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PRESENTACION 

 

Estamos acostumbrados a manejar las herramientas que la matemática nos 

facilita, la que nos indica según una cuantificación, que ocurre en el elemento de 

estudio; si dejamos de cierta manera una cuantificación estricta; debemos recurrir 

a elementos o herramientas más básicos y de fácil comprensión. Tenemos la 

oportunidad de presentar una forma diferente de entender un problema, sin dejar 

totalmente la matemática, herramienta fundamental en la Ingeniería. Presento el 

método HAZOP (HAZard and OPerability analysis) y el método de ANALISIS DE 

ARBOL DE FALLAS (FAULT TREE ANALYSIS); estos dos métodos permitirán 

entender de forma simple la cuantificación de una falla, recuerde que la Ingeniería 

no tiene que ser traumática para el común de los mortales. Así de esta forma 

sencilla,  entender desde un proceso simple hasta uno complejo. 

Recuerde que las cosas grandes y complejas siempre estarán compuestas por 

cosas más pequeñas y simples; si bien el termino Confiabilidad abarca mucho e 

indica también bastante, debemos familiarizarnos con toda su terminología. Por 

tal motivo le presentamos un estudio de cierta forma un poco diferente a lo 

tradicional, sin romper con la totalidad del esquema que siempre estamos 

utilizando; toda información que permita lograr un objetivo fructífero deberá ser 

analizando y posteriormente implementado, un sistema confiable tiene muchas 

connotaciones y la fundamental es que el cliente o abonado no tiene que padecer 

la falta de un producto de calidad. 

La energía eléctrica es un producto de características muy especiales, que día a 

día está en constante mejora por la implementación de elementos más confiables 

al interior de sistemas que cada día son más confiables. Todo esto con el único fin 

de no dejar de entregar energía eléctrica de calidad al cliente. 

 

 



 

 

 

JUSTIFICACION 

 

La Subestación de Distribución La Cristiania o Subestación No 18 de la EEQSA 

abastece el suministro de servicio de energía eléctrica a un numeroso sector 

industrial y residencial que se encuentra ubicado al norte de la ciudad de Quito. 

La ausencia del suministro de servicio de energía eléctrica en este sector, en 

particular trae como consecuencia que la Subestación 18 de la EEQSA sea objeto 

de estudio; con la única finalidad de disminuir la posible salida de un componente 

o elemento de la Subestación. 

Esta es la razón por la que se analiza de forma rigurosa cual es el nivel de 

eficiencia, al cuantificar la confiabilidad de la Subestación de Distribución La 

Cristiania o Subestación No 18 de la EEQSA; todo esto para beneficio directo del 

usuario o consumidor final. 

No es justificable que por razones de mantenimiento sea correctivo o preventivo y 

peor aún por la indisponibilidad de un componente o elemento, la Subestación No 

18 de la EEQSA, no cumpla su función de forma correcta; es decir no ofrezca un 

servicio de calidad y continuidad al encontrarse fuera de servicio. 

Las pérdidas económicas que sufre el sector industrial por la ausencia del 

suministro de servicio de energía eléctrica son cuantiosas, en cambio en el sector 

residencial no deja de ser una molestia que es más difícil cuantificarle. Todos los 

elementos que se encuentran involucrados en dicha interrupción, deberían ser 

reconocidos por la empresa distribuidora. 

 

 

 



 

 

RESUMEN 

 

CAPITULO I 

Se realiza una descripción de todo el contenido que consideramos abarca el 

estudio que se ha realizado entre el director y el estudiante de forma directa e 

indirecta. 

CAPITULO II 

La Subestación es parte del Sistema Eléctrico de Potencia y no es posible dejar 

de mencionar ciertas características del mismo, lo mar relevante del SEP. 

CAPITULO III 

La confiabilidad de cada parte del sistema y del mismo es muy importante, así 

como lo es la confiabilidad de ciertos elementos del sistema más que otros; sin 

hacer de menos a ningún elemento, considere que todo elemento es importante 

porque cada uno cumple una función importante, caso contrario no sería parte del 

sistema. 

CAPITULO IV 

Analizar ciertos factores internos y externos que influyen en el funcionamiento 

correcto o adecuado de cada uno de los elementos del sistema, es también 

importante realizar las respectivas correcciones o calibraciones que deben 

realizarse para que el nivel de confiabilidad sea alto o lo más óptimo. 

CAPITULO V 

Se considera realizar una breve descripción de la EEQSA por ser una entidad que 

brinda la oportunidad a los estudiantes de la Carrera de Ingeniería Eléctrica para 

hacer ingeniería, además hay que recalcar que es la empresa distribuidora que 

mejor atiende a sus clientes. 



 

CAPITULO VI 

Realizar un ensayo de metodologías que no son muy comunes, rompiendo el 

esquema tradicional de la matemática drástica; resulta bastante interesante, al 

poder realizar un conversatorio con los diferentes profesionales involucrados en 

este estudio. El conocimiento a través del dialogo resulta más fructífero, por 

enriquecer el arte de saber escuchar al que tiene la experiencia del día a día. 

CAPITULO VII 

Es la finalización del estudio, la primera parte más importante de un ensayo, por 

toda la información que se ha recopilado e involucrado en este contenido como 

son las conclusiones, recomendaciones y bibliografía. 
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EL ANÁLISIS DE RIESGOS Y PELIGROS, HAZOP Y EL ARBOL  DE FALLAS, 

UNA OPCION DE INGENIERIA PARA SUBIR LOS NIVELES DE EFICIENCIA 

EN EL MANTENIMIENTO Y DE DISPONIBILIDAD DE EQUIPOS EN  

SUBESTACIONES DE DISTRIBUCION 

CAPÍTULO I 

1 ASPECTOS GENERALES 

1.1 INTRODUCCION 

Si existe la oportunidad para realizar un análisis, además de lo anterior se hace 

un ensayo, basándose en recopilación de información y procesamiento de la 

misma; con un criterio técnico - profesional, es casi posible dejar de poner  un 

punto de vista objetivo y claro del tema en análisis.  

La electricidad es un producto sinónimo de desarrollo para una sociedad, como 

producto debe tener calidad y para conseguir este producto, es necesario un 

estudio que permita a este producto en particular, llegar al consumidor final de 

forma continua y sobre todo de calidad. Si la energía es producida por 

generación térmica, a más de contaminar el medio ambiente, esta energía 

eléctrica es considerada muy onerosa. El Ecuador está planificando la 

producción de energía lo más limpia posible; principalmente al implementar 

centrales de generación hidroeléctrica en todos los sitios factibles para su 

construcción, con el único fin de no sufrir nunca más la falta de energía 

eléctrica. 

