicio proyectados;
la ubicacion, capacidad y entrada en servicio de las nuevas subestaciones planificadas por las
empresas distribuidoras (partiendo de las previsiones de demanda no restringida). Partiendo de
las proyecciones de la demanda y generacion, las necesidades de construccién de nuevas
subestaciones de distribucion y obras de transmisién predefinidas, mediante calculos de flujos
de potencia sucesivos se determinan las obras requeridas que satisfacen los requerimientos
futuros, liberan capacidad en el sistema de transmision actual, eliminan restricciones que
limitan el despacho econémico de generacion y cumplen los criterios de calidad reglamentados.

En este analisis también se incluye el criterio de seguridad N-1 ademéas de criterios de

confiabilidad para los casos de enmallamiento y coordinacién de las protecciones.

Como criterio de seguridad la planeacién del SENI solo considera el criterio N-1 ademas de la
evaluacion de estado estacionario para verificar los perfiles voltaje y sobrecarga de los equipos
de la red transporte. Es evidente que no se toman en cuenta las evaluaciones de seguridad
dindmica del SENIL.
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45 Consideracion de la Seguridad en las Transacciones Econdmicas del

Mercado Eléctrico Mayorista

En las transacciones economicas del mercado eléctrico mayorista (MEM), la seguridad es
considerada en el célculo de las compensaciones por despacho forzado (sefiales de corto
plazo), y en el calculo de potencia firme (sefiales de largo plazo). Estas compensaciones

representan aproximadamente el 5% de las transacciones econdmicas del MEM.

Las compensaciones por despacho forzado reflejan el impacto econémico de los criterios de
seguridad utilizados en la programacion del despacho y la operacion del sistema, a través del
uso de centrales de manera forzada por razones de seguridad; mientras que en el calculo de
las transacciones econdmicas de potencia de punta (pago por potencia firme), el concepto
seguridad se utiliza para fijar el nivel de probabilidad con el cual el parque de generacion del
sistema debe asegurar el abastecimiento de la demanda méaxima esperada para un periodo

determinado. El objetivo principal del pago por potencia firme es atender la suficiencia.

45.1 Compensaciones por Despacho Forzado

Anualmente la Superintendencia de Electricidad (SIE) fija el costo de desabastecimiento y el
costo marginal tope de energia de corto plazo para el mercado spot (CMET), en la barra de
referencia del sistema (Palamara 138 kV), mediante una férmula de indexacion en base al
precio del fuel oil #6 (60%) y el indice de precios al consumidor de los Estados Unidos (40%).

CPlhnesi-2

CMET; = CMET, X (0.40>< +0.6x%)

Plmarzo 2001 PFO#6pgse

Siendo CMET, el valor base del costo marginal de energia fijado en dolares por megavatios-

hora [US$/MWh].

La limitacién del costo marginal de corto plazo de energia al costo marginal tope y su extension

a las transacciones econémicas del MEM, origina una reduccion del excedente del productor
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asociado a cada una de las unidades generadoras, que beneficia a los Agentes que efectian

retiros desde el SENI.

En este sentido la SIE estableci6 un mecanismo de compensacion que contemplan destinar
una parte de esta reduccion del excedente o beneficio para compensar a las unidades

generadoras que:

(i) Prestar servicios auxiliares para garantizar la seguridad del SENI, o,

(i) Para atender demanda del SENI, y cuyo costo variable de produccion sea mayor
que el costo marginal tope de energia de corto plazo en el mercado spot
(CMET). Estas unidades seran compensada econémicamente por la energia
producida, mediante el pago de la diferencia entre su costo variable de
produccion (CVP) y el costo marginal de corto plazo de energia, correspondiente

a su barra de inyeccion;

En el caso particular de las unidades convocadas a operar en el MEM como compensador
sincrénico, serdn compensadas econdémicamente por la energia activa consumida para realizar
el servicio, valorizada al costo marginal de corto plazo de energia correspondiente a su barra

de inyeccion.

Las compensaciones econémicas antes establecidas se aplicaran Unicamente a aquellas
unidades generadoras que no estuvieren siendo compensadas por otros servicios auxiliares

gue estén prestando en el SENI; tales como:

Regulacion y soporte de tension;
Aporte de Reactivo;

Arranque en Negro; o,

e o T o

Cualquier otro servicio complementario que no esté siendo remunerado

directamente;
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El mecanismo restituye el costo de producciéon y deja indiferente al titular de la unidad
generadora. Mientras que las unidades en el rango CMg<CVP<CMgTope se ven perjudicadas

y sin compensacion.

El mecanismo de compensacion para atender la seguridad se muestra en la Tabla 4-11.

Mecanismo de Compensacion para atender la seguridad.

Tabla 4-11. Mecanismo de Compensacién para atender la seguridad.

Compensacion por Despacho Forzado de Maquinas

Generadoras para Seguridad del SENI

CVP > CMG Tope
Condicion b
CVP > CMG

i.Regulaciénysoporte de tensién;

ii. Aporte de Reactivo;
Convocada para prestar
iii. Arranque en Negro; o
los servicios de:
iv. Cualquierotro serviciocomplementario que

no esté siendoremunerado directamente.

Compensacion CompA;;=(CVP -CMg;;)*Energia

Esta compensacion sera pagada por todos los Agentes del MEM a prorrata de sus retiros de
energia del SENI

El mecanismo para atender la demanda se muestra en la Tabla 4-12. El monto total de las
compensaciones serd pagado por los Agentes del MEM que resulten mensualmente
beneficiados por la aplicacion del CMGTope en el mercado spot en las transacciones

econOmicas de energia establecidas.

El beneficio se define como Valor positivo de la diferencia de los saldos provenientes de las

TEE, calculadas cony sin la participacion del CMGTope.

Si el Beneficio<cCompensaciones, la diferencia se pagara:
e 75% Prorrata Retiros

e 25% Agentes deudores de las transacciones econdmicas de energia
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Tabla 4-12. Mecanismo de Compensacion para atender la demanda.

Compensacion por Despacho Forzado de Maquinas

Generadoras para atender Demanda del SENI

CVP > CMG Tope
Condicion b
CVP < CMG
Compensacién CompA;;=(CVP -CMg;; )*Energia

4.6 Evaluaciéon de la Seguridad en Tiempo Real

No todas las instalaciones del SENI estan interconectadas al sistema SCADA del operador del
sistema (ETED), sin embargo esta es una de las exigencias para la interconexion segun se
estable en el codigo de conexion (seccion 10 — Sefiales al SCADA), y en el art. 170 y 232 de
RALGE. Por otro lado, el sistema SCADA del SENI no cuenta con el estimador de estado, lo
gue dificulta la determinacién de las condiciones reales de operacion del sistema para evaluar

la seguridad estatica y dinamica del sistema.

Para la operacion en tiempo real del sistema el despachador de turno debe utilizar los
lineamientos del manual de operaciones del SENI. En la actualidad las consignas de despacho
van en mayor parte dirigidas a corregir las desviaciones de frecuencia debido a las
fluctuaciones de carga.

La prioridad de la seguridad depende del estado de operacién en que se encuentre el SENI, sin
embargo no se dispone de la herramienta informatica para realizar las evaluaciones de
seguridad en linea. Por lo que la importancia dada a la seguridad durante la operacion depende

de la experiencia del despachador.

Como indicadores de seguridad se utilizan los flowgates o cortes establecidos para los
principales enlaces entre zonas y los perfiles de voltaje en una serie de nodos pilotos del
sistema. Los flowgates como indicadores de seguridad carecen del factor probabilidad, ya que
estos no consideran la esperanza de ocurrencia esperada ante la ocurrencia de una
perturbacion en especffico.
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La prevision de las restricciones es considerada en la elaboracion de los re despachos de la
generacion. Dicho re despacho son realizados cada dos horas, tomando en cuenta
actualizaciones de disponibilidad de las unidades generadoras, las condiciones actuales de la

red de transporte y los cambios en las previsiones de demanda.

Al igual que en la programacion de corto plazo los re despachos son validados mediante
andlisis eléctricos de estado estacionario con el objetivo de verificar el comportamiento de los
perfiles de voltaje y de los intercambios de flujos de potencia entre los enlaces de transmision
de las diferentes zonas del SENI. Adicionalmente se realiza una simulacién de estabilidad en la

gue se considera el disparo de la central mas grande en operacion.

La evaluacion de la seguridad en tiempo real no contempla una evaluacion de las
caracteristicas dinamicas del sistema de acuerdo al escenario de operacion dado.

4.7 Impacto Técnico y Econdmico de la Aplicaciéon de los Criterios de Seguridad

Vigentes

Para determinar el costo de una decisién, cualquiera que esta sea, es menester conocer los
dos extremos; es decir, cudl era el costo antes de que surtiera efecto la decision tomada y el

costo luego del efecto de la decision.

Todos los criterios de seguridad actualmente vigentes en el SENI, tienen impacto técnico en la
forma de programar, planificar y realizar la operacién del sistema; cambios que a resumidas
cuentan se reflejan en las transacciones econémicas del MEM. Por lo tanto, en este andlisis
nos ocuparemos a traducir en términos de impacto economico la aplicacion los criterios

técnicos de seguridad en el SENI.

Dado que los criterios de seguridad aplicados al SENI se basan en analisis de estado
estacionario utilizaremos comparaciones que nos permitan identificar las variaciones en las

variables controladas y monitoreadas para tal fin.
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Sobre las variables criticas, definiremos los elementos que resultan con cambio de estado
luego de activarse el criterio de seguridad; considerando que antes de esta activacion dicho
elemento funcionaba en condiciones normales y estable. Es decir, los elementos que no fueron

causantes de la activacion de la restriccion y el mismo elemento en cuestion.

En esencia compararemos los flujos de potencia, incremento o disminucién de la generacion en

una zona determinada, restricciones de sobrecarga en lineas de transmisiony transformadores.

La aplicacion del criterio N-1 en base a los flowgates o cortes implica una reduccion
significativa en la capacidad de transferencia entre uno o varios enlaces de transmision, ya que
estos eran operados solo con la limitacion de sobrecarga térmica (capacidad nominal), salvo en
condiciones atmosféricas extremas o condiciones riesgosa en las cuales se aplicaba el criterio
N-1 estandar.

Con el uso de flowgates en la programacion y operacion del SENI, la generacion y la capacidad
de transporte en si misma se ve afectada por la restriccion de intercambio, de manera
anticipada, de algun enlace de transmision fin de evitar una posible congestién de probabilidad

desconocida.

El enlace Palamara — Bonao 2 138 kV interconecta la zona central con la zona norte, dicho
enlace estd compuesto por dos circuitos con un (1) conductor por fase (450 ACAR). Estas
lineas de transmision tienen capacidad nominal para transportar 0.568 kA y tomando en cuenta
gue operan a 138 kV, presentan una capacidad nominal de transporte de 138.63 MVA por
circuito, lo que representa un total de 277.27 MVA. Considerando un factor de potencia de 0.9
inductivo la potencia efectiva que se puede transporte por un circuito es de 125 MW, para un

total de 250 MW para ambos circuitos.

Antes de la entrada en operacion de la red trocal a 345 kV la zona norte solo estaba
interconectada con el resto del SENI a través de la zona central, mediante el enlace Palamara
— Bonao 2. Considerando la aplicacion del criterio N-1 en la operacion de dicho enlace, la
capacidad maxima de transporte para cada circuito se reduce a 69.32 MVA y una potencia
efectiva de 62.5 MW (en base a FP=0.9).
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El total de la capacidad del enlace se reduce a la capacidad nominal de un solo circuito
(disminucion de 50% respecto a la capacidad nominal), esto debido a la aplicacion del criterio
N-1; ya que este considera que ante la salida intempestiva de cualquiera de los circuitos el otro

debe soportar la sobrecarga de flujo permitiendo que el SENI siga en operacion.

Esta disminucién en la capacidad de transferencia (138.63 MVA) del enlace Palamara — Bonao
2 equivale aproximadamente a la capacidad de la turbina de vapor (143.37 MVA) de la central
mas grande de la zona norte®®.

Considerando el costo marginal promedio en la barra de referencia para el afio 2012, 194.40
[US$/MWh]; en términos econdmicos, la diferencia de la capacidad de transferencia del enlace
Palamara — Bonao 2 equivale a US$ 24,249.24 para un solo periodo del dia, US$ 581,981.86
para los veinticuatro (24) periodos del dia y US$ 17,459,455.88 para un mes completo. Estos
montos equivaldrian al coste de operar el enlace bajo el criterio de seguridad N-1. En la Tabla
4-13 se muestra un resumen de los subsistemas que ocurrieron durante el 2012, y la cantidad
de horas que se presentaron para cada mes.

* san Felipe es la central més grande la zona norte del SENI. Es un ciclo combinado compuesto por una
turbina de gas de 101.92 MVA y una turbina de vapor de 143.37 MVA, con una potencia efectiva de 185
MW,
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Tabla 4-13. Desacoples fisicos y econémicos observados durante el 2012.

MES
Data SUBSISTEMA ENE FEB MAR ABR MAY JUN JuL AGO SEP ocT NOoV DIC Grand Total
Promedio CMg [USS/MWh] Palamara 138 [kV] 1785 193.0 2035 194.7 198.1 202.8 187.4 183.6 2043 205.6 197.4 183.9 194.4
69 kV: Autotransformador Palamara 153.7 165.9 175.0 171.9 160.0 147.2 149.2 155.7 156.8 150.3 165.5
Este: Hainamosa-Palamara 1474 167.1 1519 151.0 2034 153.7 2073 160.0 157.9
69 kV: Diesel - La Vega 1789 1829 1744 184.1 160.7 1543 193.6 167.0 157.7 159.8 169.9
Norte: Bonao-Palamara 185.0 1813 184.2
69 kV: Autotransformador Barahona 1218 170.8 136.5 140.6 139.1
15 de Azua - Pizarrete 157.0 187.4 1734 136.6 146.2
15 de Azua - Barahona 164.4 164.4
69 kV: Zona Timbeque 161.0 156.8 159.8 177.0 155.4 148.0 155.6 158.1 154.3 205.5 154.5 159.7
Subsistema Zona Sur 189.0 207.5 181.6 1343 171.3 1293 122.0 1411 138.7
Barahona Cruce de Cabral 172.8 172.8
Zona Pimentel 2169 170.6 154.0 190.1 175.0
Hainamosa - AES 138KV 140.7 140.7
69 kV: Autotransformador Haina 2134 198.0 2199 204.8
69 kV: Diesel - La Vega-Canabacoa 162.7 152.4 1704 120.8 161.1
Promedio CMg [USS/MWh] Palamara 138 [kV] 6,945 7,527 7,953 7,609 7,742 7,936 7,336 7,192 8,020 8,115 7,877 7,400 7,636
69 kV: Autotransformador Palamara 5977 6,471 6,839 6,720 6,256 5,759 5,844 6,115 6,211 5,969 6,466
Este: Hainamosa-Palamara 5,724 6,517 5,935 5,900 7,950 6,085 8,301 6,435 6,177
69 kV: Diesel - La Vega 6,975 7,148 6,816 7,195 6,288 6,042 7,584 6,562 6,221 6,369 6,669
Norte: Bonao-Palamara 7,212 7,191 7,207
69 kV: Autotransformador Barahona 4,751 6,686 5,345 5,662 5,547
15 de Azua - Pizarrete 6,122 7,322 6,788 5,349 5,721
15 de Azua - Barahona 6,416 6,416
69 kV: Zona Timbeque 6,285 6,126 6,245 6,917 6,079 5,794 6,094 6,194 6,114 8,232 6,218 6,256
Subsistema Zona Sur 7,384 8,120 7,108 5,259 6,719 5,107 4,870 5,682 5,505
Barahona Cruce de Cabral 6,751 6,751
Zona Pimentel 8,473 6,674 6,028 7,541 6,866
Hainamosa - AES 138KV 5,499 5,499
69 kV: Autotransformador Haina 8,339 7,750 8,637 8,019
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MES

Data SUBSISTEMA ENE FEB MAR ABR MAY JUN JuL AGO SEP OoCT NOV DIC Grand Total
69 kV: Diesel - La Vega-Canabacoa 6,366 5,965 6,711 4,842 6,322
NUmero de Horas Palamara 138 [kV] 744 696 744 720 744 720 744 744 720 744 720 744 8784
69 kV: Autotransformador Palamara 63 140 105 67 36 10 6 4 18 4 453
Este: Hainamosa-Palamara 66 234 337 308 29 7 28 28 1037
69 kV: Diesel - La Vega 17 6 5 20 17 9 2 10 3 22 111
Norte: Bonao-Palamara 8 2 10
69 kV: Autotransformador Barahona 32 14 141 327 514
15 de Azua - Pizarrete 9 22 12 139 182
15 de Azua - Barahona 17 17
69 kV: Zona Timbeque 129 470 512 113 43 74 134 14 11 29 95 1624
Subsistema Zona Sur 17 1 6 130 316 275 543 325 1613
Barahona Cruce de Cabral 22 22
Zona Pimentel 2 9 5 4 20
Hainamosa - AES 138KV 354 354
69 kV: Autotransformador Haina 2 7 2 11
69 kV: Diesel - La Vega-Canabacoa 10 8 10 1 29
Pocentaje de Horas Palamara 138 [kV] 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.00%
69 kV: Autotransformador Palamara 8.5% 20.1% 14.1% 9.3% 4.8% 1.4% 0.8% 0.6% 24% 0.6% 5.16%
Este: Hainamosa-Palamara 8.9% 33.6% 45.3% 42.8% 3.9% 0.9% 3.9% 3.8% 11.81%
69 kV: Diesel - La Vega 2.4% 0.8% 0.7% 2.7% 2.4% 1.2% 0.3% 1.4% 0.4% 3.1% 1.26%
Norte: Bonao-Palamara 1.1% 0.3% 0.11%
69 kV: Autotransformador Barahona 4.6% 1.9% 19.0% 44.0% 5.85%
15 de Azua - Pizarrete 13% 3.0% 1.6% 18.7% 2.07%
15 de Azua - Barahona 2.4% 0.19%
69 kV: Zona Timbeque 18.5% 63.2% 71.1% 15.2% 6.0% 9.9% 18.0% 1.9% 1.5% 4.0% 12.8% 18.49%
Subsistema Zona Sur 23% 0.1% 0.8% 17.5% 43.9% 37.0% 75.4% 43.7% 18.36%
Barahona Cruce de Cabral 3.0% 0.25%
Zona Pimentel 0.3% 13% 0.7% 0.6% 0.23%
Hainamosa - AES 138KV 47.6% 4.03%
69 kV: Autotransformador Haina 0.3% 0.9% 0.3% 0.13%
69 kV: Diesel - La Vega-Canabacoa 1.4% 1.1% 13% 0.1% 0.33%
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Cabe resaltar que la limitacion de la capacidad de transferencia entre zonas implica el uso de generacién adicional en dichas zonas

a fin de minimizar el intercambio de flujo de potencia, lo que su vez por lo general origina subsistemas econémicos marcando

diferencia de precios en las diferentes zonas. En este caso el efecto de la aplicacion del criterio de seguridad N-1 se puede

evidenciar mediante la ocurrencia de subsistemas econémicos y las variaciones en las transacciones econémicas de energia y en

las compensaciones por seguridad y despacho forzado de centrales.

A partir de octubre de 2010 la linea de transmisién Julio Sauri — El Naranjo y sus instalaciones complementarias fueron operadas de

manera provisional a 138 kV, lo que ayudd a que cesara la ocurrencia del subsistema Palamara — Bonao 2 por restriccion del flujo

en el enlace que interconecta la zona central con la zona norte, como se puede evidenciar en la Tabla 4-14.

En la Tabla 4-14 se muestra un resumen de los subsistemas que ocurrieron durante el 2010, y la cantidad de horas que se

presentaron para cada mes.

Tabla 4-14. Desacoples fisicos y econémicos observados durante el 2010.

MES
Data SUBSISTEMA ENE FEB MAR ABR MAY JUN JuL AGO SEP oCT NOV DIC Grand Total
Promedio CMg [USS/MWh] Palamara 138 [kV] 131.8 1543 148.6 137.0 143.7 1335 129.8 139.7 1432 1341 1224 125.7 136.9
Norte: Bonao 2 - Canabacoa 156.5 1336 151.6
69 kV: Diesel - La Vega 135.1 1359 1441 126.9 1483 119.8 136.6
69 kV: Autotransformador Palamara 1144 121.0 1135 113.2 113.0 111.6 105.0 110.7 111.6 109.9 1129 119.6 1143
Este: Hainamosa-Palamara 130.8 102.7 104.1 116.6 1124
Norte: Bonao-Palamara 151.1 158.7 135.1 1442 1346 1494 145.7
Sur: Pizarrete-Madre Vieja 115.0 115.0
Sur: Valdesia-Palamara 121.8 121.8
Este: Santo Domingo 85.8 85.8
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MES

Data SUBSISTEMA ENE FEB MAR ABR MAY JUN JuL AGO SEP oCcT NOV DIC Grand Total
69 kV: Zona Timbeque 148.2 148.2
Promedio CMg [RDS/MWh] Palamara 138 [kV] 4,770 5,597 5,406 4,991 5,282 4,920 4,788 5,172 5,306 5,001 4,565 4,695 5,038
Norte: Bonao 2 - Canabacoa 5,666 4,945 5,511
69 kV: Diesel - La Vega 4,890 4,990 5,315 4,683 5,499 4,470 5,031
69 kV: Autotransformador Palamara 4,139 4,391 4,131 4,124 4,157 4,114 3,878 4,097 4,135 4,097 4,210 4,470 4,230
Este: Hainamosa-Palamara 4,761 3,800 3,884 4,358 4,155
Norte: Bonao-Palamara 5,498 5,783 4,958 5,318 4,967 5,540 5,373
Sur: Pizarrete-Madre Vieja 4,300 4,300
Sur: Valdesia-Palamara 4,542 4,542
Este: Santo Domingo 3,199 3,199
69 kV: Zona Timbeque 5,538 5,538
Numero de Horas Palamara 138 [kV] 744 672 744 720 744 720 744 744 720 744 720 744 8760
Norte: Bonao 2 - Canabacoa 11 3 14
69 kV: Diesel - La Vega 23 12 12 18 32 15 112
69 kV: Autotransformador Palamara 29 36 23 43 40 27 37 43 14 60 91 165 608
Este: Hainamosa-Palamara 5 3 8 1 17
Norte: Bonao-Palamara 4 8 9 11 11 30 73
Sur: Pizarrete-Madre Vieja 3 3
Sur: Valdesia-Palamara 4 4
Este: Santo Domingo 1 1
69 kV: Zona Timbeque 1 1
Pocentaje de Horas Palamara 138 [kV] 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.00%
Norte: Bonao 2 - Canabacoa 1.5% 0.4% 0.16%
69 kV: Diesel - La Vega 3.1% 1.6% 1.7% 2.4% 4.4% 2.0% 1.28%
69 kV: Autotransformador Palamara 3.9% 5.4% 3.1% 6.0% 5.4% 3.8% 5.0% 5.8% 1.9% 8.1% 12.6% 22.2% 6.94%
Este: Hainamosa-Palamara 0.7% 0.4% 1.1% 0.1% 0.19%
Norte: Bonao-Palamara 0.5% 1.1% 12% 1.5% 1.5% 4.2% 0.83%
Sur: Pizarrete-Madre Vieja 0.4% 0.03%
Sur: Valdesia-Palamara 0.6% 0.05%
Este: Santo Domingo 0.1% 0.01%
69 kV: Zona Timbeque 0.1% 0.01%
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Luego en mayo de 2011 dichas instalaciones entraron a operar de manera normal. Con el inicio de la operacién de la red troncal a

345 kV el flowgate o corte de la zona norte paso6 de 125 MW a ser 467 MW. En la definicion de este corte se consideraron las lineas

del enlace Palamara — Bonao 2 138 kV y las del enlace Julio Sauri — El Naranjo 345 kV. Con las nuevas lineas de transmision la

capacidad maxima de intercambio entre la zona central y la zona norte aumenté 342 MW lo que permitié practicamente la

desaparicion del subsistema Palamara — Bonao 2 por la restriccion de flujo entre la zona central y la zona norte (ver Tabla 4-15).

Tabla 4-15. Desacoples fisicos y econémicos observados durante el 2011.

MES

Data SUBSISTEMA ENE FEB MAR ABR MAY JUN JuL AGO SEP ocT \[o)% DIC Grand Total

Promedio CMg [US$/MWh] Palamara 138 [kV] 140.7 147.9 178.9 195.6 210.6 197.8 206.8 201.4 185.6 198.7 187.9 178.9 186.1
69 kV: Autotransformador Palamara 118.7 121.8 147.3 154.2 151.3 152.0 175.5 160.7 159.8 155.5 165.7 160.6 157.4
15 de Azua - Pizarrete 119.2 119.2
69 kV: Diesel - La Vega 131.7 163.8 140.0
Este: Hainamosa-Palamara 111.6 156.3 165.1 192.1 177.4 183.0 174.4 192.6 168.3 172.1 154.2 177.2
69 kV: Zona Timbeque 165.4 169.0 154.5 164.5
Norte: Bonao 2 - Canabacoa 146.8 146.8
Norte: Bonao-Palamara 154.8 186.6 194.8 188.6
69 kV: Diesel - La Vega-Canabacoa 155.0 176.6 174.1 212.4 176.5
Zona Pimentel 186.6 183.5 172.2 182.2
69 kV: Autotransformador Barahona 99.2 103.9 104.0 102.6
Sur: Valdesia-Palamara 175.2 155.0 167.5 164.9
69 kV: Autotransformador Haina 217.3 217.4 220.0 217.8
69 kV: Zona Timbeque Despacho 155.0 155.0

Promedio CMg [RD$/MWh] Palamara 138 [kV] 5,279 5,570 6,767 7,412 7,989 7,540 7,891 7,685 7,001 7,618 7,228 6,906 7,001
69 kV: Autotransformador Palamara 4,446 4,586 5,571 5,846 5,737 5,794 6,696 6,133 6,107 5,958 6,373 6,200 6,034
15 de Azua - Pizarrete 4,482 4,482
69 kV: Diesel - La Vega 4,954 6,322 5,309
Este: Hainamosa-Palamara 4,207 5,914 6,256 7,290 6,765 6,984 6,655 7,356 6,448 6,617 5,954 6,759
69 kV: Zona Timbeque 6,253 6,474 5,967 6,315
Norte: Bonao 2 - Canabacoa 5,560 5,560
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MES

Data SUBSISTEMA ENE FEB MAR ABR MAY JUN JuL AGO SEP ocT Nov DIC Grand Total
Norte: Bonao-Palamara 5,867 7,134 7,450 7,211
69 kV: Diesel - La Vega-Canabacoa 5,876 6,695 6,626 8,105 6,698
Zona Pimentel 7,116 7,002 6,638 6,968
69 kV: Autotransformador Barahona 3,784 3,968 3,994 3,930
Sur: Valdesia-Palamara 6,692 5,949 6,446 6,329
69 kV: Autotransformador Haina 8,305 8,344 8,448 8,334
69 kV: Zona Timbeque Despacho 5,984 5,984

Numero de Horas Palamara 138 [kV] 744 672 744 720 744 720 744 744 720 744 720 744 8760
69 kV: Autotransformador Palamara 56 30 35 5 1 29 8 48 126 79 308 235 960
15 de Azua - Pizarrete 8 8
69 kV: Diesel - La Vega 20 7 27
Este: Hainamosa-Palamara 40 20 45 409 297 331 231 68 218 169 94 1922
69 kV: Zona Timbeque 4 209 95 308
Norte: Bonao 2 - Canabacoa 3 3
Norte: Bonao-Palamara 1 29 15 45
69 kV: Diesel - La Vega-Canabacoa 3 20 4 2 29
Zona Pimentel 8 4 4 16
69 kV: Autotransformador Barahona 11 9 20 40
Sur: Valdesia-Palamara 4 6 7 17
69 kV: Autotransformador Haina 113 19 28 160
69 kV: Zona Timbeque Despacho 97 97

Pocentaje de Horas Palamara 138 [kV] 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.00%
69 kV: Autotransformador Palamara 7.5% 4.5% 4.7% 0.7% 0.1% 4.0% 1.1% 6.5% 17.5% 10.6% 42.8% 31.6% 10.96%
15 de Azua - Pizarrete 1.1% 0.09%
69 kV: Diesel - La Vega 3.0% 0.9% 0.31%
Este: Hainamosa-Palamara 6.0% 2.7% 6.3% 55.0% 41.3% 44.5% 31.0% 9.4% 29.3% 23.5% 12.6% 21.94%
69 kV: Zona Timbeque 0.5% 28.1% 12.8% 3.52%
Norte: Bonao 2 - Canabacoa 0.4% 0.03%
Norte: Bonao-Palamara 0.1% 4.0% 2.0% 0.51%
69 kV: Diesel - La Vega-Canabacoa 0.4% 2.7% 0.6% 0.3% 0.33%
Zona Pimentel 1.1% 0.5% 0.5% 0.18%
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MES

Data

SUBSISTEMA

ENE

FEB

MAR

ABR

MAY

JUN

JuL

AGO

SEP

ocT

Nov

DIC

Grand Total

69 kV: Autotransformador Barahona
Sur: Valdesia-Palamara
69 kV: Autotransformador Haina

69 kV: Zona Timbeque Despacho

1.5%

1.3%

0.6%

15.7%

0.8%

2.6%

2.8%

1.0%

3.9%

13.0%

0.46%
0.19%
1.83%

1.11%

Para el afio 2010 el nimero de horas en las que ocurrié el subsistema Palamara — Bonao 2 fue 73 horas, para el afio 2011 se redujo

a 45 horas, mientras que para el 2012 fue tan solo 10 y para el afio 2013 cero.

En el caso del subsistema zona este a causa de la restriccion de flujo entre la zona central y la zona este el efecto de la aplicacion

del criterio N-1 fue todo lo contrario a lo sucedido con la zona norte, ya que aqui no se presentd la entrada inmediata de

instalaciones que ayudaran a apaliar el problema.

En inicio, afio 2010, para la implementacion del criterio N-1 el flowgate de la zona este estaba definido por las lineas Palamara / Villa

Mella — Hainamosa (180 MW), luego de una revision a principios del 2011 se redefinid, contemplando asi las lineas Palamara / Villa

Mella — Hainamosa y Timbeque 2 / CNP — Hainamosa (250 MW), debido a que estas Ultimas forman un camino alterno hacia la

subestacién de Palamara. Esta actualizaciéon representé una discusion de 114 MW en la capacidad de exportacién de generacion

desde la zona este dado que entre las 4 lineas de transmision se podia manejar alrededor de 400 MW.

Las lineas mencionadas son de las misma capacidad que las del enlace Palamara — Bonao 2 138 kV.
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La disminucion de la capacidad de transferencia con el nuevo flowgate respecto al anterior
representd un sobrecosto horario de US$ 22,156.08, diario de US$ 531,745.82 y en el caso
mensual fue de US$ 15,952,374.60, considerando el costo marginal promedio en la barra de
referencia para el afio 2012, 194.94 [US$/MWh]. La variacion de los costos marginales para el
afio 2011 debido a la congestion del enlace con la zona este se puede apreciar en la Tabla
4-15.

Es importante sefialar que en la zona este es donde se encuentra instalada la mayor parte de
la generacion termoeléctrica del SENI, las cuales son consideradas de base por sus bajos

costes operativos.

Esta restriccion fue solucionada con la entrada en operacién de la lineas Palamara / Arroyo
Hondo — Los Mina 138 kV y Hainamosa — Los Mina 138 kV (circuito nimero 3); es por esta
razon que para el afio 2013 las horas de activacion de la restriccion disminuyeron 1030 horas

en comparacion los datos del 2012.

Para el afio 2010 el nUmero de horas en las que ocurri6 el subsistema zona este fue 17 horas,
para el aflo 2011 aumentd a 1922 horas, lo que representa el 21.94% de las horas del afio,

mientras que para el 2012 fueron 1037 horas y para el afio 2013 tan solo 7 horas.

Adicional a la aplicacién del criterio de seguridad N-1, el incremento en la activacion del
flowgate definido para el enlace entre la zona central y la zona este se debe por la congestion
en condiciones de exportacion de energia desde la zona este del pais hacia las zonas norte y
sur a través de la zona central, la activacion del corredor o Flowgate 138 kV Timbeque 2 / CNP
+ Palamara / Villa Mella — Hainamosa.

Para el subsistema zona sur, ocasionado por la restriccion de flujo en las linea Palamara —
Pizarrete y Palamara Valdesia, durante el afio 2010 el nimero de horas de activacion fue 4
horas, para el afio 2011 aumenté a 17 horas, mientras que para el 2012 fueron 1613 horas y

para el afio 2013 tan so6lo 968 horas.
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El enlace que interconecta la zona central con la zona sur, esta compuesto por dos circuitos
con un (1) conductor por fase (450 ACAR). Estas lineas de transmision tienen capacidad
nominal para transportar 0.568 kA y tomando en cuenta que operan a 138 kV, presentan una
capacidad nominal de transporte de 138.63 MVA por circuito, lo que representa un total de
277.27 MVA. Considerando un factor de potencia de 0.9 inductivo la potencia efectiva que se

puede transporte por un circuito es de 125 MW, para un total de 250 MW para ambos circuitos.

Considerando el costo marginal promedio en la barra de referencia para el afio 2012, 194.40
[US$/MWh]; en términos econdmicos, la diferencia de la capacidad de transferencia del enlace
Palamara — Bonao 2 equivale a US$ 24,249.24 para un solo periodo del dia, US$ 581,981.86
para los veinticuatro (24) periodos del dia y US$ 17,459,455.88 para un mes completo. Estos
montos equivaldrian al coste de operar el enlace bajo el criterio de seguridad N-1.

En diciembre 2012, las congestiones de flujo afectaron la generacion por 325 horas, lo que
representa el 43.68% del total de las horas del mes. En la mayoria de casos dicha restriccion
provoco la creacion de islas econdmicas afectando un total de generacion de 430 MW ubicada
en la zona sur, de los cuales 286 MW pertenecian a centrales hidroeléctricas. Las centrales
gue se vieron involucradas son: AGUACATE, VALDESIA, JIGUEY, PALOMINO, MONTE RIO y
BARAHONA CARBON.

La aparicion de estas islas econdmicas ocasiona diferencias de costos marginales entre la

zona central, la zona sur y el area del sur profundo.

En la Tabla 4-16 se muestra un resumen de la informacién registrada en tiempo real del
nuamero de horas mensuales de restriccion del enlace Palamara-Valdesia-Pizarrete para el afio
2012.
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Tabla 4-16. Horas mensuales de restriccion del enlace Palamara-Valdesia-Pizarrete para el afio 2012.

POTENCIA ENTRADA DE CENTRALES NUEVA /
HORAS DE
MES PROMEDIO HIDRAULICAS Y EOLICAS REINGRESO
RESTRICCION

RESTRINGIDA [MW] [MW] CENTRALES
ENERO 0 0
FEBRERO 0 0
MARZO 1.7 1
ABRIL 0 0

MAYO 0 0 98 JIGUEY 1Y 2
JUNIO 0.3 6
JULIO 1.8 9

AGOSTO 112 20 49.5 PALOMINO 2

AGUACATE1Y 2
SEPTIEMBRE 277.7 32 101.5

PALOMINO 1
OCTUBRE 167.8 30

NOVIEMBRE 297.2 39 52 LOS COCOS 2
DICIEMBRE 284.3 47

Fuente: informe de operaciones 2012 — organismo coordinador.

Como se puede apreciar en la tabla anterior el incremento de la generacién hidraulica provocé
mas restricciones y sobrecostos en lugar de abaratar los costes de operaciéon del SENL En
otras palabras el efecto neto de la entrada de la nueva generacion en la zona sur fue cero,
dado que esta quedd anulada por la restriccion de flujo a través del enlace Palamara-Valdesia

+ Palamara — Pizarrete.

De acuerdo al nimero de horas de activacion de las restricciones para las diferentes
interconexiones entre zonas que se presentaron para el afio 2012 y considerando la variacion
de la capacidad de transferencia en base a las caracteristicas nominales y las determinadas
por los flowgates; presentamos los sobrecostos por la implementacion del criterio de seguridad
N-1.
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e Enlace zona central — zona sur: MUS$ 39.12
e Enlace zona central zona norte: MUS$ 22.98

e Enlace zona central — zona este: MUS$ 2.02

Montos calculados en base al costo marginal promedio, 194.40 [US$/MWh] de la barra de

referencia para el afio 2012.

4.8 Estado de la Seguridad en el Sistema Eléctrico Dominicano.

En la actualidad la SIE no establece un criterio de confiabilidad, normas de calidad y seguridad
especificas para la operacion del SENI, en el RALGE solo se especifica el rango en que se
deben mantener los perfiles del voltaje y el nivel de confianza (95 -98%) que debe mantener la
potencia firme del parque de generacién para abastecer la demanda en las horas de punta
(18:00 — 22:00 horas).

Tomando en cuenta lo anterior, presentamos a continuacion los indicadores de calidad y
seguridad para la Empresa de Transmision segun la Norma Técnica de Calidad de Servicio de
Transporte en la aplicacion del Reglamento de la Ley General de Electricidad (Art. 157) en
base a los célculos y formulas de la CIER™ acogidas en la referencia internacional del cual
ETED es participe:

La Tasa de Falla Global (TFG): Se refiere al nimero de salidas de tipo forzadas que han
tenido en el afo, analizadas mensualmente, para un determinado nivel de tensién y una
categoria dada cada 100 Km. de red. Lo establecido por la normativa vigente es de 5.0 por

cada 100 kilbmetros de lineas.

e 345kV: 2.49

1 ..y . ., Lan . . Y
® CIER: Comision de integracion energética regional. El objeto de La Comision es el de promower y
favorecer la integracion del sector energético en la regiéon sur y centroamericana ademas del caribe, por

medio de la cooperacién mutua entre sus asociados.
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e 138kV: 4.62
o 69KkV: 27.24

La Duracién de la Falla Global (DTG): Se refiere a la duracion total promedio de salidas de
tipo forzadas que las lineas han tenido en un mes para un determinado nivel de tension. Lo
establecido es de 7.00 Horas.

e 345kV: 6.41
e 138kV: 8.95
e 69kV: 35.38

La Regulacion de Tensidn la tensién se mantuvo dentro del rango +/-5% para los niveles de
tension 69, 138 y 345 kV, los siguientes porcentajes de tiempo 96.7, 91.8 y 100 %
corresponden al comportamiento historico de los perfiles de voltaje para cada nivel de tension
de la red de transporte respectivamente.

Disponibilidad: Mide el porcentaje del tiempo en que el Sistema de Transmision Nacional
(STN) esta disponible.

e 345kV: 99.93%
e 138kV: 99.89%
e 69kV: 99.59%

Confiabilidad: Se define como el porcentaje del tiempo del periodo considerado en que el

sistema de transmision permite atender toda la demanda de los consumidores.

La confiabilidad del STN para el afio 2012 fue de 90.5%.

Energia no servida por transmision: En el aflo 2012 la energia no suministrada fue de
61,415.38 MWh. La ETED no pudo evitar la gran cantidad de energia no suministrada,

principalmente por causas de congestion o sobrecarga, precisamente antes de la entrada de
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los circuitos a 138 kV Palamara / Arroyo Hondo — Los Mina, Hainamosa — Los Mina L3, los
cuales dieron solucion a la restriccion de flujo con la zona este; también se toma en cuenta la
entrada de la linea a 345 kV Julio Sauri — Pizarrete, la cual dio solucion a la congestion de flujo
con la zona sur.

A parte de estos hitos, también se considera el apagon general del dia 25 de octubre, el cual
fue una consecuencia principalmente de los efectos del paso del Huracan Sandy por las

proximidades de nuestro territorio.

En lo que concierne a la gestion del mantenimiento al mes de noviembre de 2012, el programa
de mantenimiento de Redes se cumplié en un 85.86%, el de Subestaciones en un 91.71%y el
de Control y Proteccion en un 93.48%; con estos avances el Programa de Mantenimiento de la
ETED tenia un avance promedio de 90.35%.
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5. Propuestade
Criterio de
Seguridad Para el
Sistema Electico

Dominicano

5.1 Introduccién

En el capitulo anterior se presentd un andlisis de la situacion actual de la seguridad del sistema
eléctrico dominicano, verificando los lineamientos normativos, criterios operativos referente a la
tematica en cuestion, los métodos de evaluacién establecidos, remuneracion e impacto
econdmico en las transacciones econémicas del MEMy costes de operacién del sistema.
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Para una mejor comprension del estatus de la seguridad y su tratamiento en el MEM de la
Republica Dominicana, conviene esclarecer otros aspectos que de forma explicita forman parte
del problema. En ese mismo sentido, antes de marcar un punto de partida con el planteamiento
de nuevas propuestas, se presenta una pequefa sintesis de las causas mas importantes que
desde su origen y seguimiento han incubado los problemas de mercado, del mecanismo de
suministro y por consiguiente en la seguridad del sistema ademas de los niveles de

remuneracion asociados.

5.2 Revision de los Aspectos Técnicos y de Mercado: Sintesis de la Situacion

Pasaday Presente

5.2.1 Aspectos técnicos

A continuacion haremos una revisién hermenéutica de los aspectos técnicos, pormenorizando

la situacion de los servicios auxiliares'’ y de la calidad en el servicio.

5.2.1.1 Servicios Auxiliares — Regulacion de Frecuenciay Regulaciéon de Voltaje

Regulacién de Frecuencia:

En seguida presentamos un diagndstico de como opera en la actualidad el servicio de

Regulacion Primaria de Frecuencia en el SENI.

El Art. 233 del RALGE establece que los Agentes del MEM operadores de sistemas de
generacion son responsables por la regulacion de frecuencia del SENI, cuya operacion esta a
cargo del CCE. En este mismo orden el Reglamento establece que los generadores deben

17 .. - .. .. . .. .z
Senicios Auxiliares: Son los senicios de Regulacion de Frecuencia, Regulacion de Tension,

Compensacién de Energia Reactiva y cualesquier otros necesarios para el correcto funcionamiento del
mercado de energia y para la seguridad y confiabilidad del sistema interconectado. Definicion obtenida
de la terminologia del RALGE 125-01.
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ofrecer de forma obligatoria el servicio de Regulacion Primaria de Frecuencia con la posibilidad
de que exista un acuerdo entre las empresas de generacion previamente aprobada por la SIE,
y el OC y CCE estén notificados'®. El servicio auxiliar de regulacién primaria de frecuencia en
Republica Dominicana funciona bajo el modelo de provision obligatorio con opcion de
transferencia™.

En el sistema eléctrico dominicano la frecuencia debe permanecer dentro del rango de 59.85 a
60.15 Hz durante el 99.0 % del tiempo y de 59.75 a 60.25 Hz durante el 99.8 % del tiempo (Art.
150 RALGE) se deben ejecutar acciones necesarias para regular la frecuencia como son la
regulacion primaria de frecuencia (RPF), regulacion secundaria de frecuencia (RSF) y la
interrupcion de carga y/o generacion.

En la Tabla 5-1 se muestra un ejemplo de la situacion actual de la frecuencia en el SENI

Tabla 5-1. Situacion actual de la regulacion de frecuencia en el SENI

VALOR NORMATIVA REALIDAD [ANO 2013]

59.85 A 60.15 HZ | 99.0% DEL TIEMPO 74.03% DEL TIEMPO

59.75 A60.25 HZ | 99.8% DEL TIEMPO 94.81% DEL TIEMPO

Fuente: Empresa de Transmision Eléctrica Dominicana, ETED.

Las centrales AES Andrés y Los Mina participan con un promedio de 95% de la reserva
primaria de regulacion. Esta situacion genera un sobrecosto en la regulacion de frecuencia
debido a que estas unidades tienen menor Costo Variable de Produccion (CVP), dichas

centrales son consideradas centrales de base.