El complemento de la generación en parte es la distribución y en el medio de 

estas etapas se encuentra la Subestación de Distribución, componente del 

sistema eléctrico de potencia, la que hace posible elevar o disminuir el voltaje; 

si bien todo el sistema debe tener un nivel aceptable de confiabilidad lo más 

cercano a la unidad o cien por ciento; estamos empeñados en realizar un 

análisis de confiabilidad de una Subestación de Distribución de una forma 

diferente con los mismos resultados. 
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1.2 OBJETIVOS 

1.2.1  Objetivo General 

 

Analizar la eficiencia de una Subestación de Distribución utilizando una 

herramienta de terminología más sencilla pero no menos importante; que 

permita estudiar el amplio espectro de riesgos potenciales. 

 

1.2.2 Objetivos Específicos 

 

Evaluar el nivel de confiabilidad de la Subestación de Distribución La 

Cristiania o Subestación No 18 de la EEQSA, estudiando las fallas  de 

cualquier naturaleza que ha sufrido la misma. 

Determinar en base a la estadística de fallas cual sería el nivel de eficiencia 

de la Subestación de Distribución La Cristiania o Subestación No 18 de la 

EEQSA. 

 Analizar las causas y efectos de las fallas, utilizando el método HAZOP y el 

método ARBOL DE FALLAS. 

Considerar los riesgos y peligros que representa una salida (dejar de 

funcionar) por cualquier motivo la Subestación de Distribución La Cristiania o 

Subestación No 18 de la EEQSA. 
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1.3 ALCANCE 

 

 

A través de toda la información que se encuentra involucrada o detrás de una 

falla, realizar la identificación de los riesgos que se presentan por la salida (fuera 

de operación) de una Subestación de Distribución. 

Realizando el análisis, determinar cuáles serian los correctivos apropiados que 

permitirán mantener o mejorar el nivel de confiabilidad de la Subestación de 

Distribución en estudio. 

Determinaremos cuales serian los correctivos más adecuados para incrementar el 

nivel de eficiencia por intermedio del mantenimiento y disponibilidad de equipos 

para el correcto funcionamiento de la Subestación de Distribución. 

Analizar y denotar los mayores beneficios que se producen al no existir la 

ausencia del suministro de servicio de energía eléctrica en el sector industrial, en 

el sector comercial, en el sector residencial y en el sector de alumbrado público; 

siendo cada uno de ellos importante. 
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1.4 ANTECEDENTES 

 

El análisis de Confiabilidad de un Sistema Eléctrico de Potencia (SEP) es la razón 

de existencia del producto de origen eléctrico, denotado como energía eléctrica; la 

importancia en el desarrollo de un pueblo está supeditada a que la energía 

eléctrica llegue al consumidor final con calidad. 

En el Ecuador existe una norma no escrita y que gobierna la toma de decisiones 

concernientes a implementar lo que se encuentre de moda en el Sector Eléctrico 

Ecuatoriano, es decir si en algún lugar del planeta se está implementando tal o 

cual mecanismo (esquema) para las distintas Subestaciones (según función, nivel 

de voltaje o potencia, etc.); lo implementamos en el Ecuador, sin un análisis o 

estudio técnico – económico que sustente la implementación de un esquema, sin 

considerar los factores propios de nuestra realidad. En Ecuador se está aplicando 

en Subestaciones (S/E) generalmente un esquema de barras de acuerdo al nivel 

de voltaje: 

- Se implementa S/E para voltajes de 138 kV. con esquema de Barra Principal y 

transferencia. 

- Se implementa S/E para voltaje de 230 kV. con esquema de Doble Barra con 

un solo Disyuntor y “By Pass” 

Si usted no tiene una oportunidad de elegir una opción lo más ventajosa en el 

aspecto técnico – económico; tenga por seguro que existe la posibilidad que no 

será la mejor decisión que se pueda tomar. La implementación de una S/E es una 

inversión bastante onerosa y no se puede dar lugar a equivocaciones en cuanto a 

su equipamiento, por decirlo de otra manera si existe la posibilidad de automatizar 

una S/E habrá que hacerlo, todo este análisis incrementa sin duda la confiabilidad 

de un sistema. 
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1.5 PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 

Analizar la confiabilidad de la Subestación No 18 de la EEQSA, llamada también 

“La Cristiania” con una metodología sencilla y eficaz nacida en la Ingeniería de 

Seguridad, la misma que maneja procesos de producción, por lo mismo, es que 

se determinan posibles eventos de contingencia y que producto de esto puede 

afectar la integridad del ser humano; esta es razón más que suficiente para 

realizar un análisis de confiabilidad de cualquier proceso. Siendo la energía 

eléctrica un producto de características muy especiales, recuerde que no se la 

puede almacenar; es decir se produce y se consume. Por lo antes mencionado la 

energía eléctrica no está fuera de este contexto que sería el resultado de un 

proceso, el método de ANALISIS DE PELIGRO Y OPERABILIDAD HAZOP 

(HAZard and OPerability analysis – HAZOP) y el método de ANALISIS DE 

ARBOL DE FALLAS (FAULT TREE ANALYSIS – FTA), nos permitirán 

determinar la confiabilidad de la “Subestación de Distribución La Cristiania”. 

Como se ha mencionado el producto “Energía Eléctrica” no se lo puede 

almacenar para disponer del mismo cuando se lo necesite; ahora su elaboración 

por así decirlo si está  supeditada a varias etapas, desde la producción, en una 

central de generación hasta llegar al usuario y en cada etapa existe la posibilidad 

de que la energía eléctrica, cause algún daño y/o no llegue al consumidor final, 

esa es la razón fundamental para realizar un estudio de confiabilidad de la S/E 

antes mencionada. 
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CAPÍTULO II 

2 DESCRIPCION DE UN SISTEMA ELECTRICO DE POTENCIA 

2.1 COMPONENTES DE UN SISTEMA ELECTRICO DE POTENCIA 

La razón de hacer empresa es en general, la de mantener una competitividad a 

todo nivel y en particular una empresa de servicio eléctrico, este tipo de empresa 

debe minimizar sus costos en función del despacho de energía eléctrica y sobre 

todo cuan confiable es este despacho; todo esto para lograr que al usuario llegue 

un servicio con calidad. Se considera que la energía eléctrica es un producto que 

es considerado un sinónimo de progreso de un país por ser el motor del desarrollo 

industrial del mismo; así como también la confiabilidad es una parte muy 

importante y fundamental que está determinando la productividad de un Sistema 

Eléctrico de Potencia (S.E.P.). 

2.2 DEFINICIONES GENERALES EN UN S. E. P.1  

2.2.1 Aditamento. 

Se denota en todo (sistema, elemento, componente, etc.). 

2.2.2 Causa. 

Evento que determina la salida del S.E.P. o elemento del mismo. 

2.2.3 Componente. 

Mecanismo de mayor función operativa (entidad que grava y analiza datos 

sobrecargados. “En confiabilidad un componente es una entidad en un 

sistema determinado, que en el curso de una evolución de confiabilidad no 

puede ser dividida.” Indica cualquier parte de un todo. 

                                                           
1 REFERENCIA [5] 
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2.2.4 Componente reparable. 

Elementos del S.E.P. que regresan a su condición inicial. 

2.2.5 Componentes no reparables. 

No tienen posibilidad de reparación, cumplen su vida útil luego de su primera 

falla (falla catastrófica). 