'8 Articulo 203, Reglamento Para la Aplicacion de la Ley General de electricidad 125-01.
9 Art. 387 literal b, RALGE: Mantener la calidad del producto, en el aspecto de frecuencia, con reserva
propia en sus maquinas o a través del pago que realicen a otro generador o generadores por la reserva

que aportan en su reemplazo.
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El Art. 223 del RALGE dice que el CCE puede optar por rechazos manuales de carga y/o
desconexion de generadores u otros equipos para preservar la estabilidad y seguridad del
SENI. “Estas medidas deben derivar de estudios especializados a cargo del OC, quien las

preestablece”

De la exégesis de la norma, a simple vista (el manual de operaciones establece 5, ver seccion
4.3), se evidencian dos estados de operacion del SENI: i) Normal, en el cual deberan aportar
todos los agentes generadores a dicha estabilidad de acuerdo a las caracteristicas de disefio
de sus maquinas, y ii) Estado de Emergencia. La prestacion de los servicios debe garantizar la
seguridad a minimo costo, aqui es donde cobra sentido que todos los generadores coadyuven
a la estabilidad en la prestacion de RPF y RSF.

En otros paises los cortes a la demanda son altamente penalizados por el valor de la energia
no suministrada *’(valor que no esta correctamente definido en el caso dominicano), sin
embargo al no existir una penalizacion por incurrir en cortes a la demanda, el operador del
sistema ha tomado como préctica usual ordenar a los agentes distribuidores la apertura y
cierres de circuitos, durante la operacion diaria, con el fin de controlar la frecuencia del SENI'y
mantener la seguridad. Este es un servicio ofrecido por las distribuidoras que no es

remunerado ni considerado por el operador del mercado.

Como la demanda varia constantemente (naturalmente o por fallas) y la generacion puede
variar (por fallas), en un sistema eléctrico es necesario mantener una Reserva Rotante para
atender estos desequilibrios de manera inmediata; lo cual no se hace en el caso dominicano.
Lo que se reserva es un cierto porcentaje de la demanda en ese momento. En el SENI se
utiliza entre 3% y 5%, a decisiéon del OC.

%% Art.1 LGE 125-01 COSTO DE DESABASTECIMIENTO O ENERGIA NO SERVIDA: Es el costo en que
incurren los clientes, al no disponer de energia y tener que obtenerla de fuentes alternativas; o bien la
pérdida econdmica derivada de la falta de produccién y/o venta de bienes y senvicios, y la pérdida de
bienestar por disminucion de la calidad de vida, en el caso del sector residencial. EI monto de este costo

serd establecido mediante Resolucion de la Superintendencia de Electricidad
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Sin embargo para estados de emergencia, no basta con la respuestas automéaticas de las
Unidades del SENI, porque generalmente dichos eventos rompen con la inercia del sistema,
por lo tanto es requerido el sistema automatico de deslastre de carga (EDAC), el cual opera
ante salida intempestiva de plantas cuya potencia no podra ser suplida por las reservas
calientes de las méaquinas en linea.

Aungue el sistema eléctrico dominicano ha avanzado bastante en la regulacion de frecuencia
todavia tiene anomalias, en el sentido en que son muchas las ocasiones que el CCE da
instrucciones a las empresas de Distribucion para abrir circuitos por concepto de “controlar o
regular la frecuencia”, cuando existen desbalances significativos en el SENI de este indicador
(Hz), la cual no es controlada por la respuesta natural o Regulacion Primaria de las maquinas
habilitadas para tal fin.

Para ejemplificar el costo que deben absorber actualmente los agentes que pagan por RPF, se
muestra a continuacion un detalle de las facturas calculadas por el Organismo Coordinador
para el afio 2013 por este concepto. Para demostrar también la importancia de esta cifra, se
muestra méas abajo lo que se recauda en el SENI por concepto de Potencia Firme y Derecho de
Conexion.

Tabla 5-2. Comparacién entre concepto de las transacciones econémicas 2013

CONCEPTO MONTO [US$]
REGULACION DE FRECUENCIA 96,389,218
POTENCIA FIRME 202,967,602
DERECHO DE CONEXION 90,316,499

Tabla 5-3. Montos de RPF y RSF para el 2013
REGULACION DE RPF 55,785,099.10 USDS$

FRECUENCIA RSF 40,604,118.90 USDS

Fuente: Organismo Coordinador

216



Regulacién de voltaje:

No obstante la normativa especifique la metodologia operativa, parametros de calidad y forma
de remuneracién para la regulacion de voltaje y compensacién de energia reactiva;

actualmente dicha actividad no se remuneray por lo tanto no se realiza.

Esta es la razén por la cual las empresas generadoras operan sus generadores en la
modalidad factor de potencia, a fin de mantener una consigna de reactivos al minimo y
concentrar toda su atencion en la inyeccion de energia activa, puesto que en base a esta es

gue pueden establecer beneficios al operar.

En el afio 2003 se realizé un analisis de las consideraciones a ser adoptadas para la Aplicacion
del Procedimiento para la Valorizacion de Energia Reactiva y Compensacion por Regulacion de
Tensiéon; dicho andlisis se centr6 en el estudio de la normativa, verificacion de los
procedimientos de operacion y registro de la informacion, con el fin de identificar las barreras
principales y proponer soluciones a las mismas para asegurar la implementacion del
Procedimiento de Regulacion de Tensién, Compensacion de Energia Reactiva y su

Valorizacion.

Posteriormente en el 2005 el OC realiz6 y presenté a la SIE y AGENTES la Propuesta de
Procedimiento de Calculo de las Transacciones de Energia Reactiva y Compensaciéon por
Regulacion de Tension (Informe OC-GC-INF03.3-2005), adicionalmente se presentaron
resultados de la aplicacion del procedimiento para los meses de agosto y septiembre 2005.
Esta propuesta tiene como estructura base las directrices que establece el Reglamento Para la
Aplicacién de la Ley General de Electricidad 125-01 (RALGE 125-01), con la salvedad de que
se flexibilizaron algunas exigencias, ademas de adoptar algunas aproximaciones con el objetivo

de facilitar su aplicacion y puesta en servicio en el MEM

Luego de presentadas las conclusiones de este andlisis el regulador no presentd ninguna
accion para romper las barreras identificadas. Hoy 11 afios después, de que se diera el primer
paso, la SIE vuelve y retoma con el animo de que se aplique la normativa y el SENI disponga

de este servicio auxiliar para una segura operacion.
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En la Tabla 5-4 se muestra el comportamiento de los perfiles de voltaje para las diferentes

zonas del SENI para el afio 2013.

Tabla 5-4. Situacion actual de la regulacion de voltaje en el SENI

ZONA NIVEL DE TENSION NORMATIVA REALIDAD [ANO 2013]
69 +/- 5% TODO EL TIEMPO | 0.98 96.04% DEL TIEMPO
CENTRAL
138 +/- 5% TODO EL TIEMPO | 0.98 95.38% DEL TIEMPO
69 +/- 5% TODO EL TIEMPO | 0.93 92.57% DEL TIEMPO
ESTE
138 +/- 5% TODO EL TIEMPO | 0.99 96.66% DEL TIEMPO
69 +/- 5% TODO EL TIEMPO | 0.95 95.35% DELTIEMPO
NORTE
138 +/- 5% TODO EL TIEMPO | 0.97 97.66% DEL TIEMPO
69 +/- 5% TODO EL TIEMPO | 0.96 95.32% DEL TIEMPO
SUR
138 +/- 5% TODO EL TIEMPO | 0.97 98.81% DEL TIEMPO

Fuente: Empresa de Transmision Eléctrica Dominicana, ETED.

Los perfiles de voltaje han mejorado mucho después de la entrada en servicio de la red trocal a

345 kV.

5.2.1.2 Calidad en el Servicio

En diciembre 2002 de manera transitoria, hasta la entrada de las Normas Técnicas de Calidad,

la SIE emiti6 la resolucién SIE 56-2002, la cual establece los lineamientos base de confiabilidad

y calidad en el servicio que deberan las empresas eléctricas del SENI, para los diferentes

niveles de funcionalidad, remuneracion a los usuarios y/o penalizacion por el no cumplimiento

de los estandares establecidos. Dentro del listado de indicadores seleccionados para controlar

la operacion durante la etapa transitoria estan:

e Indice de frecuencia de las interrupciones promedio del sistema (SAIFI).

e Indice de duracion de las interrupciones promedio del sistema (SAIDI).
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e indice de duracion de las interrupciones promedio a los clientes (CAIDI).
e Indice de disponibilidad promedio del servicio (AISI)
e Indice de indisponibilidad promedio del servicio (ASUI)

e Energia no suministrada

En la Tabla 5-5 se presentan los niveles de tolerancia aceptados para los indicadores definidos.

Tabla 5-5. Niveles de tolerancia admisibles para los indicadores.

LIMITES ADMISIBLES INDICADORES UNIDAD VALOR LIMITE
RED GLOBAL DE SAIFI NUMERO/MES 5
DISTRIBUCION SAIDI HORAS/MES 13
CIRCUITO DE MEDIA SAIFI NUMERO/MES 7
TENSION SAIDI HORAS/MES 18

Mediante esta resolucion las empresas de distribucion estarian obligadas a compensar a los
usuarios finales regulados por la energia eléctrica no servida por el equivalente del ciento
cincuenta por ciento (150%) de electricidad no entregada y que los contratos de venta de
electricidad de las empresas de generacion con las empresas de distribucion deberian incluir
las compensaciones que correspondan a dicha disposicion.

La resolucion contemplaba como fecha de efectividad el primero de enero 2003 pero, el afio
2003 quedd marcado por una fuerte crisis financiera, cuyo resultado terminé devaluando el
peso dominicano, y en consecuencia afectando al sector bancario, y expansivamente al sector
eléctrico. Mientras tanto, por razones politicas, las tarifas de distribucion quedaron congeladas
en el momento, lo que a su vez ocasion0 problemas financieros a las empresas generadoras.
La razdén de no ajustar la tarifa estaba ligada a estrategias politicas en base al proceso de

elecciones presidenciales venidero (2004).

En consecuencia de las ideas anteriores expuestas y del costo que implicaria la aplicaciéon de
la resolucion SIE 56-2002 para las distribuidoras (lo cual acrecentaba la crisis del sector
eléctrico), el regulador tomé la decision de suspender temporalmente la aplicacién de los
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lineamientos base de confiabilidad y calidad en el servicio, contemplados en la resolucién SIE
56-2002; lo cual se mantiene hasta hoy en dia. Cabe agregar que a la fecha aun el SENI no
cuenta con las normas técnicas de confiabilidad y calidad.

5.2.2 Aspectos de Mercado

La seguridad en SEP establece que el sistema debe ser capaz de soportar perturbaciones o
salidas subitas de elementos del sistema, sin afectar el abastecimiento de la demanda. Para tal
fin, el sistema debe tener esquemas de proteccion efectivos ante la ocurrencia de fallas,
capacidad de generacion suficiente y de rapida respuesta, ademéas de procedimientos de
operacion que faciliten el accionar ante estas situaciones. Esto evidencia un solape entre el
termino seguridad y suficiencia, ya que para garantizar el cumplimiento de la primera la
probabilidad de cobertura de la demanda ante cualquier contingencia contempla como punto de
apoyo la segunda en el corto plazo debido a las exigencias dinamicas y en largo plazo por la

confianza de garantia de suministro.

Los conceptos de seguridad (corto plazo) y de suficiencia (largo plazo) estan relacionados y se
apoyan entre si. De manera que, un sistema con gran suficiencia, debida al alto nivel de
reservas, logicamente tendra mayor flexibilidad para superar contingencias de corto plazo. Y
también ocurre lo contrario, es decir, un sistema con sobrecapacidad puede operar de forma
insegura, y un sistema con reserva limitada puede operar en forma segura.

En este sentido, resulta interesante analizar el comportamiento de la capacidad instalada en
comparacion con la demanda maxima real coincidente, para verificar el nivel de cobertura. En
la Figura 5-1 se muestra una comparacién de la capacidad instalada versus la demanda
maxima real coincidente durante el periodo 2000 — 2012.

Como se puede apreciar en la Figura 5-1 durante el periodo 2001 — 2012 la capacidad
instalada del SENI ha presentado un promedio de 175% de cobertura respecto la demanda
maxima real coincidente. En igual forma, el sistema de transmisién presentaba capacidad
suficiente para mantener el abastecer dicha demanda.
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Fgura 5-1. Comparacién capacidad instalada vs Demanda Maxima real [2001-2012].

Fuente: Organismo Coordinador

Sin embargo, antes del inicio del mercado en el 2000 hasta la fecha, el SENI se ha visto
marcado por los constantes cortes de demanda en la operacion diaria e incluso hasta en
ocasiones por largos periodos de déficit de generacion. Esto debido a que aproximadamente el
30% de las centrales termoeléctricas son centrales de punta, con altos costos de operacién
(aproximadamente 230 — 390 US$/MWh), mayores al costo marginal tope definido por la SIE
(225 US$/MWh promedio 2001 - 2012).

Para el afio 2003 el establecimiento de precios por debajo de los costes de produccion de los
generadores dio origen a la creacion de un mecanismo de compensacion por combustible
(lucro cesante). Con el alza secuencial de los precios de los combustibles el problema se fue
agravando y la actualizacion de la tarifa fue quedando rezagada. Debido a esto las empresas
distribuidoras comenzaron a presentar problemas en el cierre econémico, donde las razones
principales eran el desequilibrio de la tarifa en comparacion con los costes de las distribuidoras

y el hurto de la energia.

Un hito relevante fue el incremento abrupto de los precios de los combustibles para el afio

2007. Esto motivo a las empresas distribuidoras a formalizar los cortes de manda mediante el
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establecimiento de programas de gestion de cortes de carga, como medida de gestion
comercial, dado que las mismas no pueden traspasar estos incrementos al cliente final a través

del esquema tarifario.

Aun las distribuidoras aplicando gestion de cortes a la demanda, el nimero de horas de
operacion en las que se presentaba déficit de generacion evidencian un transcendental
problema de suficiencia, el cual a su vez afectaba directamente la seguridad. En la Tabla 5-6
muestra de las horas en las cuales se ha presentado costo de desabastecimiento debido al

déficit de generacion se presenta para el periodo comprendido entre el 2010 - 2012.

Tabla 5-6. Nimero de horas de déficit de generacion en el SENI periodo 2010 — 2012.

ANO UNIDAD ENE FEB MAR | APR | MAY | JUN JUL AGO | SEP OCT | NOV DIC TOTAL

No. Horas 44 300 485 87 73 151 67 163 210 198 74 79 1931
2010

% Horas 6% 45% 65% 12% 10% | 21% 9% 22% 2% 27% | 10% 11% 22%

No. Horas 122 81 115 111 159 93 106 154 66 94 19 1 1121
2011

% Horas 16% 12% 15% 15% 21% | 13% 14% 21% 9% 13% 3% 0% 13%

No. Horas 21 83 128 101 129 114 474 14 27 143 34 36 1304
2012

© Foras (] (] (] 0 0 (] (] (] (] (] (] (] (]
% H 3% 12% 17% 14% 17% 16% 64% 2% 4% 19% 5% 5% 15%

Fuente: Memoria Anual Organismo Coordinador 2010-2012.

Es evidente que el numero de horas de déficit de generacion presenta una relacion directa con
la gestion de cortes a la demanda, por parte de las distribuidoras; por lo que este aumentaria

considerablemente si las distribuidoras cesaran de aplicarla.

Desde el afio 2003, la SIE viene fijando un costo marginal tope como respuesta al problema de
gestiébn comercial de las empresas distribuidoras y un mecanismo de compensacion por
despacho forzado de la generacion para abastecer la demanda o por condiciones de seguridad,
con el objetivo de no lacerar a nadie, ademas de asegurar que las centrales de altos costes de
operacion recuperen al menos sus costes de produccion cuando se les convoque a despacho.
Ante la situacion planteada parte de la esencia de la seguridad se fue perdiendo, puesto que la
sefial de incentivo para abastecer los picos de demanda no queda del todo clara. En junio 2003

la SIE, mediante la resolucion SIE 30-2003, iguala el costo marginal tope al el costo de
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desabastecimiento con lo que finalmente se pierde la sefial econdémica para dar tratamiento a la
seguridad, puesto que no habria forma de acercar a la realidad el costo de la energia no

servida.

En principio, se puede entender que la decision tomada iba en el sentido de evitar extender el
periodo de recuperacion de la inversion, al suponer un sostenimiento de la estabilidad de pago
y la intencion de no degradar el nivel de suficiencia en el largo plazo. Tomando en cuenta que
los pagos son realizados por los Agentes del MEM que resultan beneficiados por la aplicacion
del costo marginal tope y por aquellos que retiran energia desde el SENI, se infiere una
solucion a la generacion como alternativa al precio de energia techado. No obstante, al revisar
esquema de compensacion aplicado se evidencia una falta de retribucion a unidades que
operan de manera forzada con un costo variable de produccion superior al costo marginal e
inferior al costo marginal tope, como se ilustra en la Figura 5-2.

A
RD$/MWh

CMg
Tope

Retribucion Nula

v

Fgura 5-2. Mecanismo de Despacho Forzado con CMg < CVP < CMgTope.
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La inadecuada gestion de las sefales de suficiencia y seguridad por parte del regulador han
contribuido en gran parte a la merma de procesos de inversion privada, a incentivar el

desabastecimiento, ademas del deterioro de la suficiencia y seguridad en si.

Otro hito relevante ocurrié en el 2008, el mercado eléctrico dominicano presentd un cambio
importante en su estructura, puesto que el Estado adquirid las empresas distribuidoras; en
consecuencia el MEM presentaba una estructura mixta en la que solo se tenia competencia en
la actividad de generacion, donde también el estado tenia participacion; en lugar de la
estructura de mercado con actividades independientes y notable competencia que existia. En
este contexto, a partir del 2008, el Estado completa la integracion vertical con toda la actividad
de distribucion, transmision y la generacion hidroeléctricas, manejadas a través de una
corporacion estatal.

Este es un hecho transcendental dado que desde esa fecha el Estado influye en el precio y la
cantidad operando a traves de la oferta o la demanda; ocasionando distorsion en los precios, lo
que su vez interfiere en el funcionamiento del mercado en forma competitiva. A la larga, esta

situacion da cabida a la desorganizacion y a la aparicion de mercados negros.

5.3 Propuestade un Criterio Normativo de Seguridad

El sistema eléctrico dominicano no cuenta con un esquema de servicios complementarios
solidos y los existentes son de eficacia cuestionable, por lo que toda propuesta normativa,
técnica o remunerativa debe contemplar las condiciones particulares del SENI y no basarse
tacitamente en lineamientos tedricos de esquemas ideales. Por lo tanto, todo planteamiento a
la problematica de la seguridad del SENI plasmada en este documento internaliza el efecto de
las mismas sobre las variables criticas de la operacion, de modo que al determinar el impacto
econdmico no impliquen un sobrecosto.

Los cambios normativos pueden tener diferentes escalas temporales de acuerdo a la
profundidad de las modificaciones presentadas; tomando en cuenta esto las propuestas
pueden calar al poder legislativo (largo plazo), debidamente solicitadas por el poder ejecutivo
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(modificaciones a la ley o al reglamento de la ley general de electricidad), o ser resueltas por la

SIE (corto plazo, resoluciones que complementen el proceder).

La metodologia de propuestas contempla un enfoque integrador, considerando:

1. la suficiencia al ser un problema relacionado en mayor medida con la planificacién del
sistema, determina la estructura e incorpora criterios a los cuales se debe cefiir lared y
su disefio.

2. La seguridad por su parte, determinada basicamente por las politicas y procedimientos
de operacion, establece el grado de robustez y respuesta del sistema.

3. Claramente los servicios complementarios, como parte de la seguridad tienen relacion
directa con la calidad, en relacion tanto con variables técnicas, como en su rol en la

continuidad y en la prevision de fallas en el sistema.

De estos aspectos, el Unico caso que no contempla la normativa en detalle es la seguridad. La
suficiencia es manejada a través del pago por potencia firme (mecanismo de suministro)
detallada en los Capitulos Il y lll del RALGE (Art. 263 — 281). Por otro lado, el servicio
complementario de regulacion de frecuencia es tratado en el procedimiento de regulacion de
frecuencia (Seccion VIILI; Art. 383 — 385 RALGE), mientras que la regulacion de voltaje y la
compensacion de reactivos se contemplan en los Art. 204, 207 del RALGE y Seccion V.Vl
(Art. 232 RALGE). La remuneraciéon de ambos servicios complementarios se trata en el capitulo
VIl del RALGE.
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> SUFICIENCIA : SEGURIDAD <

PLANIFICACION DE LA PLANIFICACION DE LA

EXPANSION |/ PROGRAMACION
|
GENERACION — TRANSMSION
DISTRIBUCION i CALIDAD DE SERVICIO

Figura 5-3. Relacion integral de la suficiencia, seguridad y calidad del servicio.

En este sentido, las propuestas presentadas para establecer un criterio normativo de seguridad
para el SENI son para largo plazo, puesto que atienden a modificar la Ley General de

Electricidad 125-01 y su Reglamento Para su Aplicacion.

A continuacion se presentan una serie de consideraciones encaminadas a subsanar los puntos
débiles detectados en el andlisis de los aspectos normativos referente a la seguridad, a fin de
proporcionar las herramientas necesarias para implementar las normas técnicas, de modo que

se emitan las sefiales adecuadas para el desarrollo y funcionamiento del sistema.

Primero conviene definir la razén de ser del SENI: “La funcion del SENI es abastecer la
demanda de energia eléctrica de los usuarios tan econémicamente sea posible, en la cantidad
deseada y con un nivel aceptable de calidad y confiabilidad siempre y cuando no esté en riesgo
la seguridad total o parcial del SENI".

En orden de prelacion debe definir la confiabilidad y posteriormente los parametros que la

componen, seguridad, suficiencia y calidad.
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Confiabilidad: Cualidad del SENI determinada conjuntamente por la Suficiencia, la
Seguridad y la Calidad de Servicio.

Suficiencia: atributo de un sistema eléctrico cuyas instalaciones son adecuadas para
abastecer su demanda.