2.2.6 Confiabilidad. 

Suministrar energía eléctrica con calidad es facultativo de un S.E.P. con un 

diseño lo más adecuado y a todo este proceso de servicio de la energía 

eléctrica se le ha denominado confiabilidad. 

2.2.7 Confiabilidad del servicio. 

Probabilidad que el usuario disponga de servicio continuo y de calidad. La 

calidad es referente a la frecuencia y tensión al permanecer dentro de ciertos 

límites tolerables. 

2.2.8 Consumo interno. 

Energía consumida en toda instalación propia (instalaciones y dependencias 

de una empresa generadora, subestación, etc.); medida en MWh. 

2.2.9 Defecto. 

Es una imperfección en el estado del componente resultado de una falla del 

mismo u otro componente. Los defectos pueden ser eliminados en los 

mantenimientos preventivos. 

2.2.10 Desempeño – sentido amplio. 

Se analiza su comportamiento dentro de operaciones no especificadas. Todo 

componente se analizara en sentido amplio. 
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2.2.11 Desempeño – sentido estricto. 

Comportamiento al ensayar una recepción o comportamiento dentro de 

valores especificados por el fabricante. 

2.2.12 Disponibilidad. 

La utilidad de un elemento reparable es la medida de tiempo (en un proceso 

estacionario) en el cual dicho elemento está funcionando o entra en servicio. 

2.2.13 Duración de la interrupción. 

Tiempo establecido entre; la ausencia del servicio de energía eléctrica para 

los abonados o componentes del S.E.P. y el restablecimiento del servicio. 

2.2.14 Empresa origen. 

Empresa que interrumpe el suministro de servicio de energía eléctrica al 

consumidor. 

2.2.15 Empresa suministradora. 

Es responsable de proporcionar energía eléctrica al consumidor. 

2.2.16 Equipamiento. 

Conjunto unitario, completo y distinto que ejerce, una o más funciones 

determinada en funcionamiento. Es visto como una unidad del sistema 

eléctrico para fines de análisis o informe estadístico. 

2.2.17 Estado de alerta. 

Disposición en la cual, aunque se mantiene los valores adecuados de las 

variables del sistema, no permite que se cumpla el criterio de seguridad ante 

una contingencia. 
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2.2.18 Estado de emergencia. 

Sucede cuando una o más variables del sistema se encuentran fuera del 

margen de funcionamiento normal. En este estado se registra la interrupción 

del suministro de servicio de energía eléctrica. 

2.2.19 Estado de restauración. 

Es la pérdida del suministro de servicio de energía eléctrica en una 

determinada zona eléctrica (cero zonal) o en el sistema eléctrico (cero 

nacional) y su principal  objetivo es el restablecimiento: ordenado, seguro y 

rápido del suministro de servicio de energía eléctrica. 

2.2.20 Estado disponible. 

Estado en el que el equipamiento o la unidad esta en operación conectado al 

sistema, o apta para operar desconectada del sistema con o sin 

restricciones. 

2.2.21 Estado indisponible. 

Si el equipo es desconectado de forma programada por mantenimiento en el 

mismo, o desconexión forzada que implique reparación. 

2.2.22 Estado normal. 

Todas las variables de control que intervienen en el sistema se encuentran 

dentro del margen de funcionamiento normal establecido y cumple el criterio 

de seguridad. 

2.2.23 Falla. 

Es el desempeño o término requerido de un componente (incapacidad del 

elemento para cumplir su función específica dentro de límites prefijados). 

Ciertas fallas pueden ser evitadas por mantenimiento correctivo. 
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2.2.24 Falla catastrófica. 

Falla de un sistema que no tiene probabilidad de ser reparada. 

2.2.25 Falla humana. 

Son producidas por el ser humano por acciones accidentales, errores de 

operación, errores en el mantenimiento. 

2.2.26 Fecha de entrada en operación. 

Fecha en que inicia la operación comercial el equipo, expresada en 

dd/mm/aa. La vida útil del equipo empieza desde esta fecha. 

2.2.27 Horas del periodo estadístico (HP). 

Tiempo total en horas del periodo estadístico considerado (8760 h para un 

año normal y 8784 h para un año bisiesto). 

2.2.28 Horas disponibles (HD). 

Número de horas totales que se considera para el periodo estadístico 

(tiempo que la unidad estuvo en el estado disponible). 

2.2.29 Horas en servicio (HS). 

Tiempo total en horas, que la unidad opera conectado al sistema, con o sin 

restricciones. 

2.2.30 Horas indisponibles (HI). 

Número de horas totales que se considera para el periodo estadístico 

(tiempo que la unidad estuvo en el estado indisponible). 
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2.2.31 Indisponibilidad. 

Si un dispositivo se encuentra fuera de servicio por cualquier causa se 

determina que existe indisponibilidad de dicho dispositivo. 

2.2.32 Interrupción. 

Ausencia de servicio eléctrico para uno o varios consumidores por la salida 

de uno o más componentes del S.E.P.; dependiendo de la configuración del 

sistema. 

2.2.33 Interrupción forzada. 

Se produce por la salida forzada. 

2.2.34 Interrupción momentánea. 

Tiene una duración limitada al periodo requerido para restablecer el servicio 

por operaciones automáticas, control supervisorío o maniobra en sitios en 

donde un operador está disponible inmediatamente. Su duración es de 

segundos o minutos. 

2.2.35 Interrupción programada. 

Salida programada de varios consumidores. 

2.2.36 Interrupción sostenida. 

Aquella  que no están consideradas momentáneas. 

2.2.37 Mantenimiento. 

Normas y procedimientos que permiten revisar o reparar un aditamento, para 

un correcto funcionamiento. 
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2.2.38 Mantenimiento correctivo. 

Permite solucionar un daño o falla en un componente. 

2.2.39 Mantenimiento emergente. 

Si requerimos que el componente siga funcionando, hay que repararle. 

2.2.40 Mantenimiento mayor u overhaul. 

Limpieza global que permite operar como si se tratara de un equipo nuevo. 

2.2.41 Mantenimiento preventivo. 

Trabajo periódico que evitaría futuras fallas. 

2.2.42 Mantenimiento programado. 

Es el que solicitan las empresas de generación, transmisión, distribución y 

los grandes consumidores al CENACE para ser considerados en la 

coordinación de mantenimientos. 

2.2.43 Número de fallas. 

Total de fallas en un elemento o componente asumidos durante el periodo 

estadístico considerado. 

2.2.44 Operación. 

Normas y procedimientos técnicos que permiten el uso y funcionamiento 

correcto de un aditamento. 

2.2.45 Operación de emergencia. 

Situación operativa fuera de lo normal. 
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2.2.46 Operación en tiempo real. 

Es el que permite observar con un sistema SCADA. 

2.2.47 Operación normal. 

Existe continuidad y calidad en el servicio de energía eléctrica. 

2.2.48 Parte o elemento. 

Se considera un aditamento que no se desarma sin ser destruido o también 

es la última subdivisión de un sistema. 