Seguridad: Capacidad de respuesta del SENI, o parte de él para soportar contingencias
y minimizar la pérdida de consumos, a través de la respuesta eficaz de los respaldos,

servicios auxiliares y esquemas alternativos.

Calidad de Servicio: atributo de un sistema eléctrico determinado conjuntamente por la
calidad del producto, la calidad de suministro y la calidad de servicio comercial,

entregado a sus distintos usuarios y clientes.

Calidad del producto: componente de la calidad de servicio que permite calificar el
producto entregado por los distintos agentes del sistema eléctrico y que se caracteriza,
entre otros, por la magnitud, la frecuencia y la contaminacion de la tensién instantanea

de suministro.

Calidad del suministro: componente de la calidad de servicio que permite calificar el
suministro entregado por los distintos agentes del sistema eléctrico y que se caracteriza,
entre otros, por la frecuencia, la profundidad y la duracién de las interrupciones de

suministro.

Calidad de servicio comercial: componente de la calidad de servicio que permite
calificar la atencion comercial prestada por los distintos agentes del sistema eléctricoy
gue se caracteriza, entre otros, por el plazo de restablecimiento de servicio, la
informacion proporcionada al cliente, la puntualidad en el envio de boletas o facturas y

la atencién de nuevos suministros.
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Articulo — La ETED debera realizar un analisis trimestral de las restricciones suscitadas en la
operacion del SENI y clasificarlas de acuerdo a su severidad e impacto econémico. Este
andlisis estara compuesto por una evaluacion estatica de la seguridad y otra dinamica a fin de
comprobar la efectividad de la respuesta de generacién disponible, servicios auxiliares y

esquemas complementarios.

A manera de resumen final, en base a los resultados obtenidos de este analisis, la ETED
presentard un Plan de Control de Contingencias en base al criterio de prioridad establecido;
indicando cuales fallas o contingencias definidas se requieren controlar. De igual forma se hara
para el Plan de Contingencias Extremas, informe en el cual se contemplan contingencias
complejas de poca probabilidad, pero de gran impacto global en la operacion del SENI,
contingencias que lleven la operacion del SENI a estado de emergencia o emergencia extrema;
ademas de considerar el efecto de las contingencias debidas a la amenaza de fendmenos
atmosféricas. Para cada Plan de Contingencia la ETED deber& presentar soluciones a dichas
restricciones en orden del criterio de prioridad establecido.

Los resultados de este informe deberan ser contemplados en los programas de mediano plazo,

largo plazo y en los andlisis de revision del plan de expansion de la ETED.

Articulo — La red de transporte del SENI estara conformado por redes troncales de diferentes
niveles de voltaje, las cuales estaran compuestas por las lineas y subestaciones eléctricas que
sean econdmicamente eficientes y necesarias para posibilitar el abastecimiento de la demanda
del sistema eléctrico interconectado, contemplando los diferentes escenarios de disponibilidad
de las instalaciones de generacion, incluyendo situaciones de contingencia y falla,
considerando las exigencias de calidad y seguridad de servicio establecidas en la ley, los

reglamentos y las normas técnicas.

Las lineas, transformadores y subestaciones de cada sistema de transmision troncal seran
determinados por la ETED vy certificados por la SIE. Los planes de expansion deben contemplar
los limites de los sistemas de transmision troncal, a fin de determinar las instalaciones

interiores que sean necesarias para asegurar la continuidad de tal sistema, ademas de corregir
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las restricciones previamente identificadas en los reportes de evaluacion de congestion de la

red.

El cédigo de conexidn establecera el procedimiento que, en base a las caracteristicas de cada
instalacion a ingresar al SENI, deberd seguirse para calificar a las instalaciones de cada

sistema eléctrico como pertenecientes o no al sistema de transmision troncal respectivo.

Articulo — La ETED debera actualizar su plan de expansién cada cuatro afios, mediante la
realizacion de un estudio de transmision troncal para los distintos escenarios de expansion de
la generacion, contemplados en las programaciones de mediano y largo plazo elaboradas por
el OC.

El estudio debera comprender el analisis de cada sistema de transmision troncal existente y

contener las siguientes materias:

a) La identificacion de los sistemas troncales iniciales, las restricciones existentes, sus

alternativas de ampliaciones futuras y el area de influencia comun correspondiente;

b) Las alternativas de nuevas obras de transmision troncal;

c¢) La calificacion de lineas existentes como nuevas troncales;

El estudio debera realizarse considerando instalaciones que resulten economicamente
eficientes y necesarias para el desarrollo del respectivo sistema eléctrico en las distintas
alternativas de expansion, en los siguientes cuatro afios. Sin perjuicio de ello, el estudio

considerara un periodo de analisis de a lo menos diez afios.

El andlisis se realizara conforme a las condiciones bésicas de seguridad y calidad de servicio
establecidas en el reglamento y en las normas técnicas respectivas. Las alternativas de
ampliaciones y nuevas obras de transmision, troncales o de otra naturaleza, seran las
econdmicamente eficientes para las transmisiones que resulten de considerar las proyecciones

de demanda y los escenarios de expansion considerando las siguientes obras:
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1.- Las centrales e interconexiones con el SENI declaradas en construccion por las empresas
generadoras, y

2.- Las alternativas de centrales e interconexiones consideradas por la ETED derivadas de

diversos escenarios econdémicos y de desarrollo eléctrico.

Articulo - Correspondera a la ETED llevar a efecto la simulacién de la operacion de cada
sistema eléctrico, a fin de determinar el programa de obras a que se refiere el articulo anterior.
Para este efecto, utilizard modelos matematicos que reflejen la realidad con la mayor precision
posible. Salvo los casos en que la modelacion del sistema incluya integra y exactamente las
fallas intempestivas de los sistemas de transporte, para determinar el minimo costo actualizado
de abastecimiento, ser& necesario incluir en el programa de obras lo siguiente:

a) En las instalaciones cuya falla intempestiva afecte significativamente la operacion global,
considerando la duracién y la profundidad de la falla, se incluirdn obras suficientes para cumplir
con la calidad de servicio correspondiente a un criterio de seguridad de simple contingencia.
Para estos efectos, la condicién normal de operacion del resto del sistema debe considerar que
partes de él puedan estar en mantenimiento conforme a los programas correspondientes. Para
los efectos de este articulo se debe definir que se entendera por afectar significativamente la
operacion global y por condiciéon normal de operacion.

b) En las instalaciones, se considerara una calidad de suministro conforme a lo dispuesto en

este reglamento y en las deméas normas pertinentes.

Articulo — Todas las empresas eléctricas del MEM debe realizar andlisis estadisticos de los
eventos que afecten la seguridad de sus operaciones y/o por razones de seguridad del SENI
estas se vean afectadas. Todas las empresas eléctricas del MEM deberan llevar un registro
actualizado de los siguientes antecedentes, conforme con las instrucciones que la

Superintendencia imparta al respecto:
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a) Componentes, sistemas y equipos o dispositivos eléctricos operables en sus instalaciones
eléctricas y dependencias, asi como los medidores en servicio, indicando la localizacion de
cada uno de ellos.

b) Estadisticas de operacion correspondientes a incidentes ocurridos que, por su naturaleza,
afectan a sus instalaciones 0 en caso contrario por causa propia se vean afectados otras

empresas o usuarios.

Articulo — Sobre las licitaciones publicas para la adquisicion de electricidad en contratos de
largo plazo por parte de las Empresas de Distribucion (Art. 44 RALGE). Los procesos de
licitacion deberan comprender las exigencias de seguridad y calidad de servicio, contempladas
en este reglamento, las normas técnicas y sobre las recomendaciones realizadas por el OC y/o
la ETED. Dichas consideraciones de seguridad y calidad de servicio deberdn de ser
homogéneas, conforme lo fije normativa, y no discriminatorias para los oferentes; siempre y
cuando las condiciones de seguridad del SENI no ameriten un tratamiento especial

debidamente justificado.

Articulo - La operacion de, de los sistemas eléctricos que resulten interconectados debera ser
coordinada con el fin de preservar la seguridad del servicio y garantizar la operacion mas
econOmica para el conjunto de las instalaciones. Asimismo, el sistema de interconexion se
regird por las normas generales sobre seguridad y calidad de servicio establecidas en la
presente ley y sus reglamentos.

Articulo — Toda empresa eléctrica del MEM de cualquier naturaleza debera mantener las
instalaciones en buen estado y en condiciones de evitar peligro en primer orden para las
personas y en segundo el SENI de acuerdo a las disposiciones reglamentarias
correspondientes. Las infracciones a lo dispuesto conllevaran sanciones con las multas que

establezca previamente el reglamento en base a la severidad del riesgo.

Articulo — Cuando por condiciones operativas de seguridad para mantener el balance entre la
generacion y la demanda en el SENI, el CCE ordene a las distribuidoras realizar deslastre de

carga; las empresas generadoras que no cumplan con la cuota solicitada de regulacion de
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frecuencia pagaran a las empresas distribuidoras afectadas en funcion de la magnitud de la

carga deslastrada, el periodo de duracion y el costo marginal correspondiente a cada periodo.

Cuando por condiciones operativas de seguridad para mantener la seguridad de voltaje del
SENI, el CCE ordene a las distribuidoras realizar deslastre de carga; las empresas generadoras
gue no cumplan con la consigna de voltaje asignada y/o con los requerimientos de reactivos
solicitados pagaran a las empresas distribuidoras afectadas en funcién de la magnitud de la
carga deslastrada, el periodo de duraciony el costo marginal correspondiente a cada periodo.

Articulo — Los programas de despacho de corto plazo deberan considerar analisis eléctricos a
fin de evaluar la seguridad estatica del sistema bajo las consideraciones de despacho y
proyecciones de demanda determinadas; y al menos una simulacion de estabilidad para los
siguientes escenarios:

a) Disparo de la central mas grande despachada.

b) Disparo de una de las lineas de la zona que exporte mas energia a la zona central.

c) Disparo de carga equivalente al 20% de la demanda programada.

Articulo — De manera provisional los estandares de calidad para las empresas distribuidoras
estaran determinados por la categorizacion de los circuitos en funcion del factor de calidad de
la facturacion (clasificacion en funcién del hurto de la energia y el nimero de horas de gestion
de cortes).

Solo la calidad del producto y la calidad del suministro se vera afectada por el factor de calidad
de facturacion; bajo ningun concepto la calidad del servicio comercial puede ser afectada, la
misma debe ser homogénea para todos los usuarios. El rango de aceptacion de los indicadores
de calidad variara en funcion de la calidad de facturacién, todos los detalles pertinentes se
expondran en el reglamento en base a los resultados de un estudio que arroje luz respecto al
tema.

Los criterios que utilizan las distribuidoras para la clasificacion de los circuitos en base a la

gestion de cortes aplicadas se muestran en la Tabla 5-7.
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Tabla 5-7. Criterios de clasificacion los circuitos en funcién de la gestion de cortes aplicada.

Clasificacion Hrs el

Circuitos Servicio Pérdidas (%) Cobranza (%) CRI

A 24 <= 16% >=95% 20%
B 21 > 16% - <=26% »=05% T0% - 80%
C 18 > 26%-<=36% »=05% 60% - 7T0%
D 14 > 36% =>=05% < 60%

Los circuitos que sean llevados a 24 horas no serdn promocionados, lo cual permitird la
degradacion del mismo, en caso de deterioro posterior de sus indicadores. Los circuitos clase A
y B son los utilizados en el EDAC.

Los cambios de clasificacion los circuitos son aprobados por la direccion compra y venta de
energia.

Articulo — Las empresas distribuidoras podran programar la suspension temporal del servicio en
alguna parte de la red, cuando sea necesario para mantenimiento, reparacion, ampliacion o
conexion de nuevos clientes, informando a los consumidores finales con un minimo de 72
horas de anticipacion. Estas suspensiones no se podran efectuar en horas de punta y se
realizaran, siempre que ello sea posible, en los dias y horas que menos afecten a los
consumidores finales. Las suspensiones fuera de programa que sean imprescindibles para
efectuar reparaciones que deriven de emergencias o0 situaciones intempestivas, podran
realizarse sin el aviso sefalado, pero deberan ser comunicadas de inmediato a la SIE, con los

antecedentes que justifiqguen la medida.

Las suspensiones programadas de las empresas generadoras y de transporte, que afecten a
empresas distribuidoras, deberan ser avisadas a éstas por el OC y la ETED (en calidad de
operador del sistema) con una anticipacién minima de 120 horas. Toda suspension de servicio,

programada o intempestiva, debera quedar registrada por la empresa, por la ETED y el OC en
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un libro de registro de eventos que dispondra para estos efectos, sefialandose las instalaciones

afectadas, la duracion de la interrupcion, y la naturaleza de la misma.

5.4 Propuestade un Criterio Técnico de Seguridad

Las propuestas presentadas para establecer un criterio técnico de seguridad para el SENI son
para el corto plazo, puesto que su efectividad puede ser manejada por la SIE a través de

resoluciones, basados en la facultad que le otorga la normativa.

La efectividad de los servicios auxiliares es cuestionable y desde el inicio del mercado ha
representado una de las mas grandes barreras para el buen funcionamiento del MEM. En la
actualidad del total de centrales del parque de generacion del SENI sélo tres centrales ofrecen

el servicio de acuerdo a los pardmetros de calidad establecidos.

No es posible operar adecuadamente un sistema de potencia sin por lo menos un margen
suficiente y efectivo de regulacion de frecuencia y alin mucho menos sin un efectiva regulacion

de voltaje.

Otro factor relevante son los criterios operacionales en general, ya que estos estan conformado
por los criterios establecidos por el operador del sistema, de los operadores de las

instalaciones y también la adecuada provision de los servicios auxiliares.
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CRITERIOS OPERACIONALES

Figura 5-4. Esquematizacion de los factores que componen los criterios operacionales.

Es por esto que las propuestas técnicas para la solucién del problema a parte de contemplar la
seguridad de manera integral con los aspectos de suficiencia y calidad de servicio han de
internalizar la realidad de la operacion del SENI en cuanto a la prestacion de los servicios

complementarios y su efecto final sobre la calidad de servicio.

A causa del principal problema, la regulacion de frecuencia, en la operacién diaria
constantemente se presentan solicitudes del operador del sistema (ETED) a las distribuidoras
para dar cortes de carga por concepto de “control por sub-frecuencia”, sirviendo como una
accion de control para prever situaciones de inestabilidad de la frecuencia (inseguridad del
sistema), o para controlar el comportamiento del sistema luego de grandes perturbaciones
debido al desbalance entre generacion-demanda, procurando mantener el SENI en condiciones

adecuadas de calidad, seguridad y continuidad del suministro.

En este sentido, consideramos pertinente realizar planteamientos que vayan a acorde con el
fortalecimiento de la prestacion de los servicios auxiliares para garantizar la capacidad de
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respuesta del SENI ante perturbaciones (fortalecer la robustez del sistema®') y al mismo tiempo

tratar de garantizar el cumplimiento de la calidad del servicio.

A modo de establecer un proceso de implementacién escalonado y evitar condiciones abruptas
por la imposicion de normas técnicas de seguridad y calidad de servicio en la operacion
(NTS&CS); consideramos atinado iniciar en forma de marcha blanca utilizando los estandares
bases para la calidad de servicio plasmados en la resolucion SIE 56-2002 pero, con algunas
modificaciones que contemplen la seguridad y la situacion del sistema eléctrico dominicano.
Por otro lado, poner en circulaciéon la version preliminar de la NTS&CS de modo que los

AGENTES del MEM puedan realizar sus aportes y/o comentarios al respecto.

Una vez se hayan identificado la efectividad de las medidas propuestas pasar a la fase de
establecimiento de la NTS&CS.

- En primer lugar proponemos afianzar la definicion de servicios auxiliares segun
establece el RALGE, “Son los servicios de Regulacion de Frecuencia, Regulacion de
Tensién, Compensacion de Energia Reactiva y cualesquier otros necesarios para el
correcto funcionamiento del mercado de energia y para la seguridad y confiabilidad del
sistema interconectado”. Esto enfatizando prioridad en la prestacion del servicio de
regulacién de frecuencia como responsabilidad final del sistema de generacion y del
CCE, de acuerdo al uso de dichas instalaciones en calidad de operador del sistema.

- A fin de implementar las normas técnicas de seguridad y calidad de servicio la SIE
establecera como fecha limite un (1) afio para que todas las instalaciones del SENI
tengan efectivamente interconectados sus sistemas SCADA con el de la ETED, con el

! La robustez del sistema de energia eléctrica se define como la capacidad intrinseca de un sistema de
energia eléctrica para mantener los niveles de perturbacion asignados cuando las condiciones externas
cambian. La robustez se refiere es una medida de la solidez de persistencia de las caracteristicas para
los sistemas eléctricos, 0 para las caracteristicas de los sistemas, que son dificiles de cuantificar, o
parametrizar (para describir la dependencia de las variables cuantitativas); y con la que, por tanto, es

dificil asociar una métrica o norma.
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objetivo de que se pueden determinar las condiciones de funcionamiento del SENI
(estado de operacion) para realizar las evaluaciones de seguridad pertinentes durante la
operacion en tiempo real. Una vez se haya completado la inclusion de las instalaciones
la ETED tendra un plazo de tres meses para adquirir un estimador de estado compatible
con su SCADA.

Mientras no se tenga el SCADA completo y el estimador del estado, para la operacion
del SENI sélo se consideraran los siguientes estados de operacion:

a) Estado Normal,

b) Estado de Alerta, y

c) Estado de Emergencia.

Es funcion del CCE establecer cuédles son las condiciones de las variables de control
gue determinan cada estado. El manual de operaciones define los estados de operacion
del SENIL.

Con el objeto de coordinar las acciones que permitan cumplir con las exigencias del

reglamento y de la norma técnica, la ETED debera:

a) Desarrollar los estudios que verifiguen la seguridad del SENI de acuerdo al
despacho de generacion establecido para programacion de corto plazo.

b) Verificar la disponibilidad de los recursos, del parque de generacion, el sistema
de control y los sistemas complementarios disponibles para regularizar
adecuadamente la operacién del SENI.

c) Ante la ocurrencia, la ETED de una falla debera solicitar la informaciéon defina
para elaborar los informes de falla con la informacién de eventos vy
perturbaciones debidamente protocolizada y cronolégicamente sincronizada.

d) Programar la operacion y los recursos necesarios para que la programacion de
la operacion cumpla con las exigencias de; SENIL.

e) Administrar aquellas situaciones en las cuales es necesario establecer
restricciones a la operacion del MEM cuando se requiera, velando en todo
momento en la minimizacion de los cortes de carga
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f) Validar la efectividad del control de frecuencia de los generadores y del control
de voltaje de SENIL.
g) Efectuar el monitoreo y control de la operacion dinamica del

h) Efectuar la supervision y coordinaciéon de la operaciéon en tiempo real del SENI.

- Las exigencias de calidad del servicio para la red de transporte iran de acuerdo a las

definiciones de las redes troncales.

- Establecer los Recursos Generales de Control de Contingencias. Estos corresponden a
la inercia propia de las maquinas, el control primario y secundario de frecuencia, la
reserva de potencia reactiva y el control de tension, los estabilizadores de sistemas de
potencia, el EDAC, el EDAG? y en general los sistemas que en funcién de la
evolucion de variables de control del sistema actian sobre la generacion o la carga.
Estos seran usados cuando el sistema esté en condiciones de emergencia, emergencia

extrema o en proceso de restablecimiento del sistema.

- Establecer parametros de pruebas para verificar la eficacia del EDAC y EDAG segun
amerite a fin de que estos apoyen a preservar la seguridad dindmica ante la ocurrencia
de una perturbacion. Puede verificarse el EDAC cada vez que entre un nuevo
generador al sistema, analizando el disparo de la central més grande y el disparo de la
cantidad de centrales equivalente a esta. En el caso del EDAG revisarlo anualmente,
ademas de ver el comportamiento simultaneo de ambos esquemas para prevenciéon en

caso de siniestros o situaciones extremas (huracanes, terrorismo, etc.).

- Incrementar la reserva rotante (RPF + RSF) al margen de 5% a 7.5% de modo que el
SENI cuente con reserva suficiente para atender las variaciones de la demanda,
ademas de tener la capacidad de soportar eficientemente la ocurrencia de una
perturbacion.

22 Esquemas complementarios para la operaciéon de sistemas eléctricos de potencia (SEP).
EDAC: Esquema de desconexion automatico de carga.

EDAC: Esquema de desconexion automatico de generacion.
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Establecer un mecanismo de facil uso durante la operacion en tiempo real para la

fiscalizacion de la reserva rotante y su cumplimiento.

Establecer los Recursos Especiales de Control de Contingencias. Son recursos
adicionales a los Recursos Generales de Control de Contingencias que se requieren

para controlar fallas o contingencias definidas en el Plan de Contingencias Extremas.

Vinculo de respaldo o vinculo redundante: Existencia de mas de un camino para el flujo
de potencia entre dos puntos del SENI, constituido por Elementos Serie del Sistema de

Transmision.

Con el objeto de que el CCE pueda coordinar las acciones que permitan cumplir con las
exigencias de la operacion con calidad y confiabilidad, las instalaciones del MEM

deberan:

a) Cumplir con las exigencias minimas de disefio establecidas en la norma técnica
de seguridad y calidad de servicio (NTS&CS).

b) Mantener adecuadas condiciones de seguridad en sus instalaciones de acuerdo
alo establecido en la NTS&CS.

c) Mantener conectada sus instalaciones, o bien desconectarlas del SENI, sin
introducir variaciones inadmisibles en la frecuencia y voltaje del SENI, acorde
con la NTS&CS.

d) Cumplir con las formalidades, plazos e instrucciones de coordinacién
establecidos en el manual de operaciones del SENIy la NTS&CS.

e) Disponer de los medios necesarios para ejercer un adecuado Control de
Frecuencia y Control de Tension y de implementacion de EDAC, EDAG y de
cualquier otro esquema complementario de acuerdo a las exigencias
establecidas en la NTS&CS.

f) Entregar al CCE y al OC, los datos y antecedentes requeridos por ésta para

mantener actualizada la informacion técnica del SENI.
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g) Entregar al OC y al CCE en los plazos establecidos en la NTS&CS, la
informacion requerida para elaborar los Informes de Falla, con la informacion de
eventos y perturbaciones debidamente protocolizada y cronoldégicamente
sincronizada.

h) Realizar las Auditorias Técnicas que le sean solicitadas por el CCE.