2.2.49 Periodo estadístico. 

Es el intervalo (o la suma de intervalos) de tiempo al cual corresponden las 

observaciones, procedimientos y cálculos que indican el desempeño. 

2.2.50 Reconexión. 

Es el paso que permite llevar un S.E.P. del reposo a la generación normal. 

2.2.51 Reposición o restauración del sistema. 

Capacidad del S.E.P. al pasar del estado de emergencia al estado normal de 

operación. 

2.2.52 Salida. 

Se produce cuando un elemento del S.E.P. no está disponible por una falla o 

cualquier otra causa. No toda salida es causada por una falla, sin embargo, 

toda falla ocasiona una salida. 
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2.2.53 Salida forzada. 

Se presenta en situación de emergencia y está asociada con la salida de 

servicio de un componente. Son consecuencia de operación inadecuada del 

componente o de falla humana. 

2.2.54 Salida programada. 

Decisión que permite retirar un componente del servicio activo por un tiempo 

determinado (minutos, horas, días, semanas, meses); por construcción, 

mantenimiento preventivo o reparación. 

2.2.55 Sistema. 

Elementos interconectados que permiten el flujo de potencia de un punto a 

otro punto u objetivos determinados. 

2.2.56 Sistema de suministro. 

Son todos los elementos o componentes del S.E.P. definidos como sistemas 

de transmisión. 

2.2.57 Sistema eléctrico. 

Aditamento de centrales de generación, líneas de transmisión, 

subestaciones y redes de distribución, con sus equipos asociados. 

2.2.58 Suministro. 

Ente que permite llevar energía eléctrica al consumidor final. 

2.2.59 Tasa de fallas. 

Cuantificación de fallas en un equipo o familia de equipos en las horas de 

servicio en el periodo estadístico. 
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2.2.60 Tasa de salida forzada (FOR). 

Es la mejor estimación de la probabilidad de encontrar la unidad fuera de 

servicio en un tiempo futuro 

 

2.2.61 Tiempo medio antes de la falla (MTTF). 

Es el tiempo promedio de vida antes de ocurrir la primera falla, en 

componentes no reparables. Se denomina por las siglas MTTF (Mean Time 

To Fail) 

2.2.62 Tiempo medio de reparación.  

Tiempo medio en el que se recupera la función del equipo fallado, lo mismo 

que cuando se realiza el cambio de un equipo. 

2.2.63 Tiempo medio entre fallas (MTBF). 

Es el promedio del tiempo de funcionamiento en una componente reparable 

mas el tiempo de reparación de la misma. En otras palabras, es el promedio 

de los tiempos entre dos fallas consecutivas, las mismas que toman en 

cuenta sus períodos de funcionamiento y reparación. Designado por MTBF 

(Mean Time Between Failures) 

2.2.64 Transferencia de carga.  

Sistemas de distribución normalmente tienen puntos abiertos en una 

configuración en lazo tal que el sistema opere como un circuito radial, de 

existir una falla los puntos abiertos se pueden cerrar, recobrando la carga 

desconectada (aislando los componentes involucrados en la falla). Esta 

operación incide sobre los índices de confiabilidad de un punto de carga 

puesto que cargas que deberían ser desconectadas mientras se repara, son 

transferidos a otros puntos del sistema.  
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2.3 SISTEMAS PARA CENTRALES DE GENERACION  

2.3.1 CENTRALES PARA GENERACION DE ELECTRICIDAD  

El elemento energía eléctrica es la representación transformada de energía 

(hidráulica, térmica, nuclear, etc.). Una central para generar energía eléctrica 

(electricidad) requiere de un sitio apropiado que condicionado por la 

disponibilidad de la fuente; producirá energía eléctrica; los centros de 

consumo generalmente están alejados de los sitios de donde general la 

electricidad.  

Los alternadores (por la generación) de las centrales producen energía 

eléctrica trifásica, a un voltaje de 10 a 20 kV, entre fases. Destacaremos que 

la generación es a frecuencia nominal (60Hz) o muy cercana a la misma; 

para que exista sincronismo entre las distintas unidades generadoras. Las 

centrales disponen de una Subestación de Transformación en la que el 

voltaje o tensión producida se eleva a un voltaje  o tensión de transporte. 

2.3.1.1 Clases de centrales.  

Por la fuente de energía que utilicen, las centrales para generación de 

electricidad se clasifican en: 

4.3.4.3.1 Central hidroeléctrica. 

Utiliza la energía potencial del agua represada y debido a la gravedad 

(altura considerable), se determina: el caudal de agua y el desnivel; 

estos y otros elementos son aprovechados para el movimiento de la 

turbina. 

4.3.4.3.2 Central térmica. 

Aprovecha la energía calorífica obtenida al quemar un combustible 

(carbón, gas, petróleo, etc.), que calienta agua y transforma el agua en 

vapor, el cual a presión adecuada; general el movimiento de la turbina. 
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4.3.4.3.3 Central nuclear.  

Se trata de centrales térmicas que utilizan una fuente de energía 

calorífica obtenida de una reacción nuclear, conocida como fisión o 

desintegración nuclear en cadena. 

4.3.4.3.4 Central solar. 

Utiliza la energía proporcionada por el sol.  

4.3.4.3.5 Central eólica. 

Emplea la fuerza proporcionada por la circulación del viento. 

4.3.4.3.6 Centrales geotérmicas.  

Aplica el calor del subsuelo. 

4.3.4.3.7 Centrales mareomotrices.  

Maneja el movimiento de las mareas. 

OBS: Las cuatro últimas centrales están en fase experimental y se les 

denomina ecológica por no contaminar; razones técnicas y 

económicas, no hay permitido su utilización de forma industrial. 

2.3.1.2 Componentes de una central  

Una central para generación de energía eléctrica se compone 

básicamente de los siguientes elementos: 

4.3.4.3.8 Generador de energía primaria. 

Básicamente comprende: presa para agua, caldero o reactor nuclear. 

· Una presa para agua tiene dos funciones:  

Primera: Crea un desnivel entre la superficie del agua y la entrada a 

la turbina. El desnivel genera: presión y velocidad del agua al interior 
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de una tubería, es decir, es la energía mecánica que va a incidir en 

los álabes de una turbina que la va hacer girar. 

Segunda: La presa acumula el agua para disponer de un caudal 

constante durante cierto tiempo y así obtener una producción regular 

de energía eléctrica (electricidad)  

· Un caldero utiliza el calor desprendido por la combustión de gas, 

petróleo, o carbón para calentar agua y transformarla en vapor a 

presión. El vapor de agua incide en los álabes de una turbina y la 

hace girar produciendo energía. 

· Un reactor nuclear es una cámara cerrada donde se desarrolla una 

reacción nuclear en cadena, llamada fisión. Los átomos pesados de 

uranio son bombardeados con neutrones libres. El átomo 

bombardeado se desintegra, desprendiendo núcleos más ligeros; 

nuevos neutrones libres, continúan la reacción, produciendo energía 

calorífica. El calor se emplea en calentar un fluido (dióxido de 

carbono o agua) en un circuito primario. El fluido del circuito 

primario es radiactivo, y se hace pasar por un intercambiador de 

calor, en el que cede su energía al fluido (agua) de un circuito 

segundario. El vapor del circuito secundario hace girar una turbina 

la cual permitirá producir electricidad. 

4.3.4.3.9 Transformador de energía primaria en energía eléctrica. 

Es un grupo turboalternador que consta de dos partes: 

· Un elemento que transforma la energía primaria en energía 

mecánica: turbina para agua o turbina para vapor. 

· Un elemento transformador de la energía mecánica en energía 

eléctrica: un alternador. 

La turbina y el alternador están acoplados en el mismo eje. 

Generalmente, las centrales disponen de varios grupos 

turboalternadores.  
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2.4 SISTEMAS DE SUBESTACIONES 

2.4.1 SUBESTACIÓN  

Una S/E tiene elementos que en conjunto permiten transformar y distribuir la 

tensión de una o varias centrales para generación de energía eléctrica; en la 

tensión para transporte o distribución, instaladas al aire libre, cerca al centro 

de generación o consumo (cuidad o industria), la tensión que produce un 

generador es baja y transportar la misma al lugar de consumo, es onerosa y 

nada técnica. Es fundamental elevar la tensión generada en una 

Subestación de Transformación, para transportarla y posteriormente 

distribuir a las zonas de consumo, este proceso lo hace una Subestación de 

Distribución. 

La S/E cumple la función de elevar o reducir un voltaje de generación o 

transporte, la S/E, de alta tensión de transporte reduce a media tensión para 

distribución. A cada S/E llegan varias líneas de alta tensión, procedentes de 

varias centrales o de otras Subestaciones. 

La Subestación de Transformación y la Subestación de Distribución puede 

coexistir, si del secundario del transformador de distribución salen dos o más 

líneas de alimentación, la Subestación de Transformación será, a la vez, 

Subestación de Distribución.   

2.4.2 CLASIFICACION DE SUBESTACIONES 

Una subestación por su función puede ser designado como: 

2.4.2.1 Subestación de interconexión  

Se unen líneas de transporte a una alta tensión, directamente, si tienen la 

misma tensión de servicio; o por medio de trasformadores de potencia 

que elevan o reducen la tensión, si existen distintas tensiones de servicio. 
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2.4.2.2 Subestación de transformación 

Es un conjunto de elementos que cumplen una función al elevar la tensión 

de producción a la tensión de transporte. Esta constituido básicamente 

por: una sala de control, con todos los instrumentos de: mando, medida y 

regulación, necesarios para gobernar la S/E conjuntamente con sus 

equipos y sus servicios auxiliares. 

Alimenta las redes distribuidoras de alta o baja tensión de los sitios de 

consumo. Pueden ser de: elevación, si la tensión de salida es más 

elevada que la tensión de entrada o reducción, si la tensión de salida es 

menos elevada que la tensión de entrada. S/E elevadora de voltaje de 

generación a voltaje de transmisión; S/E reductora primaria de voltaje de 

transmisión a Subtransmisión o S/E reductora secundaria de voltaje de 

Subtransmisión a voltaje de distribución. 

2.4.2.3 Subestación de distribución o subestación de seccionamiento  

Entrega la energía al usuario por medio de líneas que trabajan a la misma 

tensión que la alimentadora; permite reconfigurar la topología del sistema 

ante contingencia, maniobras operativas o mantenimiento. 

2.4.2.4 Subestación por su potencia y nivel de voltaje  

Una subestación por su potencia y nivel de voltaje se designa como: 

· S/E para Transmisión: Manipula un voltaje mayor a 230 kV. 

· S/E para Subtransmisión: Maneja un voltaje entre 138 kV y 69 kV. 

· S/E para Distribución primaria: Maniobra un voltaje entre 69 kV, 13,8 

kV y 6kV. 

· S/E para Distribución secundaria: Opera un voltaje menor a 13,8 kV. 
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2.4.3 DISPOSICIÓN DE ELEMENTOS DE UNA SUBESTACIÓN  

No existe normativa única para determinar el número y la disposición de las 

conexiones en una S/E, cada caso requiere un estudio adecuado para 

proveer: las barras, seccionadores, disyuntores, etc.; para el adecuado 

funcionamiento y continuidad del servicio de energía eléctrica, con una 

mínimo costos de instalación y posterior facilidad de mantenimiento. 

Suele dividirse los circuitos de una S/E en dos grandes grupos: 

a) Circuitos principales: Se disponen para la distribución y transformación 

de la energía eléctrica que será suministrada a los consumidores, son 

circuitos que están en dependencia inmediata con la producción de 

energía eléctrica. 

b) Circuitos auxiliares: Dispositivos de vigilancia (de mando, de maniobra, 

etc.) y control (medición y aviso) en la S/E, para un correcto 

funcionamiento de la misma. 

2.4.3.1 Elementos básicos de una subestación  

4.3.4.3.10 Barras de alta tensión  

La línea que transporta alta tensión llega  a la S/E y se conecta a tres 

conductores comunes, llamadas barras de alta tensión. Esto permite 

que, la demanda de energía sea repartida de manera casi equilibrada. 

Estas barras de alta tensión tienen forma cilíndrica y sección tubular. 

Los materiales utilizados son el cobre y el aluminio. 

4.3.4.3.11 Transformadores  

Elementos que reducen la alta tensión de la línea de transporte a una 

tensión adecuada para la línea de distribución. Se puede considerar 

que es lo fundamental de una S/E. El transformador consta de las 

siguientes partes básicamente: 
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- Núcleo de hierro: Es de material ferro – magnético y laminado, para 

evitar corrientes parasitas. Sobre él se coloca los arrollamientos 

primario y secundario. 

- Primario: Arrollamiento por donde ingresa la energía procedente de 

las barras de alta tensión. Consta de muchas espiras y la sección de 

conductor es pequeña. 

- Secundario: Arrollamiento del que sale la energía hacia las barras de 

media tensión. Consta de pocas espiras (la tensión de salida es 

menor que la de entrada) y sus sección es grande (la intensidad de 

la corriente es mayor que la de entrada). 

- Carcasa: Sirve de protección, aislamiento y refrigeración. El 

transformador se coloca en la carcasa metálica que tiene forma de 

cuba, llena de aceite; cuya función es aislante  y refrigerante a la 

vez. Existen contracciones y dilataciones térmicas del aceite y se 

debe reponer las pequeñas fugas que se produzcan, encima de la 

cuba se coloca el depósito de expansión, llamado también vaso 

conservador. 

- Aisladores pasatapas: Entre los arrollamientos: primario y secundario 

del transformador existe una conexión con el exterior,  que se realiza 

con conductores que discurren por el interior de unos aisladores 

situados en la tapa superior de la carcasa. 

- Barras de media tensión: La salida del secundario del transformador se 

conecta a uno de los tres conductores comunes, llamadas barras de 

media tensión. Permite que la demanda de energía eléctrica se 

distribuya de forma casi equilibrada entre todos los transformadores. 