Los limites y margenes de operacion deberan ser determinados en base a
consideraciones técnicas y econdmicas (debidamente justificadas), también incluiran las
condiciones minimas de seguridad y calidad de servicio tomando en cuenta la

minimizacion de estos costes sobre el total de los costes de operacion del sistema.

La programacién de mediano plazo, de largo plazo y los planes de expansion de la
ETED deberan ser tal que permita conservar los margenes y reservas operacionales
necesarias para garantizar que ante la ocurrencia de una Contingencia Simple, sus
efectos no se propaguen a las restantes instalaciones del SENI y puedan provocar la
salida incontrolada de las mismas. Para estos efectos, se realizaran estudios de las
redes transmision troncal y sus revisiones, a que se refiere el Articulo propuesto.
Durante la realizacion del estudio se debera verificar que las alternativas de ampliacion
recomendadas aseguren el cumplimiento de lo sefialado a través de la aplicacion del
Criterio N-1, en todos los tramos del Sistema de Transmision Troncal, de modo que se
asegure el cumplimiento a las exigencias del RALGE y de la NTS&CS. Estos estudios

no consideraran la utilizacion de los esquemas complementarios (EDAC, EDAG, etc.).

La programacion de corto plazo sera realizada de forma tal que garantice los margenes
y reservas operacionales que establece el RALGE y los estandares minimos de
seguridad establecidos en la NTS&CS; ademas de garantizar la operacion de los
vinculos redundantes con capacidad suficiente, siempre y cuando esto no implique la

formacion de subsistemas econémicos.

La operacion normal del SENI debera ser tal que permita conservar los margenes y
reservas operacionales necesarias para garantizar que ante la ocurrencia de una
Contingencia Simple, sus efectos no se propaguen provocando la salida total o parcial
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del SENI. EI CCE coordinara la operacion de los vinculos redundantes con suficiente
capacidad de transferencia de modo que se asegure en todo momento lo sefialado
(criterio N-1), siempre y cuando la generacion programada econémicamente no se vea
afectada o esto implique un sobrecosto por la formacién de subsistemas econémicos. Si
las condiciones del SENI no permiten la aplicacion del criterio de seguridad N-1 el uso

de los esquemas complementarios de operacion y control tendra prioridad.

- ElI OC debera disefiar esquemas complementarios de operacion para la gestién de los
enlaces zonales a fin de maximizar el uso de los mismos (méxima capacidad de
transferencia posible) dentro de la funcion de minimizacion de costos de la operacion
del sistema.

5.5 Definicion de Método de Evaluacion de la Seguridad

5.5.1 Evaluacion de Seguridad Estatica

Los sistemas de potencia y la manera en que éstos son operados pueden variar ampliamente
dependiendo de distintos factores tales como:

e Eltamarfio del sistema

e La estructura topoldgica (radial o altamente mallada)

e Tipo y distribucion de la generacién y la carga

e Operacién del mercado

e Interconexiones

e Criterios de operacion, incluyendo requerimientos de estabilidad, seguridad y
confiabilidad

e Tipos de controles y Sistemas Especiales de Proteccion (SPS)

e Exposicion a disturbios debido al clima u otros factores

e Experiencia en la operacion, relacionada con el conocimiento de ciertos problemas de

seguridad con alta probabilidad de ocurrencia.
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De esta forma, la aplicacion de cualquier metodologia de evaluacion de la seguridad en sus
diferentes escalas (estética y dinamica) debe ser especificada e implementada de tal manera
gue satisfaga los requerimientos normativos y estandares técnicos especificos de cada
sistema.

Segun el periodo del caso de estudio la evaluacion de la seguridad estatica o dinamica
adquiere mayor relevancia; para escenarios de largo plazo (planificacion) la evaluacion de la
seguridad estética tiene mayor peso, mientras que para el corto plazo (operacion en tiempo
real) la evaluacion de seguridad dinamica adquiere prioridad sobre la estética.

Para la evaluacion de la seguridad estatica proponemos utilizar el indice de Seguridad Estéatico
(ISE) utilizar la formulacion clasica, definida en base al indice de Sobrecarga de Linea (ISL) y el
indice de Desviacién de Voltaje (IDV) dado por la ecuacion (1) y (2) respectivamente.

Skm—MVArkm .
—X
ISLy, = { - 100 Si Sgm > MVAn ‘1
0 Si Skm < MVAgm

( | mm' |V | . min
| x 100 Si |Vl < [ymin|
1DV, = {0 Si [vmin| < V| < [ymex| >2
| max
L 'Vk|' ,L‘Z’;l el 00 SilViel < IR

Np
wy Z \ ISLi+W, X, 7 IDV;
ISE = . 5-3

Nj+Np

Donde Sy Y MVA, representan flujo de potencia a través de la linea y el limite de la linea o
rama k-m. V™|, V™| y [V el limite de voltaje minimo, limite de voltaje méximo y la magnitud
de voltaje de la barra k respectivamente, N. y Ng siendo el nimero de lineas y autobuses
respectivamente.
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Estas formulaciones pueden ser facilmente incorporadas en los modelos de despacho de
programacion y en el modelo de andlisis de sistema de potencia utilizado actualmente,
DIgSILENT PowerFactory.

5.5.2 Evaluacién de Seguridad Dinamica

La propuesta del método de evaluacion de seguridad dindmica va enfocado en la utilizacién de
una herramienta que facilite dicha funcion en el tiempo real, de modo que los operadores
dispongan de un mayor espectro de posibilidades en la toma de decisiones para la operacion
del sistema.

En lo que respecta a la evaluaciéon de seguridad dinamica (ESD) habria que definir la aplicacion
a utilizar para la evaluacion en tiempo real, la misma debe ser especificada e implementada de
tal manera que satisfaga los requerimientos especificos del sistema y de facil integracion con
las instalaciones existentes (SCADA marca ABB); lo que podria representar una barrera, ya
gue la mayoria de fabricantes no utilizan un lenguaje comun de comunicacion. Cabe resaltar
gue hoy en dia existen protocolos de comunicacion universal que permiten la comunicacion de

dispositivos de diferentes fabricantes.

Los factores anteriores dictan las especificaciones respecto a los aspectos que deben ser
estudiados, el tiempo en el cual un ciclo de la EDS debe ser completado de acuerdo al tamafio

del modelo existente y los resultados que deben ser proporcionados a los operadores.

El proceso basico de implementacion puede ser dividido en varias etapas como se muestra en
la Figura 5-5.
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U

Figura 5-5. Proceso de implementacion de un sistema de ESD para la operacion en tiempo real.

5.5.2.1 Problemas de Objetivo

De acuerdo con los problemas relacionados con la seguridad del SENI la aplicacion en linea

para la ESD de contemplar los siguientes objetivos:

e Sobrecarga térmica

e Aumento/decremento de frecuencia

e Oscilaciones de baja frecuencia

e Limites de estabilidad

e Estabilidad transitoria

e Aumento/decremento de voltaje

e Estabilidad de voltaje

e Determinacion de medidas preventivas y correctivas

e Determinacion de ajustes de SPS

e Facilidad para crear secuencia de comandos (programacion) e integracion sefiales

adicionales
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Los dos ultimos puntos van en el sentido de monitorear los flujos de intercambio entre las
diferentes zonas del SENI, circuitos incorporados en el EDAC, asi como también los

generadores del EDAG.

Ademas de las capacidades de analisis en linea, la aplicacion debe opciones adecuadas para
estudios fuera de linea utilizando los datos capturados en linea asi como los datos
almacenados. La aplicacion debe de ser consistente en cuanto a los resultados obtenidos
mediante el andlisis en linea y los estudios fuera de linea en términos de modelado y técnicas
de andlisis, puesto que es vital para que los operadores tengan confianza en el andlisis en

linea.

5.5.2.2 Requerimientos de Desempefio

Como aspectos relevantes de los requerimientos de desempefio exigidos a la aplicacion estan:

e Nivel de detalle y tamafio del modelo. Este es un punto critico en el proceso de
obtenciéon de resultados confiables. El nivel de detalle de la aplicacion debe de ser
homogéneo al nivel de detalle del SCADA existente.

e Velocidad. Los estandares internacionales establecen que un ciclo de analisis completo
en un rango de 10-30 minutos es considerada ampliamente como una meta razonable.
La velocidad de procesamiento estd directamente relacionada con la capacidad de

recursos informaticos y esta a su vez en igual magnitud con los costes de adquisicion.

e Capacidad de procesamiento. El alcance se debe determinar en base a la prioridad de
una o varias de las siguientes variables: nimero de contingencias a analizar, el nUmero
de transferencias de potencia, el nUmero de ajustes de SPS a ser determinados, los
tipos de fendbmenos a ser analizados, etc. La potencia de procesamiento quedara
definida en base a la prioridad de las variables a determinar. Al igual que la velocidad de
procesamiento este atributo incide considerablemente en la cantidad de recursos
informaticos y en el precio de adquisicion.
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Confiabilidad del software/hardware. Esta es una consideracion importante que impacta
muchos aspectos del disefio del sistema tales como la arquitectura del software y
hardware, la redundancia, respaldos, y la seguridad administrativa del sistema. Los
requerimientos de confiabilidad de la aplicacion deben ir acorde al uso, el cual para el
caso del SENI sera continuo. Como herramienta de tiempo real con disponibilidad de 24
X 7 desempefiando una funciébn como herramienta de tiempo real que funciona como un
componente esencial del sistema estimador de estado (EMS).

Modelado dinamico de la red. El modelo de flujos de potencia proporcionado por el EMS
puede debe incluir los detalles de la red requeridos por la aplicacion de ESD. Los
modelos dindmicos son fundamental para realizar analisis dindmicos con la aplicacion
de ESD, por lo que se deben incluir todos los dispositivos con caracteristicas dinamicas
relevantes que puedan afectar el tipo de fendmeno que se analizara. Esta es una de las
tareas que requieren un esfuerzo importante.

Anadlisis en linea. La operacion de un sistema de ESD en linea esta basada en la
condicion de tiempo real del sistema tal y como es adquirida por el sistema SCADA y
convertido a un modelo de flujos de potencia del sistema por el estimador de estado
(EMS). Por lo tanto, la disponibilidad de una solucién confiable del estimador de estado

es mandatorio antes de implementar cualquier sistema de ESD.

El sistema de ESD ser capaz de realizar otros analisis, tales como:

a) Contingencias. Esta informacion es requerida para todos los tipos de andlisis de

seguridad.

b) Transferencias de potencia. Una de las aplicaciones clave de un sistema de

ESD en linea es el determinar limites de estabilidad.

c) Variables a monitorear. Los resultados del sistema de ESD en linea deben ser
adecuadamente desplegados para los operadores e ingenieros para observar el
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estatus de seguridad del sistema. Los resultados pueden ir desde simples
curvas de oscilacion angular, curvas P-V y flujos en interfaces en puntos
limitantes, hasta indices de seguridad mas complejos.

5.5.2.3 M¢étodos de Soluciéon

En la mayoria de los casos, la seleccion de los métodos de solucién para los problemas de

seguridad identificados es directa y esta basada en el entendimiento técnico del fendbmeno de

interés y el conocimiento de los métodos disponibles.

En general, deben ser considerados los siguientes aspectos:

Como regla universal para resolver problemas, entre mas simple sea el método,
normalmente mejor funcionard. Se deben evitar formulaciones matematicas
innecesarias y también se debe evitar caer en el uso de métodos demasiado
simplificados que pueden dar lugar a resultados inexactos y no confiables.

El método seleccionado debe ser capaz de alcanzar los objetivos de la aplicacion.

Dar prioridad a las tecnologias ya probadas; sea cauteloso con nuevos algoritmos
propuestos que han sido aplicados solamente en sistemas académicos de prueba.

Si es posible, utilice los mismos métodos o similares para los analisis en linea y fuera de
linea. Esto proporciona obvias ventajas cuando se verifican resultados en linea con
herramientas fuera de linea.

El método debe tener un requerimiento de datos manejable.

5.5.2.4 Desarrollo de Modelos

Debido a que todos los andlisis dependen de la calidad del modelo del sistema, el desarrollo de

dicho modelo determina en un alto grado la utilidad de la ESD en linea.

El modelado debe contemplar los siguientes aspectos:

Calidad de los datos (validacion de los datos en linea)

Redes equivalentes del sistema (andlisis zonal en forma de islas)
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e Correspondencia de los datos (comprobacion de los flujos de acuerdo a los datos
incorporados)
e Intercambio de datos (facil manejo de la informacion de entrada y salida)

e Detecciony correccion de datos erréneos.

5.5.2.5 Arquitectura del Hardware y software

Existen muchos aspectos relacionados a la arquitectura del hardware y software que deben ser

resueltos. Los siguientes son algunos de los principales.

Confiabilidad. La confiabilidad del software y hardware es muy importante para cualquier
sistema en linea.

Portabilidad. La portabilidad es mayormente un aspecto de mantenimiento tanto para los
desarrolladores como para los usuarios finales.

Escalabilidad. Un sistema de potencia crece y se expande constantemente y en consecuencia,
las tareas computacionales requeridas por el sistema de ESD en linea necesitaran también ser
incrementadas dependiendo de la demanda.

Accesibilidad. Los principales usuarios de un sistema de ESD en linea son los despachadores y
operadores del sistema; por lo tanto, usualmente la principal prioridad es el acceso a los
resultados del sistema de ESD en el cuarto de control.

Almacenamiento y compactacion de resultados. En un sistema de ESD en linea el
almacenamiento de datos de entrada y la compactacion de los casos de coOmputo es un
requerimiento fundamental.

Presentacion de resultados. Uno de los aspectos mas importantes de un software de ESD en

linea es la manera en la cual son presentados los resultados.
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Seguridad. Se refiere a la seguridad del software la cual ha venido adquiriendo mayor

importancia en la implementacion del sistema de software.

Redundancia. La redundancia es utilizada principalmente para mejorar la confiabilidad del

sistema.

5.5.2.6 Explotacion

Los usuarios del sistema deben tener un conocimiento del uso de la herramienta, debido a que
a aquellos podran controlar y operar directamente las aplicaciones de ESD. Se deben
discriminar a los usuarios que Unicamente accedan y utilizan los resultados, y a los que podrian
tener autorizacion para ver sélo alguna informacion.

Los ingenieros responsables de la planeacion de la operaciéon deben contribuir activamente en

la especificacion y actualizacion constante del modelo.

Se debe conformar un grupo técnico dedicado y capacitado los cuales, seran los responsables

de arrancar el proyecto. El equipo debe,

e Comprender muy bien los objetivos del proyecto

e Tener experiencia en el manejo de las funciones existentes del EMS

e Estar familiarizado con los modelos relacionados

e Tener una amplia experiencia en estudios fuera de linea

e Estar enterado de otros aspectos relacionados a la implementacion en linea de la
herramienta para la ESD.

Con el despliegue de esta tecnologia avanzada se espera mejorar significativamente la
seguridad operativa en tiempo real del SENI y consecuentemente la confiabilidad. Aunque no
son insignificantes, el costo y esfuerzo requeridos para instalar herramientas de ESD, sin
embargo estos son menores comparados a los beneficios de reducir el volumen de estudios
fuera de linea requeridos y, mas importante, los beneficios de identificar y prevenir potenciales

problemas de seguridad con objeto de reducir los riesgos de apagones.
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5.6 Técnicas de Evaluacion de Riesgos Aplicables al Sistema Eléctrico

Dominicano

En el estudio de contingencias es facil de reconocer dos atributos claves dentro de este
filosofia: la probabilidad (o la frecuencia) y la severidad (o peligro) de perturbaciones. Estos dos
atributos comprenden los elementos de un valor probabilistico esperado, la expectativa, de la
gravedad. Esta expectativa es a menudo llamado "riesgo”. El riesgo se ha utilizado durante
muchos afios, por lo menos cualitativamente, en el establecimiento de la filosofia en la que
cada sistema eléctrico en particular ha juzgado los niveles de confiabilidad. Por lo tanto, el uso
cuantitativo de riesgo en la toma de decisiones operativas se puede ver como un cambio en el
método de operacion, pero no en principio.

La dificultad del uso de criterios deterministicos es que, en términos de riesgo, los criterios
pueden dar como resultado la toma de decisiones inconsistentes en torno a la realidad. Casos
de bajo riesgo pueden ser incluidos en los estudios, mientras que casos de alto riesgo pueden
ser omitidos de los estudios, y estos peligros pueden permanecer oculto, porque los estudios
deterministas no cuantifican riesgo. Por otro lado, la dificultad suscitada al usar criterios
probabilisticos es la definicion del nivel de satisfaccion de planificadores y operadores con los
resultados obtenidos.

El método probabilistico refleja mejores atributos para determinar la seguridad y proporciona
una vista de la seguridad que conduce a una mejor toma de decisiones operativas. En ultima
instancia, este implica la seleccion de un valor del indice para delinear entre regiones de

operacion aceptables e inaceptables. En principio, esta puede hacerse:
a) de acuerdo al juicio basado en la experiencia,
b) en relacion con los criterios ya existentes, y

c) el costo-beneficio optimizacién o decision.

El enfoque basado en riesgo para la toma de decisiones considera estos tres parametros.
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Permite identificar variedad de riesgos. El riesgo minimo se selecciona como el maximo nivel
de riesgo que incluye a todos los estados inseguros identificados mediante el método
determinista. El riesgo méaximo se selecciona como el nivel de riesgo mas alto que incluye

todos los estados de seguros de operacion determinados mediante el método determinista.

Decision sobre un umbral de riesgo: El umbral de riesgo es el nivel de riesgo a partir del cual la
operacion se considera inaceptable. El algoritmo de decision se puede utilizar para seleccionar
el nivel de umbral de riesgo de la gama de riesgos identificado previamente. Esto asegura que
el nivel de umbral de riesgo es un nivel que ha sido aceptable en el pasado bajo analisis
determinista. Como resultado, tiene la decidida ventaja de apelar al conservasionalismo de los
tomadores de decisiones operativos (ODM), los operadores, los ingenieros de operacion y sus
gerentes.

La gestion de riesgos es un solo proceso continuo que, si se aplica de manera coherente entre
los propietarios y operadores de sistemas eléctrico, se puede utilizar para reconocer y actuar
sobre el riesgo no deseados de la red de transporte eléctrico y posibles déficits de rendimiento
del sistema. El objetivo de la gestion de riesgos es disminuir la probabilidad de eventos que
reducen en mayor medida la confiabilidad del sistema de potencia. El reconocimiento de actuar

sobre los riesgos de confiabilidad debe evolucionar la industria hacia un solo proceso continuo.

SEVERIDAD
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ASIMILAR Y REDUCIR

ALTO IMPACTO COSTO - BENEFICIO
;BMA FRECUEMCIA INVERSA

UMBRAL DE REPORTE

‘( FRECUEMNCIA

Figura 5-6. Piedra Angular de los conceptos de gestion de riesgos.
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En la Figura 5-6, la linea roja representa los eventos que van desde cortes menores a eventos
de alto impacto. Hay eventos que ocurren con alta frecuencia, pero son bastante pequefios en
términos de impacto al cliente, como se muestra en la linea azul. Muchos de los eventos del
sistema generalmente no tienen ningun impacto (y pueden ser considerados eventos fuera de
lo normal), debido, posiblemente en parte, a la redundancia incorporada en la red de transporte

eléctrico u otras operaciones de mitigacion.

Adicionalmente importante en la Figura 5-6 es una linea marcada "umbral de reporte", que es
conceptualmente un nivel por debajo del cual la gravedad ni siquiera garantiza informes
externos ya que el impacto es bajo (o fuera de la jurisdiccion del marco regulador) o el sistema
ha funcionado como fue disefiado (también resulta en un impacto limitado).

La Figura 5-7 a continuacion cambia la perspectiva. Ademas de una inversion del eje, se
muestra el impacto beneficioso de la revision de los hechos vy la aplicacién del conocimiento.
Mediante la aplicacion de los resultados de la evaluacion del riesgo de las operaciones, existe
el potencial para extender el tiempo medio de falla y hasta reducir la severidad del evento. Este

concepto es la premisa fundamental de cualquier esfuerzo de gestiéon de riesgos.
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Fgura 5-7. Reduccion de la severidad e impacto del beneficio.
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5.6.1 Curvas de Severidad de Riesgo Probadas en Sistemas de Distribucion

Desde el inicio de los sistemas de gestion de cortes automaticos y el desarrollo en la
investigacion de los indices de confiabilidad de distribucién, se ha ido incrementando el acceso
a los datos del sistema de distribucion eléctrica para realizar analisis de confiabilidad. Estos
indices se fundan en el calculo de los minutos de los clientes interrumpidos y las interrupciones
de los clientes dentro de cada dia del afio para cada sistema. El indice de riesgo propuesto fue
desarrollado sobre la hipétesis de que el rendimiento de un sistema de distribucion eléctrica
podria ser aproximado por el comportamiento de una curva logaritmica normal en funcion de
los las interrupciones diarias a los clientes en minutos (traducido al sistema de SAIDI?®, para
ser fungibles a través de sistemas de diferentes tamafios). Si se analizaran un periodo de
tiempo suficiente, o el nimero de puntos de datos, una curva de Gauss caracteristica surgiria,
como se muestra en la Figura 5-8.
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Figura 5-8. Curva logaritmica resultante del ordenamiento descendente del SAIDI diario.
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Esta curva, que también mide la gravedad dentro del sistema de distribucion eléctrica. EI SAIDI
diario fundamentalmente sirve como un indicador de la gravedad, mientras que en el modelo de
riesgo propuesto los eventos de transmision eléctrica, la carga pérdida parcial de la red de
transmision y la salida de generadores, que contribuyen directamente a un evento actlan en

medidas similares de los impactos de las operaciones del sistema.
5.6.2 Los datos Requeridos para Medir Riesgo y la Severidad

El proceso de medicién del riesgo integral se desarrolla y evalla su eficacia utilizando datos de
eventos historicos. La identificacion de los puntos débiles del sistema y los eventos
significativos de riesgo es el primer paso para medir el riesgo. Eventos de riesgo significativos
son eventos que afectan directamente el funcionamiento adecuado del SENI y son una funcion
del horizonte de tiempo considerado, nivel de voltaje, y las condiciones del sistema. Ademas,
estos eventos, por definicion, cubren la mayoria de los riesgos, demuestran un vinculo

coherente a la confiabilidad, y no se superponen.