Según la tensión utilizada las barras de media tensión, tiene forma 

cilíndrica (tensiones superiores) o sección rectangular (tensiones 

inferiores). Los materiales utilizados son el cobre y el aluminio. 

4.3.4.3.12 Aparatos de corte y protección  

Aparatos que permiten desconectar líneas y transformadores; para 

protección de: sobreintensidad, sobretensión y cortocircuito. 
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4.3.4.3.13 Interruptores 

Son grandes disyuntores de accionamiento por mando eléctrico 

dotados de contactos muy robustos y de funcionamiento muy rápido. 

Cortan la corriente de gran intensidad y disponen de un sistema para 

extinguir el arco eléctrico que se presenta en los contactos al abrirlos. 

Los sistemas utilizados son: el baño de los contactos en aceite y el 

barrido del arco por un mecanismo neumático. Funcionan por un 

accionamiento de forma manual, desde la sala de control o 

automáticamente; al producirse sobreintensidad, sobretensión o 

cortocircuito. 

4.3.4.3.14 Seccionadores  

Elementos de corte muy sencillos cuyos contactos están al aire. No 

permite realizar cortes en carga (cuando circula corriente por línea), 

porque se cebaría el arco eléctrico entre los contactos, formándose una 

llamarada muy peligrosa. La función es aislar tramos de línea o 

aparatos cuando no están en carga (una vez realizado el corte con los 

interruptores y no circula intensidad por la línea o aparato). Las 

ventajas es que, sus contactos están a la vista, permiten el “corte 

visible”. 

Todo aparato de corte y protección lleva incorporado un sistema de 

puesta a tierra, para proteger al personal de contactos indirectos. Los 

seccionadores de salida de línea llevan un sistema que pone a las tres 

fases de cortocircuito y a tierra; permite trabajar en la línea con mayor 

seguridad. 
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DATOS 230 kV 138 kV 69 kV 

Número de polos 3 3 3 

Frecuencia Hz 60 60 60 

Voltaje Nominal kV 230 138 69 

Voltaje Máximo kV 242 145 72.5 

Corriente nominal A 1600 2000 - 1600 1200 

Corriente asimétrica kA 61 70 61 

I skt en tres segundos 38 43,75 38.125 

Resistencia dieléctrica imp. kV 1050 650 350 

Resistencia dieléctrica 60 Hz kV 545 355 175 

Espacio entre polos cm 450 43.75 185 

I cuchilla puesta a tierra A 3s kA 38 70 38.125 

CUADRO 2.1 SECCIONADORES PARA EL SNI 

4.3.4.3.15 Sala de control 

Alberga todos los instrumentos de: mando, medida y regulación 

necesarios para el funcionamiento de la S/E. 

4.3.4.3.16 Centro de transformación 

Reduce la tensión de distribución a la tensión de consumo, que está 

normalizada en: 110V. entre fase y neutro, 220V. entre dos fases y 

320V. sistema trifásico a cuatro conductores. Se encuentran 

geográficamente distribuidas según su necesidad y en lugares 

protegidos; también se utilizan transformadores aéreos, colocados 

sobre torretas de celosía en postes de hormigón centrifugado. 

4.3.4.3.17 Sistemas interconectados 

- Beneficios técnicos: mayor fiabilidad de la cobertura de la demanda, 

mayor estabilidad y garantía de la frecuencia y de la tensión, 

aumento de la fiabilidad de la red en áreas fronterizas. 

- Beneficios económicos en la operación: reducción de pérdidas, 

menores reservas de operación intercambios económicos de 
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energía, mejor gestión de excedentes y mejor utilización de las 

centrales. 

- Beneficios económicos en expansión del sistema: menor necesidad 

de potencia instalada (medios de punta), posible escalonamiento en 

la construcción de centrales para generación eléctrica. 

- Beneficios medioambientales: minimización de emisiones y posible 

reducción de desarrollo de redes. 

2.5 SISTEMA PARA TRANSMISIÓN DE ENERGÍA ELÉCTRICA 

Este sistema comprende los conductores, cables o alambre de distinto metal 

(aluminio, cobre, etc.) o en combinación; que con las diferentes características 

termodinámicas permiten la transportación de la energía eléctrica.  

Una de las clasificaciones es por su longitud. 

- Una línea para transmisión de considera corta cuando su longitud es menor 

a 80 km. 

- Una línea para transmisión se considera media cuando su longitud está 

entre 80 y 240 km. 

- Una línea para transmisión de considera larga cuando su longitud es mayor 

a 240 km. 

Según regulaciones del CONELEC el nivel de voltaje en este sistema es 

responsabilidad del transmisor; es decir mantener voltajes nominales en las 

barras de entrega; con variaciones no mayores a:  

- 5%  para niveles de voltaje: 230 kV y 138 kV. 

- 3%  para niveles de voltaje: 69 kV, 46 kV y 34.5 kV. 

El sistema de transmisión del SIN se encuentra conformado por un anillo de 

230 kV. de doble circuito que interconecta la subestaciones: Santo Domingo, 

Quevedo, Pascuales, Milagro, Paute, Totoras, Riobamba y Santa Rosa; 
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además, una línea doble circuito de 230 kV. que interconecta las 

subestaciones; Pascuales y Trinitaria. A partir de las subestaciones que 

forman el anillo, se desprenden radialmente sistemas de 138 kV., con 

configuraciones de doble y simple circuito. 

2.5.1 LÍNEAS PARA TRANSPORTE EN ALTA TENSIÓN  

Son líneas que forman un circuito de transporte que van desde la planta 

generadora de energía eléctrica hasta la S/E que se encuentra cerca de los 

sitios de consumo o punto de distribución. Interconectan las subestaciones y 

las tensiones de servicio están normalizadas. La tensión para transporte es 

elevada, para conducir la energía eléctrica a grandes distancias, utilizando 

conductores de pequeña sección y de esta forma las perdidas sean 

mínimas. 

2.5.1.1 Componentes  

4.3.4.3.18 Apoyos  

En las líneas para alta tensión los apoyos son grandes torres de 

celosía metálica, cuantas más altas son las torres, mayor es la tensión 

en la línea.  

4.3.4.3.19 Conductores 

Se conforma de cables trenzados de aluminio con alma de acero. Las 

líneas más habituales disponen de tres, seis o doce cables trenzados 

que comprende un solo cable conductor y en conjunto está dispuesto 

en un plano horizontal. La separación entre conductores depende, de la 

tensión en línea; cuanto mayor es la misma, mayor es la separación 

entre conductores. 

También influye: el vano de separación entre apoyos, el peso, la 

elasticidad de los conductores y las condiciones climatológicas de la 

zona (hielo y viento). Factores que determinan la flecha máxima de los 

conductores y la distancia mínima de acercamiento entre ellos cuando 
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oscilen independientemente. La separación media entre conductores 

en estas líneas suelen variar entre 4 y 5 metros. 