La tasa de ocurrencia de estos eventos (eventos / afio) se deriva principalmente de las bases
de datos existentes, como el andlisis de perturbaciones, Disponibilidad del Sistema de
Transmision de Datos (DSTD), las meétricas del nivel adecuado de confiabilidad — NAC

(Available Level of Reliability, LAR)*, y de la base de datos el suministro de electricidad y la

24 . , . . . ..
El sistema eléctrico alcanza un nivel adecuado de fiabilidad cuando posee las siguientes

caracteristicas:

1. El sistema se controla para permanecer dentro de los limites aceptables en condiciones
normales;

2. El sistema permanece en condiciones aceptables después de contingencias creibles;

3. El sistema limita el impacto y el alcance de la inestabilidad y las interrupciones en cascada de
cuando se producen;

4. Las instalaciones del sistema estan protegidas contra dafios inaceptables por ponerlas en
operacion fuera de sus limites de operacion de disefio.

5. La integridad del sistema se puede restaurar de inmediato en caso de pérdida; y
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demanda (SE&D). Con el fin de determinar los valores estadisticos significativos, se examinara
un periodo de 5 afios de estos acontecimientos. Cuando no hay datos de eventos historicos
disponibles, suposiciones razonables seran incluidos para estimar la tasa de ocurrencia del

evento.

5.6.3 indice de Severidad del Riesgo

Histéricamente, para evitar eventos que presentan riesgo, la red eléctrica de transporte ha sido
disefiada con criterios deterministas para limitar la magnitud de los acontecimientos. Este
criterio determinista se basa en criterios de ingenieria con experiencia. Este enfoque de
"defensa en profundidad” puede beneficiarse del conocimiento de priorizacion de los riesgos,
en el orden establecido refleja la naturaleza cambiante de la red eléctrica de transporte,
proporcionando informacion sobre las actividades de mejora del rendimiento.

Este esfuerzo utiliza datos de eventos histéricos para desarrollar una herramienta de medicion
de la severidad del riesgo para establecer la curva de rendimiento caracteristico de la red
eléctrica de transporte. Esta curva se aplicaria entonces, de forma prospectiva a determinados
eventos de riesgo, evaluaciones de periodos de rendimiento y proporcionar bases para el
desarrollo de parametros de evitacion de costes. Ademas, se puede desarrollar una familia de
curvas con composicién estructural (interconexion) de los componentes (es decir, generacion,
transmision, etc.) y las evaluaciones de las tendencias (agrupacion eventos por causas).

La gravedad de un evento tiene una serie de caracteristicas clave, que se reflejan en la
definicion del nivel adecuado de confiabilidad:

1) Duracion del evento (horas)

2) La cantidad de la demanda (MW) perdida durante el evento

3) Numero de componentes del sistema forzados a salir fuera de servicio durante el evento

6. EIl sistema tiene la capacidad de abastecer la demanda agregada de energia eléctrica en todo
momento, teniendo en cuenta paradas programada y no programadas de los componentes del
sistema razonablemente esperados.

Fuente: Definition of “Adequate Level of Reliability” — NERC.
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4) Dafos inaceptables a las instalaciones

El riesgo ser& clasificado por niveles de gravedad relativos a cuantificar el impacto de un
evento en particular. El impacto puede ser a lo largo de multiples dimensiones, como la carga
(como un conjunto de clientes) o la pérdida de instalaciones (como generadores, lineas de
transmision, subestaciones o centros de comunicaciones). Estas medidas proporcionan una
clasificacion numérica para determinar qué eventos son mas importantes para el
mantenimiento de la confiabilidad del sistema. En otras palabras, las métricas son un sistema

de medicion integral de riesgos, que clasifica el impacto de un evento.

Un enfoque consiste en establecer un indice de Severidad del Riesgo (ISR), que podria servir
como un indicador de la gravedad de los mayores impactos en una sola medida. El ISR mide la
variacion de la confiabilidad del sistema para cada caso, sobre la base de la transmision,
generacion y datos de interrupcion de carga. Los pesos relativos, con base en el criterio del
sistema eléctrico, se pueden utilizar para elaborar medidas prioritarias. El valor de la gravedad
se calcula en funcion del impacto de los eventos de riesgo significativo y de las respectivas

ponderaciones.

Por ejemplo:

ISRepento = Wi X (MWL) + wr X (N7) + wg X (Ng) +wg X (Hp) +wg X (Ng) 5-4

Doénde:

ISRevento = indice de riesgo de gravedad para el evento determinado,

w, = peso de la pérdida de carga,

MW_ = MW normalizada de la pérdida de carga en porcentaje,

W+ = peso de las lineas de transmision ha perdido,

Nr = nimero normalizado de lineas de transmisién perdidos en tanto por ciento,
W = ponderacion de los generadores de la pérdida,

N = nimero normalizado de generadores perdio en por ciento

wp = ponderacion de duracion de evento,
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Hp = duracion normalizada del evento en por ciento,
W = ponderacion de dafios en el equipo, y
Ne = nimero normalizado de equipo dafiado en porcentaje

Los factores de ponderacion pueden variar en funcion de la revisién periddica y la actualizacion
del modelo de riesgo. El refinamiento del célculo del indice de riesgo de gravedad depende de
su actualizacion y puede considerar otros factores que afectan el impacto de la gravedad de un
evento en particular, incluyendo los equipos contemplados en operacién y la pérdida de carga
desde una perspectiva de confiabilidad (deslastre intencional y controlado); ademas de los

acontecimientos historicos y simulados para el futuro célculo de riesgo de severidad.

Mientras, que el nimero total de cortes de lineas de transmisién no siempre es significativo,
hay veces en que este niumero podria ser un buen indicador del impacto de un evento para la
capacidad de recuperacion del sistema. Por ejemplo, si en el evento a se ven afectadas 10
lineas de transmision, y en comparacion para un Evento B se ven afectadas 30 lineas de
transmision, tipicamente se espera que el tiempo para el sistema a ser devuelto a condiciones
normales de operacion sera menos para el Evento A. En cuanto a los generadores, podria

haber algun beneficio derivado afiadiendo un factor de potencia total perdida.

La pérdida de carga debido a los acontecimientos relacionados con la transmision se pondera
mas alto (50%), ya que indica directamente niveles inaceptables de confiabilidad por no tener la
capacidad de abastecer la demanda agregada de energia eléctrica en todo momento. Las
interrupciones de transmision se clasifican segundo (30%), ya que revelar una incapacidad
para mantener el sistema operando dentro de limites aceptables, por no mantener condiciones
aceptables después de una contingencia o por no evitar las interrupciones en cascada. Las
interrupciones de suministro se ubican tercero (10%) debido a que la mayoria de las
interrupciones de suministro tiene un menor impacto a la red, ya que las reservas de
explotacion se asignan a preservar el equilibrio de carga y generacién. La duracion del evento
es un factor significativo en la asignacion de un nivel de gravedad de un incidente y se incluye
como un factor en el indice de riesgo de severidad general (5%). Un dafio inaceptable en los

equipos del sistema representa un incumplimiento de los requisitos de mantener las
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instalaciones del sistema protegidas adecuadamente y por esto se incluye como un factor en el
resultado del indice de riesgo de severidad (5%).

La formula, que utiliza estos valores, se representa de la siguiente manera:

ISRe‘UETltO = 50%(MWL) + 30%(NT) + 10 (NG) + 5%(HD) + 5%(NE) 5-5

Todos los riesgos del sistema estan siendo consideradas, incluyendo los riesgos de seguridad
cibernética. En primer lugar, si se produce un evento cibernético entonces la entidad debe
preguntar si se trata de un "activo cibernético critico". Si la respuesta es si, entonces las partes
deben manejar la evaluacion y mitigacion de acuerdo a su plan original de mitigacion de riesgos
0 amenazas que involucran a los "activos cibernéticos criticos". En segundo lugar, la entidad
debe determinar si los afecta negativamente a los riesgos de seguridad cibernética del sistema
eléctrico.

Otros aspectos que influyen en los factores de ponderacion son las diferencias de ubicacion de
las instalaciones eléctricamente remotas y las que estén mas préximas, al punto de donde se
inician o propagan los efectos del evento. En las zonas de alta concentracion de carga donde el
soporte voltaje local es esencial para mantener la estabilidad del sistema, la pérdida de
generacién en estas areas se ponderara mas. Los ultimos indices de gravedad y de impacto
(porcentajes) se determinardn a través del tiempo por los expertos del sector y las partes
interesadas, segun corresponda. Los valores presentados aqui representan un ejemplo para la
discusion y el desarrollo de conceptos. La Figura 5-9 proporciona una representacion gréfica de
evaluacion de riesgos mediante el mencionado ISR.
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Figura 5-9. Ejemplo de evaluacion de riesgos de SEP para eventos de riesgo significativo.

La severidad del riesgo del suceso se mide en el eje vertical y la tasa de aparicion histérica del
evento de riesgo se mide en el eje horizontal. Esta curva se crea mediante la adopcion de
todos los eventos de riesgo registrados y utilizando una escala de gravedad de los eventos de
riesgo propuesto, determinando la severidad de riesgo del evento.

Los eventos de riesgo se clasifican en orden descendente de los eventos ocurridos, pero la

curva de distribucion de potencia puede ser pequefia si los datos histdricos son pocos.
5.6.4 Vinculacion de la Severidad y Frecuencia de Aparicion
En base a la limitacion de los datos analizados a este punto, hay una vinculacion entre la

gravedad de riesgo del evento y su ocurrencia, lo que lleva a un mayor desarrollo de las curvas
representativas del problema (Figuras 6-9).
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La ecuacion siguiente esta basada en la matematica del célculo del Riesgo, se calcula

multiplicando la severidad (impacto del evento) y la tasa de aparicion:

Riesgo (w asociada.Evento) = Severidad(del evento) x (Tasa Incidencia) 5-6

La "tasa de incidencia" es analoga a la "frecuencia del evento”. La tasa de incidencia se basara
en el conjunto de datos histéricos y el modelo estadistico, que une la severidad y el riesgo.
Conceptualmente, el riesgo es el area cubierta por la tasa de ocurrencia y la curva de la
severidad. Se espera que el modelo de riesgo de toda la industria detallada, incluyendo el
periodo de tiempo utilizado para la tasa de ocurrencia, se establecera cuando hay mas datos
disponibles y su posterior andlisis se han completado.

5.6.5 Identificacion y Gestion de Riesgos

El proceso de identificacion de riesgos y la mitigacion es un proceso iterativo. Este proceso
debe ser continuo, debido a la necesidad de identificar la evolucién de los nuevos riesgos y las
limitaciones de los equipos instalados en el sistema.

Algunos de los métodos comunes de identificacion de riesgos en el sistema son:

Identificando métricas significativas y utilizarlas para realizar analisis de riesgos;

e Evaluacion del desempefio basado en los requisitos de las normas que
presumiblemente capturan algin sentido del sistema en cuanto a lo que es importante;

e Através de andlisis de tendencias, la identificacion de nuevos problemas potenciales de

rendimiento antes de que se convierta en problemas reales de rendimiento;

e El uso de la opinién de expertos para identificar el riesgo mediante el reconocimiento de
las lagunas o necesidades de rendimiento confiabilidad, y teniendo en cuenta todos los

aspectos del sistema.
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Como se muestra en la Figura 5-10, las curvas de riesgo pueden asignar a diferentes enfoques

de medicion de riesgos:

a) La curva extrema de la derecha seria emplear un modelo estandar de riesgo

cuantitativo.
b) La parte media emplearian teoria del valor extremo (TVE)
c) Los acontecimientos de alto impacto y baja frecuencia pueden basarse en el analisis de

escenarios

SEVERIDAD

ESCENARIO DE ANALISIS s

——

1 " MODELO TRADICIONAL
CUANTITATIVO

COSTO BENEFICIO
INVERSO

Fgura 5-10. Diferentes métodos de medicién de riesgo / severidad.
5.7 Indicadores del nivel de seguridad del sistema
Los indicadores del nivel de seguridad del sistema representan una herramienta de primera

linea para los operadores, puesto que estas sirven de sefiales de alerta para tomar acciones de
manera oportuna para contrarrestar el efecto de una restriccion que lleve la operacion a un
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estado inseguro. En este sentido los indicadores de nivel de seguridad van acorde a la realidad

de la operacion del sistema segun el caso de estudio.

Como ya hemos explicado, el SENI no dispone de un SCADA completo, no cuenta con los
aditamentos para el control automatico de las desviaciones entre carga y generacion, ademas
de no contar con servicios auxiliares efectivos que contribuyan a la robustez del sistema. El
operar el sistema en estas condiciones lo que equivale a una persona discapacitada
parcialmente de la vision caminando en terreno de poca visibilidad. Es una tarea muy cuesta
arriba tomar decisiones en la operacion en tiempo real sin verificar el efecto de las mismas. En
este sentido, nuestras propuestas tienen como objetivo maximizar el uso de nuestros escasos

recursos.

Como Indicadores del nivel de seguridad proponemos la creacion de nomogramas que
indiquen las distintas regiones seguras de operacion, determinados en base a los equipos que
presenten mayor probabilidad de violacion de seguridad, el disparo de la unidad mas grande en
operacion y el disparo de los vinculos de transmision de aquellas zonas que estén exportando

excedente de generacion hacia a la zona central escenarios mas probables de generacion.

La formulacion para la determinacion de cada linea del nomograma (restriccion unidimensional)
puede ser incluida a modo de secuencia de comandos en el SCADA y ser desplegada en el

mimico al que tiene acceso el operador.

El problema de control de tensién, es abordado a diferentes niveles, por lo que es preciso
definir las barras que seran supervisadas en cuanto a las tensiones. Para el caso del SENI, en
este andlisis, el sistema es divido en cuatro grandes areas (Norte, Sur, Este y Central) dentro
de las cuales son seleccionadas un subconjunto de barras de transmision como nodos pilotos.
A cada nodo piloto se le asigna un grupo de generadores que seran los responsables de
mantener las consignas de voltaje en dichos nodos.

La Tabla 5-8, muestra las areas, los nodos y los generadores que influiran sobre los nodos
pilotos:
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Tabla 5-8. Nodos pilotos por zonay generadores con influencia sobre estos.

AREA NODOS PILOTOS GENERADORES
PUERTO PLATA2 138 KV CEPP 1Y2,SAN FELIPE
SAN FRANCISCO DE MACORIS 138 KV PIMENTEL1,2Y3
TAVERA 1Y 2, LOPEZANGOSTURA, LA
CANABACOA 138 KV
VEGA, JIMENOAY EL SALTO
NORTE
. MONCION 1Y 2, CONTRA EMBALSE DE
MONCION 138 KV |
MENCION 1Y2
PINALITO1Y 2, ANIANAVARGAS1Y?2,
BONAO 2 P
RINCON
JIGUEY1Y2, AGUACATE1Y?2,
PIZARRETE 138 KV
VALDESIA1Y2
SUR CRUCE DE CABRAL 138 KV BARAHONA CARBON
MONTERIO, SABANA YEGUA,
KM15 DEAZUA 138 KV
SABANETA, PALOMINO1Y2
ITABO1Y 2, HAINA 4, HAINATG, SAN
ITABO 138 KV
CENTRAL LORENZO 1, METALDOM
PALAMARA 138 KV PALAMARA, INCAKM. 22
LOS MINA5 Y 6, ESTRELLA DEL MAR,
LOS MINA 138 KV
ESTRELLA DEL MAR 2
ESTE CESPM 1, 2 Y3, SULTANA DEL ESTE, LOS
SAN PEDRO 2 138 KV .
ORIGENES, SAN PEDRO VAPOR.
AES INTERCONEXION 138 KV AES ANDRES

Para definir los valores de voltaje que seran requeridos en los diferentes nodos pilotos
seleccionados, primero es necesario verificar lo siguiente:

e El comportamiento historico actual del voltaje en dichos nodos.
e La sensibilidad de las consignas de voltajes de los generadores sobre los voltajes de los

nodos pilotos.

Comportamiento histérico actual del voltaje en algunas barras del SENI. Se analizaron un total
de 259,200 muestras de medidas reales de voltaje, obtenidas de las mediciones hechas a
través del Sistema SCADA del CCE-ETED, para el mes de mayo de 2013 para diferentes
barras del SENI, Tabla 5-9.
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Tabla 5-9. Voltaje promedio de los nodos pilotos para el mes de mayo 2013.

SUBESTACION VOLT. PROMEDIO | VOLT. PROMEDIO _P.U
PALAMARA 138 133.200 0.965
SPM 2 136.541 0.989
VILLA DUARTE 138 134.247 0.973
SE ITABO 133.422 0.967
PIZARRETE 138 134.499 0.975

De manera especial se ha de monitorear el nivel de sobrecarga de los elementos

certificados que influyen en la creacion de islas econémicas.

5.8 Esquemas Alternativos de Seguridad Para la Operacién del SENI

El objetivo de esta propuesta es presentar el uso de esquemas complementarios de
desconexion automética de generacion (DAG) para los vinculos de transmision de la zona
central con el resto del SENIL. Como ejemplo mostramos el caso de la zona este, donde

actualmente existe un enlace redundante con la zona central.

Como requisito minimo de seguridad los sistemas de potencia operan bajo el esquema N-1,
donde implicitamente se restringe el flujo a través de dos vinculos redundantes, lo que se
traduce en incremento del costo de operacion del sistema (incremento que puede verse como
el costo de la seguridad). En el caso del Sistema Eléctrico Dominicano, dada las condiciones
del mercado expuestas en el capitulo 4, no resulta légico restringir el flujo a través de los
vinculos de transmision provocando la creacion de islas econdémicas (sobrecostos de
operacion) cuando se restringe el abastecimiento de la demanda hasta aun cuando esta

presente la sefial de déficit de generacion.

El uso de estos esquemas alternativos apunta a maximizar el uso de las instalaciones para
abastecer la maxima demanda posible sin llevar al SENI a operar bajo condiciones de

inseguridad.
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5.8.1 Situacion Actual de la Zona Este

La zona este posee una capacidad instalada de generacion de 1,383 MW de los cuales 450
MW (Quisqueya 1 y 2) estan siendo inyectados a través la zona norte (interconexion a 345 kV),
ademas de 40 MW de nueva generacion (Los Origenes Power Plant 2), la cual estard en
operacion a finales del afio 2014. En la actualizada existe una central de 300 MW a Fuel Oil #6
gue no es considerada en los despacho de carga elaborados por el OC, debido a su elevado
costo de operacion, por lo que soélo se esta considerando una generacion efectiva de 955 MW

en la zona este.

En el SENI existe una restriccion en el transporte de la energia generada en el area este hacia
el area central, el cual consiste en una transferencia maxima de potencia de 360 MW entre la
suma de la potencia que transportan las siguientes lineas de transmision:

e Hainamosa — Villa Mella 138 kV
e Hainamosa — Palamara 138 kV
e Los Mina — Palamara 138 kV
e Timbeque 2 — CNPE 138 kV
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Figura 5-11. Diagrama zona central situacion actual.
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FHgura 5-12. Diagrama zona este situacion actual.

Segun los despachos de generacion realizados por el OC en varios escenarios de operacion
del 2014 se esta operando al 84% de limite de transferencia definido entre las areas del este y
la central. Se pronostica que para el 2016 éste limite de transferencia podria superar el
flowgate actual, ya que para esta fecha los siguientes proyectos de generacion estaran en

operacion:

e Los Origenes Power Plant para finales del 2014 con 40 MW
e Laconversion de la central de COGENTRIX de 300 MW Fuel Oil # 6 a gas natural

En los escenarios de generacion donde toda la generacion de la zona este se encuentre
despachada y las unidades 1 y 2 de la central de Itabo estén fuera de servicio la linea de
Hainamosa — Palamara 138 kV se sobrecargaria un 44 % por encima de su nominal en el caso
gue suceda un disparo intempestivo en la linea Timbeque 2 _ CNPE 138 kV. Este evento
provocaria que las protecciones de sobrecorriente de la linea Hainamosa — Palamara 138 kV

operen, abriendo dicha linea por sobrecarga.

Es situacion provocaria un evento en cadena donde dividiria al SENI en dos islas eléctrica. Una
de la isla (area este) se encontraria con un exceso de generacion los que se traduce en una

alta frecuencia que provocaria el disparo de la diferentes centrales en dicha isla y la otra isla

266



(area central, sur y norte) quedaria operando en déficit de generaciéon que se traduce en una
baja frecuencia, donde los circuitos del EDAC no podria recuperar el sistema, provocandose el
disparo de la diferentes centrales en dicha isla.

—

Figura 5-14. Diagrama zona central situacion futura congestionada.
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Todos los eventos descritos provocarian un eminente apagon total (Blackout) del SENI. Cabe
sefalar que eventos de este tipo con la zona estudiada y para los demas enlaces intrazonas
han conducido a salidas parciales (zonas completas) o totales del SENI.

5.8.2 Sistema de Deslastre Automatico de Generacidn en la Zona Este

Después de evaluar la situacion actual de SENI en el area este donde se pronostica que si no
se instalan nuevas lineas de transmision que exporten la energia generada en el area este
hacia el area de consumo de carga en el area central habra que limitar la generaciéon en dicha
area. Para el 2016 en el area este estarian las centrales bases del SENI, las mas econdmicas.
La Tabla 5-10 muestra la cantidad de energia estimada a limitarse, asi como la valorizacion
econdmica, considerando el costo marginal promedio del 2012, 194.40 [US$/MWh]:

Tabla 5-10. Costos por restringir exportacion de energia del area este a la central

IMPACTO DIARIO | MENSUAL | ANUAL
ENERGIA GWH 2.526 75.78 921.99
US$ MILLONES | 0.491 14.732 179.235

La instalacion un Esquema de Deslastre Automatico de Generacion (EDAG) en la zona este
hasta tanto se construyan lineas de transmision es una de las posibles solucion mas
econOmicas para mitigar el problema de transporte entre las areas central y este para el 2016.

5.8.3 EDAG Propuesto

Se propone un Esquema de Deslastre Automatico de Generacion (EDAG) disefiado para
mantener un monitoreo constante entre las 4 lineas que definen la limitacién en la exportacion
del area este hacia el area central, y en caso de que una de estas se sobrecargue por el
disparo de la otra, el esquema desconectard generacion de manera escalonada hasta que los
flujos bajen a niveles normales de operacion. Todas estas acciones de control deben realizarse

antes de la operacién de la proteccion sobrecorriente direccional de cada linea en operacion.
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1. mseg: Grupo #1 de sultana del este con 51 MW

2. 500 mseg: Grupo #2 de sultana del este con 51 MW

3. 1000 mseg: Grupo #1 de Los Origenes Power Plant con 25 MW

4. 1200 mseg: Grupo #2 de Los Origenes Power Plant con 40 MW

5. 1500 mseg: Unidad #1 de CESPM con 97 MW
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FHgura 5-15. Logica de control del DAG.

5.8.4 Funcionamiento del EDAG

Una vez el sistema del EDAG detecte que una de las lineas de transmision que se estén
monitoreando sobrepase una cargabilidad del 125% el esquema desconectara
automéaticamente el grupo # 1 de la central de Sultana del Este con 51 MW. En caso que la
sobrecarga continuara el EDAD desconectaria, pasados 500 mseg, el grupo #2 de Sultana del
Este con 51 MW maés. Silos 102 MW deslastrados de generacion no son suficientes a los 1000
mseg se dispararia el Grupo #1 de Los Origenes Power Plant con 25 MW Yy asi seguira

deslastrando hasta agotar todos los pasos considerados en el esquema de la Figura 5-15. La
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cantidad de potencia seleccionada para estar en el EDAG debe ser suficiente para mitigar por

completo la sobrecarga de la linea.

Estos esquemas tratan de dar solucién a las restricciones de acuerdo a las condiciones reales
de operacién y no a limitaciones previas por seguridad. Los mismos se deben replicar para el

manejo de los demas enlaces interzonales.

59 Propuesta Mejora Res. SIE 056-2013, Compensaciones por Despacho
Forzado y Seguridad.

El objetivo es presentar una propuesta de compensaciones y reparto de cargos para mejorar el

mecanismo establecido en la resolucion SIE 056-2013.

La aplicaciéon de la resolucién SIE 056-2013 utiliza un algoritmo matematico, cuyo resultado
hace que en horas en que el Sistema Eléctrico presenta desabastecimiento por falta de
generacion (en este caso sefial asimilada como inseguridad) clasifica la compensacion de
unidades por criterios de seguridad (a ser pagados por los consumidores de energia) cuando
entienden que en esta condiciones todas las unidades deberian operar de manera no forzada
para abastecer la demanda del SENI. Por otro lado, pide aclarar el tratamiento del reparto de
los costos asociados a la operacion de las centrales debidos a restricciones operativas de su

tecnologia.

Por otro lado, se ha detectado que el mecanismo de compensacion establecido en la
Resolucion SIE 056-2013, no compensa algunas centrales que en la actualidad estan

registrando una pérdida no recuperable de sus costos variables.

5.9.1 Andlisis Econémico de la Operacién de las Centrales y Determinacion de

Beneficiarios.

A continuacion presentamos una secuencia de gréficas en las que se presenta el costo

marginal del sistema, el costo marginal maximo y los posibles casos de centrales con costos
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variables de despacho que necesitan ser compensadas para recuperar la totalidad de dichos
costos.

Adicionalmente se muestran sombreados los escenarios posibles que diferenciaran las
compensaciones Y las condiciones de reparto que se utilizaran.

RDS/MWh

- ==« CMGReal
I Horas Desabastecimiento

>

Horas

Figura 5-16. Representacion de periodos con costos de desabastecimiento.

RDS/MWh

CMG Final
- == « CMGReal
I Horas Desabastecimiento

>

Horas

Figura 5-17. Representacion de periodos con costos de desabastecimiento y efecto CMG tope.
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Consideremos ahora centrales con Costos Variables de Despacho CV1, CV2 y CV3.

Adicionalmente categoricemos los distintos escenarios posibles en un periodo de 24 horas.

A

RDS/MWh

Cv3

>

Horas

Figura 5-18. Comparaciones ente costos variables de despacho de las centrales.

Analicemos cada uno de los escenarios (aéreas de la curva) observados en las centrales. Y
definamos la compensacion a realizar a las centrales y definamos los agentes econémicos que

contribuirian en los cargos generados en cada caso.

Escenario 1 (Color Azul Cielo): En este escenario se observa que no se presentan condiciones

de desabastecimiento por falta de generacion.

Compensaciones: En este periodo todas las centrales operando con costos variables
superiores al costo marginal real (Sin techo) y que no se encuentren en prueba o prestando un
servicio auxiliar remunerado, serdn compensadas por su produccion en la hora a la diferencia

entre sus costos variables y el Costo Marginal real de la hora.

Asignacion de Cargos Escenario 1: En este caso, las centrales que se encuentran operando
con costos variables superiores al costo marginal real, estan exclusivamente para asegurar el

abastecimiento de los consumidores. Por esta razén el cargo debe ser dirigido a los
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consumidores con alguna guia que, considerando la situacion actual de las distribuidoras,
puede ser el consumo de energia horario del SENI, antes de clasificar de manera zonal
(cuando es posible) y sobrecargar una distribuidora en particular. Adicionalmente, este criterio
de socializacién de costos se refuerza con el hecho de que en la actualidad las tarifas a

usuarios finales son Unicas en el pais y no zonales.

Escenario 2 (Color Verde Claro): En este escenario se observa que no se presentan
condiciones de desabastecimiento por falta de generacién, pero si condiciones de costos

marginales Reales (sin Techo) que sobrepasan el costo marginal maximo.

Compensaciones por efecto CMG Max: En este periodo todas las centrales operando con
costos variables superiores al costo marginal y que no se encuentren en prueba o prestando un
servicio auxiliar remunerado, seran compensadas por su produccion en la hora, con la
diferencia entre el costo marginal real (sin techo) y el Costo Marginal de la hora, si su costo
variable es mayor o igual al costo margina real. Para centrales con costos variables menores al
costo marginal real y mayores al costo marginal, se compensara su produccion a la diferencia

entre su costo variable y el costo marginal de la hora.

Asignacion de Cargos Escenario 2: En este caso, la compensacion calculada es consecuencia
de la aplicacion del CMG Max, por lo que este cargo sera asignado a los agentes cuyo balance
Spot registre un beneficio por la existencia del CMG Max, a proporcion del total de beneficios

de la hora sin exceder el mismo.

Usar los beneficios horarios, presenta una mejora en lo que respecta a los beneficios medidos
en la resoluciéon SIE 056-2013, puesto que reduce el subsidio cruzado de beneficios de agentes
registrados en una hora para pagar compensaciones en horas en que pudiese no estar

beneficiado.

Escenario 3 (Horas con desabastecimiento por falta de generacion): En este escenario se

observa que se presentan condiciones de desabastecimiento por falta de generacion.
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Compensaciones: En este periodo todas las centrales operando con costos variables
superiores al costo marginal y que no se encuentren en prueba o prestando un servicio auxiliar
remunerado, seran compensadas por su produccion en la hora, con la diferencia positiva entre

sus costos variables y el Costo Marginal de la hora.

Asignacion de Cargos Escenario 3: En este caso, debido a la existencia de desabastecimiento
por falta de generacion, la compensacion calculada seré asignada a los agentes cuyo balance
Spot registre un beneficio medido en este caso con la diferencia positiva entre el mayor costo
variable de las centrales en linea y el costo marginal de la hora. Luego el reparto entre agentes

se realizara a proporcion del total de estos beneficios de la hora sin exceder este total.

Usar los beneficios horarios, presenta una mejora en lo que respecta a los beneficios medidos
en la resolucion SIE 056-2013, puesto que reduce el subsidio cruzado de beneficios de agentes

registrados en una hora para pagar compensaciones en horas en que pudiese no estar
beneficiado.

5.9.2 Simulacion de Efecto Propuestas

A continuacion, se presentan los resultados para la simulacién, basada en las compensaciones
de marzo 2014, y posteriormente se presentan los resultados de las compensaciones
aprobadas para el mismo mes junto a otra tabla que muestra las diferencias porcentuales que
resultan en las respectivas compensaciones y cargos.

Tabla 5-11. Compensacion y cargos por despacho forzado marzo 2014, segun propuesta.

SALDO

. SALDO
AGENTE COMPENSACION CARGOS ACREEDOR

DEUDOR [US$]
[us$]

CDEEE 349,038.05 1,789.00 347,249.07 -
G1AABV - 11,162.25 - (11,162.25)
GI1CEPPSA 116.56 201.79 - (85.24)
G1CMDOMI 86.68 76.33 10.36 -
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SALDO

AGENTE COMPENSACION CARGOS ACREEDOR SALDO
DEUDOR [USS$]
[uss]
G1DPPLDC - 71.04 - (71.04)
G1EGEHSA 0.39 563.12 - (562.73)
G1EGEISA - 448.31 - (448.31)
G1EGETCC 67.14 2,287.99 - (2,220.85)
G1EGHIDR - 4,619.40 - (4,619.40)
G1GPLVEG 156.72 115.59 41.13 -
G1LAESA 2,155.29 82.46 2,072.84 -
G1LOPPLA 19.38 40.18 - (20.80)
G1IMRPCLT - 9.97 - (9.97)
G1PVDC 314.08 65.35 248.73 -
EDEESTE = 111,449.30 - (111,449.30)
EDENORTE = 101,918.55 - (101,918.55)
EDESUR - 117,053.64 - (117,053.64)
TOTAL 351,954.28 351,954.28 349,622.11 (349,622.11)
Tabla 5-12. Compensaciones aprobadas marzo 2014.
SALDO SALDO
AGENTE COMPENSACION CARGOS ACREEDOR DEUDOR
[USS$] [us$]
CDEEE 103,131.96 748.27 102,383.70 -
G1AABV - 3,446.50 - (3,446.50)
G1CEPPSA - 56.35 - (56.35)
G1CMDOMI - 4.32 - (4.32)
G1DPPLDC - 21.42 - (21.42)
G1EGEHSA - 172.33 - (172.33)
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SALDO SALDO
AGENTE COMPENSACION CARGOS ACREEDOR DEUDOR
[UsS] [Us$]
G1EGEISA - 141.81 - (141.81)
GI1EGETCC - 693.34 - (693.34)
G1EGHIDR - 1,384.41 - (1,384.41)
G1GPLVEG - 14.63 - (14.63)
GILAESA - 20.16 - (20.16)
GILOPPLA - 8.98 - (8.98)
GIMRPCLT - 2.73 - (2.73)
GIPVDC - 10.33 - (10.33)
EDEESTE - 31,848.73 - (31,848.73)
EDENORTE - 29,232.31 - (29,232.31)
EDESUR - 35,325.30 - (35,325.30)
TOTAL 103,131.96 103,131.96 102,383.70 (102,383.70)

Tabla 5-13. Diferencias (%): Simulacién propuesta — Compensaciones aprobadas marzo 2014

. SALDO SALDO

AGENTE COMPENSACION CARGOS
ACREEDOR DEUDOR

CDEEE 238.4% 139.1% 239.2% 0.0%
G1AABV 0.0% 223.9% 0.0% 223.9%
G1CEPPSA 100.0% 258.1% 0.0% 51.3%
G1CMDOMI 100.0% 1672.7% 100.0% -100.0%
G1DPPLDC 0.0% 231.6% 0.0% 231.6%
G1EGEHSA 100.0% 226.8% 0.0% 226.5%
G1EGEISA 0.0% 216.1% 0.0% 216.1%
G1EGETCC 100.0% 230.0% 0.0% 220.3%
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; SALDO SALDO

AGENTE COMPENSACION CARGOS
ACREEDOR DEUDOR

G1EGHIDR 0.0% 233.7% 0.0% 233.7%
G1GPLVEG 100.0% 690.5% 100.0% -100.0%
G1LAESA 100.0% 309.0% 100.0% -100.0%
G1LOPPLA 100.0% 347.9% 0.0% 132.0%
G1MRPCLT 0.0% 264.3% 0.0% 264.3%
G1PVDC 100.0% 532.0% 100.0% -100.0%
EDEESTE 249.9% 0.0% 249.9%
EDENORTE 248.7% 0.0% 248.7%
EDESUR 231.4% 0.0% 231.4%
TOTAL 241.3% 241.3% 241.5% 241.5%

Como se puede observar en la Figura 5-18 y Tabla 5-13 los beneficios de aplicar la propuesta

se equiparan con el 241.5% del parametro de referencia (transacciones econdmicas de marzo

2014), dicho beneficio global se reparte entre los agentes. Respecto de la aplicacion actual del

mecanismo, esta propuesta considera Unicamente que en los periodos en los que se verifica

costo de desabastecimiento, el calculo de la compensacion se atribuya segun el criterio de

atender demanda.

A continuacion, se presentan los resultados para la simulacién, basada en las compensaciones

de marzo 2014, y posteriormente se presentan los resultados de las compensaciones

aprobadas para el mismo mes junto a otra tabla que muestra las diferencias porcentuales que

resultan en las respectivas compensaciones y cargos.
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A continuacion, se presentan los resultados para la simulacion, basada en las compensaciones
de marzo 2014, y posteriormente se presentan los resultados de las compensaciones
aprobadas para el mismo mes junto a otra tabla que muestra las diferencias porcentuales que

resultan en las respectivas compensaciones y cargos.

278



Tabla 5-14. Compensacion y cargos por despacho forzado marzo 2014, segun propuesta transitoria.

ENERGIA CARGO POR CARGO POR SALDO SALDO
COMPENSACION COMPENSACION COMPENSACION BENEFICIO DEUDORES EN
EMPRESA COoDIGO RETIRADA COMPENSACION COMPENSACION ACREEDOR DEUDOR
DEMANDA SEGURIDAD TOTAL AGENTES TEE

[kwh] DEMANDA SEGURIDAD [uss] [UsS]
AES ANDRES G1AABV - - - - 845,837.08 - - 3,370.91 - (3,370.91)
CDEEE CDEEE 4,371.62 98,760.34 103,131.96 883,502.48 16,480.44 (16,263,011.02) 1,380.25 65.67 101,686.02 -
CEPP G1CEPPSA - - - 55,813.96 3,268.98 (2,946,410.59) 87.19 13.02 - (100.23)
DpPP G1DPPLDC - - - - 5,258.14 - - 20.96 - (20.96)
EDESUR EDESUR - - - 662,404.09 8,544,189.76 (10,020,831.94) 1,034.83 34,051.16 - (35,086.02)
EDENORTE EDENORTE - - - 734,809.58 7,035,149.58 (11,893,987.10) 1,147.97 28,037.20 - (29,185.14)
EDEESTE EDEESTE - - - 111,852.03 7,795,135.73 (1,816,789.76) 174.74 31,065.97 - (31,240.71)
EGEHID G1EGEHID - - - - 339,763.56 - - 1,354.05 - (1,354.05)
GPLV G1GPLVEG - - - - 3,588.52 (1,994,412.72) - 1431 - (14.31)
HAINA G1EGEHSA - - - 176,048.24 8,985.74 - 275.04 35.82 - (310.84)
ITABO G1EGEISA - - - 173,643.56 1,952.01 - 271.27 7.78 - (279.06)
LAESA G1LAESA - - - - 4,948.20 - - 19.72 - (19.72)
LOS ORIGENES G1LOPPLA - - - - 2,201.54 - - 8.77 - (8.77)
METALDOM G1CMDOMI - - - - 1,056.67 - - 4.20 - (4.20)
MONTE RIO G1MRPCLT - - - 200.14 634.03 (4,146.52) 0.32 253 - (2.85)
PVDC G1PVDC - - - - 2,537.29 - - 10.10 - (10.10)
SEABOARD G1EGETCC - - - - 170,161.03 - - 678.14 - (678.14)
DURALON DURALON - - - - - - - - - -
TOTAL 4,371.62 98,760.34 103,131.96 2,798,274.08 24,781,148.27 (44,939,589.64) 4,371.62 98,760.34 101,686.02 (101,686.02)
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Tabla 5-15. Compensacion y cargos por despacho marzo 2014 aprobados.

ENERGIA CARGO POR CARGO POR SALDO SALDO
COMPENSACION COMPENSACION COMPENSACION BENEFICIO DEUDORES EN
EMPRESA CcoDIGO RETIRADA COMPENSACION COMPENSACION ACREEDOR DEUDOR
DEMANDA SEGURIDAD TOTAL AGENTES TEE
[kwh] DEMANDA SEGURIDAD [us$] [us$]

AES ANDRES G1AABV - - - - 845,837.08 - - 3,446.50 - (3,446.50)
CDEEE CDEEE 2,157.27 100,974.70 103,131.96 883,502.48 16,480.44 (16,263,011.02) 681.13 67.14 102,383.70 -
CEPP G1CEPPSA - - - 55,813.96 3,268.98 (2,946,410.59) 43.03 13.32 - (56.35)
DPP G1DPPLDC - - - - 5,258.14 - - 2142 - (21.42)
EDESUR EDESUR - - - 662,404.09 8,544,189.76 (10,020,831.94) 510.68 34,814.65 - (35,325.30)
EDENORTE EDENORTE - - - 734,809.58 7,035,149.58 (11,893,987.10) 566.50 28,665.83 - (29,232.31)
EDEESTE EDEESTE - - - 111,852.03 7,795,135.73 (1,816,789.76) 86.22 31,762.50 - (31,848.73)
EGEHID G1EGEHID - - - - 339,763.56 - - 1,384.41 - (1,384.41)
GPLV G1GPLVEG - - - - 3,588.52 (1,994,412.72) - 14.63 - (14.63)
HAINA G1EGEHSA - - - 176,048.24 8,985.74 - 135.73 36.62 - (172.33)
ITABO G1EGEISA - - - 173,643.56 1,952.01 - 133.87 7.94 - (141.81)
LAESA G1LAESA - - - - 4,948.20 - - 20.16 - (20.16)
LOS

G1LOPPLA - - - - 2,201.54 - - 8.98 - (8.98)
ORIGENES
METALDOM G1CMDOMI - - - - 1,056.67 - - 432 - (4.32)
MONTE RIO G1MRPCLT - - - 200.14 634.03 (4,146.52) 0.16 2.59 - (2.73)
PVDC G1PVDC - - - - 2,537.29 - - 1033 - (10.33)
SEABOARD G1EGETCC - - - - 170,161.03 - - 693.34 - (693.34)
DURALON DURALON - - - - - - - - - -
TOTAL 2,157.27 100,974.70 103,131.96 2,798,274.08 24,781,148.27 (44,939,589.64) 2,157.27 100,974.70 102,383.70 (102,383.70)
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Tabla 5-16. Diferencias (%): Simulacién propuesta Transitoria - Compensaciones aprobadas marzo 2014.

ENERGIA CARGO POR CARGO POR
COMPENSACION COMPENSACION COMPENSACION BENEFICIO DEUDORES SALDO SALDO
EMPRESA CcoDIGO RETIRADA COMPENSACION COMPENSACION
DEMANDA SEGURIDAD TOTAL AGENTES EN TEE ACREEDOR DEUDOR
[kwh] DEMANDA SEGURIDAD

AES ANDRES G1AABV 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% -2.2% 0.0% -2.2%
CDEEE CDEEE 102.6% -2.2% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 102.6% -2.2% -0.7% 0.0%
CEPP G1CEPPSA 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 102.6% -2.2% 0.0% 77.9%
DPP G1DPPLDC 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% -2.2% 0.0% -2.2%
EDESUR EDESUR 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 102.6% -2.2% 0.0% -0.7%
EDENORTE EDENORTE 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 102.6% -2.2% 0.0% -0.2%
EDEESTE EDEESTE 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 102.6% -2.2% 0.0% -1.9%
EGEHID G1EGEHID 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% -2.2% 0.0% -2.2%
GPLV G1GPLVEG 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% -2.2% 0.0% -2.2%
HAINA G1EGEHSA 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 102.6% -2.2% 0.0% 80.4%
ITABO G1EGEISA 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 102.6% -2.2% 0.0% 96.8%
LAESA G1LAESA 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% -2.2% 0.0% -2.2%
LOS

G1LOPPLA 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% -2.2% 0.0% -2.2%
ORIGENES
METALDOM G1CMDOMI 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% -2.2% 0.0% -2.2%
MONTE RIO G1MRPCLT 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 102.6% -2.2% 0.0% 3.7%
PVDC G1PVDC 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% -2.2% 0.0% -2.2%
SEABOARD G1EGETCC 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% -2.2% 0.0% -2.2%
DURALON DURALON 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0%
TOTAL 102.6% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 102.6% 0.0%
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En comparacion al calculo de las compensaciones aprobadas, se puede notar que las compensaciones presentaron un cambio
considerable en la asignacion de los montos por demanda y por seguridad. Estos cambios se deben a la consideracion de las horas

en que hubo desabastecimiento como determinante para el tipo de compensacion.
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5.10 Resumen

Este capitulo presenta una serie de propuestas enfocadas a resolver los problemas

identificados a través del analisis exegético de la seguridad en el sistema eléctrico dominicano.

En primer lugar se detalla el nivel de impacto de estos problemas sobre la operacion del
sistema y en el mercado a fin de tener una perspectiva clara de la raiz del problema, ademas

de verificar el fenémeno de causay efecto.