4.3.4.3.20 Cable a tierra  

Toda torre tiene una puesta a tierra, y cada torre se interconecta entre 

sí por un cable tendido a una altura mayor que los conductores y de 

menor sección que los mismos, llamado cable de guarda. En la 

actualidad cumplen dos funciones simultáneamente; la primera es de 

protección a los conductores contra las descargas atmosféricas y la 

segunda es que permite transmitir datos para informar el 

funcionamiento adecuado del sistema eléctrico. Es necesario uno o dos 

cables de puesta a tierra, según la disposición de los conductores. 

4.3.4.3.21  Aisladores 

Elementos que fijan los conductores a las torres y cumplen la función 

de aislamiento. Se utilizan cadenas de aisladores ensamblados. 

Cuanto mayor es la tensión de la línea, mayor es la longitud de la 

cadena y el tamaño de los aisladores. Existen dos tipos de cadenas: 

- De suspensión: se colocan con grapas de suspensión en posición 

vertical y soportan solo el peso del cable. 

- De anclaje: con grapas de anclaje están en posición inclinada y 

soporta toda su tracción. 

2.5.1.2 Líneas para distribución en media tensión. 

Líneas que distribuyen la energía eléctrica, desde las S/Es para 

transformación hasta las S/Es de distribución o seccionamiento distribuidos 

por zona de consumo. En zonas urbanas e industriales coexisten líneas 

subterráneas y aéreas. 

Existen líneas subterráneas en media tensión, son gruesos cables dotados 

de varias capas de materiales aislantes, protegidos contra impactos y 
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perforaciones. En media tensión se permite distribuir la energía a distancias 

medias con conductores de poca sección y perdidas mínimas. 

4.3.4.3.22 Componentes 

- Apoyos: Las líneas para media tensión se colocan sobre apoyos de 

celosía o sobre postes de hormigón centrifugado. 

- Conductores: Son cables trenzados de aluminio con alma de acero. 

Se coloca líneas trifásicas simples, con dos conductores tendidos a 

un lado del apoyo el tercero al otro lado. 

- Aisladores: Son cadenas de aisladores similares a las de las líneas 

de transporte para alta tensión, aunque más pequeñas, Ciertas 

líneas disponen de aisladores rígidos, de varias capas unidas por un 

vástago, que sujeta a las crucetas o travesaños del apoyo. 

2.5.1.3 Líneas para distribución en baja tensión. 

Circuito de distribución que comprende desde los puntos de distribución 

hasta los transformadores que prestan servicio a los consumidores 

(clientes o abonados). En las zonas industriales, urbanas y rurales se 

utilizan líneas aéreas formadas por conductores desnudos hasta los 

transformadores. La tensión de consumo está normalizada en 

320/220/110V (320V. sistema trifásico a cuatro conductores, 220V. entre 

dos fases y 110V. entre fase y neutro). 

Actualmente por razones de seguridad, estética y economía, se utilizan 

cables aislados de color negro, de cuatro conductores trenzados (3 fases y 

un neutro) en las acometidas para vivienda e industria. 
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CUADRO 2.2 CALIDAD DEL VOLTAJE 

2.6 SISTEMA PARA DISTRIBUCIÓN DE ENERGÍA ELÉCTRICA 

Para realizar la distribución de energía eléctrica, el sistema de producción y de 

consumo, se lo realiza a través de S/Es reductoras. No existe una norma para 

determinar el número y la disposición de las conexiones de las S/Es 

transformadoras, esto requiere un estudio de: sistema de barras, esquema 

unifilar, calculo de cortocircuito, coordinación de aislamiento, protección contra 

descargas atmosféricas, puesta a tierra, elección de aparatos de maniobra, 

elección de los sistemas de medición, elección de los elementos de protección, 

planos de planta y cortes, coordinación de las protecciones, calculo de 

baterías, sistema de comandos, sistema de alarmas, sistema de señalización, 

etc. 

Este sistema para distribución está conformado por varias empresas 

distribuidoras que incluye los voltajes de Subtransmisión 69 kV, 46 kV y 34,5 

kV. 

ATRIBUTOS DE CALIDAD DE VOLTAJE 

VOLTAJE NOMINAL 

ZONA FAVORABLE 

ZONA TOLERANTE 

ZONA EXTREMA 

Voltaje nominal 
V 

120 
120/240 
120 / 208 

240 

Zona Favorable 
V 

110 - 125 
110-220 / 127 - 250 
114-197 / 125-217 

210 – 240  
 

Zona Tolerable 
V 

107 – 127 
107-214 / 127-254 
111-193 / 127-220 

200 -250 
 

Zona Extrema 
V 

103 – 131 
103-209 / 131-260 
107-190 / 131-225 

190 -260 
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Comprende todos los elementos que permiten satisfacer el requerimiento del 

consumidor a un nivel de tensión normalizado, en condiciones de seguridad, 

con la calidad de servicio y confiabilidad del mismo. El CONELEC es quien 

regula el requerimiento del consumidor. 

 

GRAFICO 2.1 ESQUEMA DE UN SISTEMA DE DISTRIBUCIÓN 

 

2.6.1 CENTRO DE DESPACHO 

Si la red eléctrica forma una malla; las líneas de transporte en alta tensión 

comunican las centrales entre sí, cada central con varias subestaciones y las 

subestaciones entre sí. De existir avería en alguna central, línea o 

subestación, la energía será suministrada por otros medios y el servicio 

queda garantizado 

El Centro Nacional del Control de la Energía (CENACE) controla la 

producción de cada central en cada momento, el nivel del agua almacenado 

y consumido en cada embalse, la cantidad de energía transportada por las 

líneas y la cantidad de energía suministrada por cada subestación. Controla 

el mantenimiento y reparación de averías; planifica el suministro alternativo, 

en tanto dura la reparación o mantenimiento. El CENACE está atendido las 
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24 horas del día por personal técnico especializado y dispone de los medios 

técnicos adecuados para su función, como sistemas de telecomunicación y 

sistemas informáticos. 

2.6.2 INSTALACIONES DE CONSUMO 

La demanda del servicio de energía eléctrica aumenta cada día, 

contrariamente con la falta de unidades de generación para electricidad, si 

analizamos el costo beneficio de implementar SEP confiables encontraremos 

herramientas que evitaran problemas a futuro. En toda instalación que 

consume energía eléctrica, puede distinguirse las instalaciones: domesticas, 

industriales, comerciales e instalaciones públicas (alumbrado público). 

El circuito de servicio abarca desde la sección de baja tensión del 

transformador hasta el consumidor (vivienda e industria). La acometida se 

hace con un cable de  calibre adecuado según sea la demanda, la toma de 

energía procede de una derivación de la línea de distribución y termina en 

una caja de conexión que se coloca en la plata baja de la vivienda, este 

cable penetra en la caja por la parte superior y a continuación pasa al 

medidor de energía eléctrica. A partir del medidor a una caja de revisión, 

desde donde se alimenta para el consumo. 