En este sentido, se presentas las propuestas tomando en cuenta el nivel de detalle que se
reguiera para su aplicacion y orden de prelacion con las demas propuestas. Las propuestas
formuladas resultantes pretenden dar solucién a:

1. Normativa. — estableciendo una guia de consideraciones a ser incluidas en el RALGE,
estableciendo de manera clara y sencilla como se ha de incluir el concepto seguridad en
las diferentes actividades del sistema eléctrico (planificacion, programacion, etc.),
ademas de establecer funciones y atributos al regulador, operador del mercado y al
operador del sistema para el tratamiento de la misma.

2. Criterio Técnico. — Definir en detalle cémo se ha de internalizar el concepto de
seguridad en la operacion del SENI. Establecer parametros de referencia para el control

y la calidad de la seguridad.

3. Método de Evaluacion de la Seguridad. — Establecer una métrica para definir el nivel de
seguridad del sistema que permitan identificar el estado de operacién del sistema a fin

de optimizar los recursos en la toma de decisiones de la operacion en tiempo real.

4. Técnicas de Evaluacion de Riesgo en Base a la Seguridad. — Herramientas que
permitan discernir el nivel de impacto de una eventualidad respecto a la seguridad del

sistema, ademas de establecer una gestion y control de los mismos.
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5. Indicadores del Nivel de Seguridad. Eleccion de los parametros especificos a utilizar
para la definicion del indicador de seguridad, del conjunto de parametros previamente

determinados.

6. Alternativas. - Aqui se presenta una opcion para el tratamiento del concepto seguridad

en la operacion del sistema.

7. Por ultimo mostramos una propuesta de mejora al esquema vigente de reparto de los

cargos por seguridad y despacho forzado.
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6. Conclusionesy

Recomendaciones

6.1 Conclusiones

En esta seccion se sintetiza el trabajo de tesis abordando las conclusiones principales del
andlisis realizado sobre la seguridad en el Sistema Eléctrico Dominicano Interconectado
(SENI).

En relacion con la normativa vigente en el SENI (Reglamento y Ley General de Electricidad
125-01), abordan de manera general las distintas acciones y responsabilidades que le cabe a
los distintos segmentos del SENI. Se utilizan los conceptos de seguridad y confiabilidad a modo
de atributos en la definicion de ciertos aspectos (margen de reserva teorico, potencia de punta
y servicios auxiliares), ademas de funcionar como requisitos en los distintos procedimientos y
disposiciones en lo que se refiere a las obligaciones de las empresas concesionarias, el
operador del sistema (CCE) y el operador del mercado (OC), servidumbres, centrales de
generacion, lineas de transmision, programas de despacho, dentro de otros aspectos de
relevancia para el sector eléctrico. En lo que respecta a la confiabilidad y de manera particular
a la seguridad (tema en estudio), no se aborda en forma de manera detallada, lo que

evidentemente representa un problema.

La normativa pone énfasis en las exigencias de seguridad y confiabilidad para la elaboracion de
los programas de despacho, la coordinacion de la operacion en tiempo real, los servicios

auxiliares, asi como también en el mecanismo de suministro; sin previamente haber establecido
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la metodologia para determinar el nivel deseado ni los parametros o estandares de referencia.
La SIE esta facultada y obligada por ley a promover y garantizar dichas condiciones a parte de
fiscalizarlas; lo cual no es posible, puesto que no se puede evaluar la eficacia y cumplimiento
de algun parametro sin establecer a priori una métrica determinada y el rango de tolerancia de
la variable estudiada. En este sentido se hace dificil evaluar el impacto econémico de realizar la
operacion del SENI en menor o mayor grado de seguridad o confiabilidad (visto de manera

global)

Ante la falta de resoluciones o normas técnicas que complementen este hueco normativo la
seguridad del SENI se ha desarrollado a lo largo de la historia sobre el aprendizaje en la
operacion (experiencia). En efecto, las restricciones de seguridad han sido resultas de acuerdo
a su tasa de ocurrencia o por el impacto (severidad) de la contingencia suscitada. Puesto que,
ante la compleja realidad del sistema eléctrico dominicano esto podria estar fundamentado en
la asuncién de ver la seguridad como un sobrecosto, ya que no se dispone de una eficaz y real

sefal del costo de la energia no suministrada.

Para muchos resulta descabellado hablar de una adecuada operacién del sistema ante una
marcada insuficiencia de capacidad instalada; lo cual queda evidenciado al comparar los
niveles de demanda y la capacidad de generacion efectivamente despachada. Este efecto
resulta a causa del establecimiento de un costo tope de la energia y una inadecuada gestion de
la sefial de desabastecimiento.

A pesar de tener una capacidad instalada que supera los requerimientos de la demanda, las
caracteristicas técnicas y econdémicas de las distintas tecnologias de generacion se han
traducido en niveles de potencia firme que no satisfacen dicha condicion, cuestionando el
desempefio del mercado y en particular de los procedimientos normativos amparados por el
Reglamento de Aplicacion de la Ley General de Electricidad 125-01. Por lo anterior, desde la
formacion del MEM en junio del afio 2000, se ha verificado un déficit de potencia firme que en
el 94.8% de los casos ha motivado un ajuste artificial de las potencias firmes termoeléctricas. El

incremento de potencia firme implica una reduccion en el nivel de seguridad.
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En relacion al impacto econdémico de su aplicacion se evidencia la distorsion de las sefales de
corto (Compensaciones por Seguridad y Despacho Forzado) y largo plazo (Pago por Potencia
Firme). En el caso del corto plazo la operacion del SENI se muestra contraproducente en el
sentido de la razén de ser de un SEP, debido a que se prefiere dar cortes a la demanda en
lugar de abastecerla; lo que a su vez impacta la sefial de largo plazo. Mientras que la sefial de
largo plazo esta enfocada solo en la disponibilidad de las centrales en las horas de punta
(18:00 — 22:00), ocasionando una ruptura en el lazo seguridad — suficiencia que debe
mantenerse en todo momento para mantener un nivel adecuado de confiabilidad.

El tiempo que dure en operacion un SEP presenta relacion directa con el nivel de seguridad en
el cual éste opere. El impacto economico de no disponer de estos criterios quedara
determinado en funcién del nimero de clientes afectados, el tiempo de duracion del
restablecimiento del servicio y del costo de oportunidad del uso de la energia. Sin criterios
operativos de seguridad establecidos de manera adecuada el operador actuara indiferente ante

el impacto econdémico que impliquen las decisiones tomadas.

Al comparar la experiencia de Republica Dominicana con otros paises se verifican aspectos

conceptuales y practicas totalmente disimiles, como se muestra a continuacion:

e En el caso de los Estados Unidos la operacion del SEP exige un alto grado de
confiabilidad y en igual medida de seguridad. La NERC junto con las demas entidades
reguladoras regionales se encarga de definir las politicas, normas técnicas y
procedimiento para la seguridad del SEP, mientras que las ultimas las complementan o
adaptan de acuerdo a su area de concesion. La planificacion, programacién y operacion
contemplan como criterio de seguridad minimo la operacién N-1 y en algunas regiones
hasta el N-2.

e En el caso de Espaiia las restricciones por seguridad son incorporadas en la
programacion de los mercados diarios, aparte de realizar analisis para evaluar la
seguridad del sistema. Al igual que en Estados Unidos considera el criterio N-1 en la
operacion y planificacién. Se cuentan con procedimientos y normas claras para la

consideracion de la seguridad en este sentido.
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En el caso de Colombia, al igual que en el sistema espafiol, no es encuentra un marco
explicito para la confiabilidad, aunque se diferencia el tratamiento de la confiabilidad,
seguridad y calidad. Se asocia la confiabilidad especialmente a las interrupciones del
servicio y su duracion, separando la continuidad como parte de la calidad (compuesta
por armonicos y frecuencia) y tratando la seguridad en forma independiente (uso de
SPS y N-1). Para la planificacion utilizan métodos probabilisticos y deterministicos en
base al criterio N-1. También cuenta normas técnicas y procedimientos detallados para
la incorporacion de la seguridad en la planificacién, operaciéon, conexiones

internacionales y gestion comercial.

En el caso de Chile, con la modificaciones introducidas a la normativa a través del
Decreto con Fuerza de Ley 4 (DFL N°4), la consideracion de la seguridad en el SEP
chileno quedé contemplada de manera detallada en las diferentes actividades
(planificacién, programacion y operacion), para las cuales se incluye el criterio N-1.
Ademas se integra el concepto de seguridad junto con la calidad del servicio en la

norma técnica operativa.

En el caso del Reino Unido la estructura de mercado contempla un mercado de
capacidad a través del cual se maneja la seguridad procurando mantener un adecuado
margen de reserva por sobre el nivel de demanda, en el cual el cargo puede ser cero si
existe suficiente capacidad o puede alcanzar altos valores en situaciones de
emergencia o cuando el margen disminuye. La seguridad se asocia a la entrega del
suministro en forma continua, junto al establecimiento de formas eficientes para la
provision de los SC y el mantenimiento de la estabilidad del sistema, lo que en conjunto

produce que el sistema opere en forma confiable.

En relacion con las exigencias y procedimientos contemplados en el marco de la normativa, se
identificaron debilidades por la falta evidente de criterios operativos de seguridad enlazados a
las sefiales econdmicas asociadas con las dimensiones que determinan de manera global la

confiabilidad del SENI y de manera particular el nivel de seguridad con el que este es operado.
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A continuacion se muestra una sintesis de los problemas detectados mas criticos.

Legislacion y Normativa Vigente en el SENI Relativa a la Seguridad y Confiabilidad

En este aspecto la mayoria de problemas se derivan de la ausencia de una adecuada
inclusiéon de la seguridad en la regulacion del SENI, la cual proceda a dar normas y
procedimientos claros para tal fin; lo cual pudiera ser resuelto por la SIE mediante
resoluciones que complementen el hueco normativo y procedimental en este sentido.

Ademas de establecer los criterios de seguridad es necesario instaurar un método de
evaluacion para la misma (determinacion de parametros de referencia y métrica de las

variables controladas).

Criterios Operativos de Seguridad

Aungue existen estados de operacion del SENI debidamente detallados no se cuenta
con los indicadores de seguridad que sefialen el estado de operacién en el cual se
encuentra el SENIL.

No se cuenta con una variable guia (driver) que indique el impacto econémico sobre las
decisiones tomadas para mantener en menor o mayor grado el nivel de seguridad del
SENI.

Para la evaluacion de las condiciones del SENI se utilizan analisis eléctrico de estado
estacionario en base a las condiciones de la programacion, obviando asi las
desviaciones respecto al estado actual.

El sistema SCADA no incorpora la totalidad de las instalaciones del SENI
(aproximadamente 80% agregadas), lo que representa una barrera significativa al tratar
de verificar el comportamiento de las variables de control en la operacién en linea (flujo

de potencia, indice de cargabilidad y voltaje).
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Esquemas complementarios (EDAC y EDAG) dependientes de aleatoriedad de estado
de operacion de los componentes involucrados. En el caso del EDAC debido a la
gestion de corte carga utilizada por las distribuidoras y en el caso del EDAG de acuerdo
a la disponibilidad (comercial) que presenten los generadores, la cual esta influenciada

por el nivel de cobro que tengan.

Operacion de los enlaces de interconexion entre zonas Y los intrazonas mas importante
bajo el criterio de seguridad N-1. Este es usado sin considerar la severidad del riesgo de

la perdida de dichos elementos.

Impacto Técnico y Econdémico de la Aplicacion de los Criterios de Seguridad Vigentes

El uso del criterio N-1 impacta negativamente el despacho de las centrales, por
restriccion de flujo a través de algin enlace, ademas de contribuir a la formacion de
islas econdmicas, las cuales reflejan un sobrecosto de la operacion econémicamente

determinada.

No la existe la sefial que indique el costo de la seguridad en tiempo real lo cual es

esencial para la toma de decisiones en tiempo real.

Encontramos que la degradacion del indice de indisponibilidad de las centrales
generadores como sefial de corto plazo, los problemas de distribucion del pago y el
desconocimiento de la seguridad como sefial de garantia de suministro de corto plazo,
resulta por aplicacion del factor Unico de ajuste de las potencias firmes. En el afio 2011,
el factor de ajuste promedio amplificé las potencias firmes termoeléctricas en un 295%,
motivando que la demanda pague por un total de potencia firme que en la realidad no

esté disponible.

No se puede verificar el grado de concordancia en el nivel de seguridad de corto plazoy
el de largo plazo (entre el 95 y el 98% segun Art. 269 RALGE 125-01). Adicionalmente
no se explica el sentido fisico del nivel de seguridad exigido.
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No existe concordancia entre el costo marginal de potencia de punta, definido por el
RALGE 125-01 en base a un precio administrativo, tomando como referencia una
turbina de gas de 50 MW; el costo marginal tope existente y el costo de las centrales
gue en realidad marcan el costo marginal de potencia de punta. ¢Por cuanto tiempo
continuard siendo marginal esta tecnologia? Para la respuesta a esta pregunta
debemos ponderar: requerird ajuste de la norma en algin momento; fortalezas y
debilidades del uso del CMG tope ademéas de la concordancia con la realidad.
Verificando a la vez eliminar el CMG tope, incrementar el CMG tope, disminuir el CMG

tope o eliminarlo gradualmente.

A los efectos de los problemas evidenciado, se han identificado acciones de mejora para el

tratamiento de la seguridad del SENI, tomando en cuenta un horizonte de tiempo conveniente

para cada propuesta, en funcién de una criticidad normativa moderada que no implique

grandes cambios del Reglamento de Aplicacion de la Ley General de Electricidad 125-01, y de

las necesidades del SENI (realidad del sistema eléctrico dominicano). La propuesta integral del

disefio de mecanismo de incorporacion del concepto seguridad a la operacion del SENI esta

basada en dos vertientes con las siguientes caracteristicas:

Propuesta de un Criterio Normativo de Seguridad.

Presentando una guia de los aspectos mas relevantes a considerar en el complemento

de la normativa basada en los siguientes principios y fundamentos:

Equidad: justicia, imparcialidad en un trato o un reparto.

Simpleza: sencillo, sin complicaciones ni dificultades de entender y aplicar.

Bajo Riesgo Regulatorio: si la propuesta implica cambios que impacten de manera
importante a un agente o grupo debera establecerse una transicion gradual.

Causalidad de Costo: se tratara de identificar el agente econdémico que se beneficia del
servicio cuyo costo se pretende repartir.
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Consistencia con el Modelo de Mercado: la propuesta debera ser consistente con el
modelo de mercado dominicano de forma de que no se crearan cargos a un agente que

no tiene capacidad de internalizarlo en sus costos operativos

Tomando como punto de partida la definicion de la razén de ser del SENI: “La funcion
del SENI es abastecer la demanda de energia eléctrica de los usuarios tan
econdémicamente sea posible, en la cantidad deseada y con un nivel aceptable de
calidad y confiabilidad siempre y cuando no esté en riesgo la seguridad total o parcial
del SENI".

Y mediante un enfoque integrador contemplar:

1. La suficiencia ser un problema relacionado en mayor medida con la planificacion
del sistema, determina la estructura e incorpora criterios a los cuales se debe
cefiir la red y su disefio.

2. La seguridad determinada basicamente por las politicas y procedimientos de

operacion, que establece el grado de robustez y respuesta del sistema.

3. La Calidad de servicio asociada a los servicios complementarios, en relacién con
variables técnicas que inciden de manera significativa sobre este, como en su rol

en la continuidad y en la prevision de fallas en el sistema.

Para la definicion de los criterios técnicos de la seguridad en los procesos de la
planeacion, programacion y operacion en tiempo real.

Impacto Econdmico de las Propuesta
Manera facil y sencilla de identificar los costos involucrados en la toma de decisiones en

la operacion, en la gestion de riesgos basados en la seguridad del sistema asi como
también para la solucién de los mismos.
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Las conclusiones méas importantes observadas a partir de las propuestas normativas y

simulaciones realizadas se muestran a continuacion:

Inclusién del ciclo de calidad PHVA (planificar, hacer, verificar y actuar), a través de la
implementacion de una revision continla de las restricciones por seguridad, verificando la
severidad de cada una y gestionando el riesgo de las mismas mediante acciones correctivas y

preventivas.

La consideracién del seccionamiento de la red de transporte en redes troncales segun el grado
de participacion en la descomposicion funcional de la confiabilidad.

La inclusién de los resultados de las evaluaciones de seguridad en la planificacion de mediano

y largo plazo. Ademés de actualizar el plan de expansion de la ETED cada 4 afios.

El establecimiento de la evaluacién de la seguridad de manera estatica (planeacion) y dinAmica

(operacion corto plazo).

La inclusion del nivel de seguridad deseado dentro de las licitaciones de abastecimiento a largo

plazo de las distribuidoras.

La determinacion de los indices de calidad en funcién de las variables de categorizacion de los

circuitos para la gestion de cortes de carga, de modo que internalice la situacion del sector.

La definicibn de parametros de referencia del nivel de seguridad del SENI, ademas de la
metodologia de medicion de la misma. Y asimilacion a modo de indicadores para la operacion
en tiempo real. Por otro lado la implementacion de una técnica de evaluacion del riesgo en

base a la seguridad de la operacion del sistema.

La evaluacion de propuestas alternativas al uso del criterio N-1 en la busqueda de optimizacion
de los escasos recursos y los costos de operacion totales de la operacion del SENI a causa de
la inclusion del concepto seguridad.
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La creacion de una guia de requisitos minimos para la adquisicion de un estimador de estado y
una aplicacion para la evaluacion de la seguridad en linea.

Propuesta de mejora al mecanismo establecido para la reparticion de las compensaciones y

reparto de cargos por seguridad y despacho forzado de centrales (resolucion SIE 056-2013).

Existen otras propuestas, algunas de mayor relevancia que las seleccionadas para el
mecanismo presentado para la inclusion del concepto de seguridad al SENI, no obstante, se
hace necesario evaluarlas a partir del impacto provocado en la normativa y de los horizontes de
corto, mediano y largo plazo requeridos para madurar su aplicabilidad.

La gran ventaja de los avances obtenidos consiste en que se pueden superponer las
propuestas de mejora, logrando una mayor eficacia para el sistema en el monto y en la
distribucion de la remuneracion de los cargos generados por las modificaciones de los criterios
operativos, a raiz de la inclusion del concepto seguridad.

6.2 Recomendaciones

En primera instancia, previo a poner en practica algunas de las acciones de mejora propuestas,
se recomienda la creacién de una mesa normativa en la SIE, con los agentes y expertos del
sistema, que permita evaluar el impacto de los cambios técnicos, economicos y regulatorios,

asociados con las presentes recomendaciones.

Se deben realizar con un periodo de evaluacién mucho mayor, de al menos un afio de marcha
blanca para la implementacion de las propuestas a fin de obtener los datos reales del efecto en
el sistema, y observar tendencias similares en los patrones de comportamiento definidos con

los resultados de la remuneracion.

Se recomienda replicar la evaluacion de los esquemas complementarios de seguridad para el
manejo de los enlaces zonales a fin de sustituir el criterio N-1 y a la vez maximizar el uso de las

lineas sin sacrificar la seguridad de la operacién del sistema.
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Por otro lado, se recomienda una activa participacion del regulador para la implementacion de
los lineamientos base de la norma técnica plasmados en la resolucion SIE 56-2002.

Se recomienda evaluar el tratamiento de las sefiales de largo plazo a través del mecanismo de

seguridad utilizado (Pago por potencia).

Finalmente, se recomienda la participacion del operador del mercado (OC) y del operador del
sistema (CCE) para la implementacion de las propuestas presentadas. Tomando en cuenta que

ellos aplicaran las medidas presentadas y determinaran el impacto econdmico de las mismas.

295



/. Bibliografia

[Abbd9g]

[Billg0]

[Billg1]

[Cdec88]

[Chri9g]

[Cnea99]

[Fink78]

[Hawk99]

ABBAD, J. (1999) Calidad del servicio eléctrico, Regulacion y optimizacion de
inversiones, IIT Pontificia Universidad de Comillas, Espafa.

BILLINTON, R. (1980) Power System Reliability Concepts and Historical

Developments. University of Saskatchewan, Saskatoon, Canada.

BILLINTON, R. (1981) Reliability Considerations In Electric Power Systems.
University of Saskatchewan, Saskatoon, Canada.

CENTRO DE DESPACHO ECONOMICO DE CARGA (1988)
Criterios en la definicibn de pardmetros y datos utilizados en el modelo GOL,
Chile.

CHRISTENSEN ASSOCIATES (1999) Regulacion de la calidad de servicio para
el sector eléctrico colombiano, Colombia.

COMISION NACIONAL DE ENERGIA Fijacion de precios de nudo
Abril de 1999 (SIC): Informe Técnico Definitivo, Santiago, Chile.

FINK, L.y CARLSEN, K. (1978) Operating under stress and strain.
Spectrum Transactions.

HAWKINS, D. (1999) Reliability through Markets, The California
Independent System Operator Experience, EEUU.

296



[Hirs97]

[Knight00]

[Nerp99]

[Nera99]

[Ngci99]

[Ngcr99]

[Nysr99]

[Rivi9g]

HIRST, E. y KIRBY, B. (1997) Creating Competitive Markets for
Ancillary Services. Oak Ridge National Laboratory, Energy Division, Oak Ridge,

Tennessee, EEUU.

U. G. Knight (2000) Power Systems in Emergencies: From Contingency Planning
to Crisis Management, Inglaterra.

NORTH AMERICAN ELECTRIC RELIABILITY COUNCIL (1999)
NERC Planning Standards. EEUU

NORTH AMERICAN ELECTRIC RELIABILITY COUNCIL (1999)
NERC Operating Standards. EEUU

NATIONAL GRID COMPANY (2000) NGC Incentive Schemes from April 2000:
Transmission Services Uplift and Reactive Power Uplift Schemes, Decision

Document, Reino Unido.

Office of Electricity Regulation (1999) Reactive Power Uplift: Incentive
Arrangements from 1999/2000 Proposals, Reino Unido.

NEW YORK STATE RELIABILITY COUNCIL (1997) Reliability rules for planning
and operating de New York Bulk Power System. NYSRC, EEUU.

RIVIER, J. Y ABBAD, J. (1999) Calidad del servicio: Regulacién y Optimizacion

de Inversiones. Pontificia Universidad de Comillas, Espafia.

297