El voltaje de la línea es inferior a 1kV., esta tensión baja, no debe ser 

interpretada como voltaje “seguro”; un voltaje tan bajo como 220V. puede ser 

mortal para una persona que tenga buen contacto a tierra o antecedentes 

cardiacos. 

2.6.3 TENSIÓN NOMINAL Y TENSIÓN DE SERVICIO 

La tensión de una red que da servicio no es constante, varia por las 

condiciones de funcionamiento del sistema eléctrico. Las fluctuaciones de 

tensión deben estar dentro de los límites establecidos por y para las 

características de aislamiento. Los equipos constituyentes de las S/Es se 

construyen para determinada tensión nominal y para una tensión máxima de 

servicio. 
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2.6.3.1 Tensión nominal. 

Es la que debe existir en los terminales de toma del usuario. 

2.6.3.2 Tensión de servicio. 

Es el valor real en cualquier punto del sistema, en un instante determinado. 

El valor de la tensión de servicio podrá variar en los diferentes puntos de la 

red, para que la tensión nominal se encuentre en límites admisibles; pero a 

los efectos de los aparatos y elementos de las instalaciones, se entiende 

que la variación (la tensión máxima de servicio) no excederá el 10% de la 

tensión nominal del sistema. 

En el anexo número uno se hace referencia a tensiones nominales y 

tensiones máximas de servicio normalizadas en diferentes países. 

2.6.4 FRECUENCIA DE SERVICIO 

Cada equipo eléctrico requiere de una tensión y frecuencia adecuada para 

su correcto funcionamiento. Los fabricantes de transformadores preferían 

frecuencias elevadas para disminuir las perdidas en el hierro e incrementar 

el rendimiento. Quien construye maquinas eléctricas giratorias prefiere 

frecuencias más reducidas, para obtener menores velocidades rotóricas y 

menor esfuerzo mecánico. 

Unificaron criterios y en Europa adoptaron la frecuencia de 50Hz. Y en 

Estados Unidos la frecuencia de 60 Hz. Turbogeneradores y 

transformadores resultan económicos al construirse para la frecuencia de 60 

Hz. Una línea de transporte opera mejor a 50 Hz., la reactancia es 

proporcional a la frecuencia de servicio. La línea de transporte (alta tensión) 

a 60 Hz. tiene una longitud superior  en un 20% a la misma línea 

funcionando a 50 Hz.  
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2.6.5 ELEMENTOS DE UN SISTEMA DE DISTRIBUCIÓN 

Considerando el sistema, se han agrupado en tres clasificaciones; como se 

indica y que se han distribuido según una posición jerárquica. 

S
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T
E

M
A

  
   

  
  

   
  

  
D

E
  

   
  

  
   

  
D
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R
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U
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COMPONENTES 

GRUPO 1 GRUPO 2 GRUPO 3 

LÍNEA DE SUBTRANSMISION 

AÉREA Estructura, Conductor, Accesorios, etc. 

SUBTERRÁNEA 
Cámara, Ductos, Canaletas, Pozo de 

Inspección, Accesorios, etc. 

SUBESTACIÓN DE 

DISTRIBUCIÓN 

CABLE DE FUERZA Cable, Estructura, Equipo Auxiliar, etc. 

COMPONENTES DE 

TRANSFORMACIÓN 

Transformadores, Regulador de Tensión, etc. 

COMPONENTES DE 

MANIOBRA 

Disyuntor, Reconectador, etc. 

PROTECCIÓN Relés, Pararrayos, etc. 

OTROS Disp. Control, alarma, Auxiliar, etc. 

ALIMENTADOR DE 

DISTRIBUCIÓN 

AÉREA 
Poste, Conductor, Seccionador, Pararrayo, 

etc. 

SUBTERRÁNEA 
Cámara, Ductos, Canaletas, Pozo de 

Inspección, Accesorios, etc. 

RAMAL PRIMARIO 

AÉREA 
Poste, Transformador, Regulador, 

Capacitador, etc. 

SUBTARRÁNEA 
Cámara, Transformador, Ventilación, 

Disyuntor, etc. 

RAMAL SECUNDARIO 

AÉREA 
Poste, Transformador, Pararrayos, Fusible, 

etc. 

SUBTERRÁNEA 
Ducto, Pozo de Inspección, Ventilación, 

Disyuntor, etc. 

CUADRO 2.3 ELEMENTOS DE UN SISTEMA DE DISTRIBUCION 
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CAPITULO III 

3 ESTUDIO DE LA CONFIABILIDAD DE UN SEP. 

Las diferentes metodologías pueden influir en el valor absoluto de los índices, 

también algunos factores son determinantes, como por ejemplo el diseño de la 

red, tipo o clase de consumo, etc. Al diseñar un SEP consideran los siguientes 

aspectos relacionados con su confiabilidad. 

- La confiabilidad del SEP está vinculada con la confiabilidad  de cada elemento 

del SEP, por esta razón la confiabilidad de cada elemento debe ser lo más 

elevada posible. 

- La falla de un elemento no debe sacar al SEP. 

- De la O&M adecuado depende  que se mantenga la confiabilidad  del SEP en 

el valor del diseño; caso contrario se disminuye la confiabilidad del SEP. 

- Capacidad del SEP, el sistema se diseñara para una sobrecarga de consumo 

transitorio. 

- El SEP debe ser flexible al presentarse un aumento en el consumo o rediseño 

tecnológico; en este escenario las modificaciones del SEP deben ser fáciles de 

realizar sin que el sistema pierda confiabilidad. 

- El diseño de sistemas de distribución en paralelo (un esquema de doble 

circuito) con interruptores automáticos de transferencia, incrementa la 

confiabilidad del SEP. 

3.1 CONFIABILIDAD EN UN SISTEMA ELÉCTRICO DE POTENCIA 

Cabe la interrogante, que es primero, el dato de confiabilidad o la metodología 

de la confiabilidad. Existen empresas con suficientes datos que no manejan 

una metodología sustentada de confiabilidad y otras que no realizan estudios 

de confiabilidad por no registrar datos. El proceso es iterativo; recolección de 

datos y tasar la confiabilidad, nacen juntos. Cuando existe toda la información 

de una Subestación es más fácil hacer un diagnostico, planificar 



53 
 

mantenimientos y operación, controlar la calidad y continuidad del suministro 

de energía eléctrica; caso contrario existen problemas por la indisponibilidad de 

datos; registros de fallas de cada componente (transformadores, interruptores, 

disyuntores, etc.). 

Decir que un SEP es confiable, implica una amplia gama de significados; 

introduciremos dos términos que nos permitirán aclarar la confiabilidad del 

SEP: la seguridad del SEP y la suficiencia del SEP. 

- Suficiencia del SEP: satisface la demanda de carga del usuario 

(consumidor); implica: generación suficiente, transmisión adecuada, 

distribución correcta de la energía al punto de carga (consumidor, abonado 

o usuario real). La suficiencia del SEP está ligada a condiciones estáticas y 

no incluyen perturbaciones del sistema. 

- Seguridad del SEP: es responder a las perturbaciones de cualquier tipo 

(locales y dispersos; pérdida de generación y transmisión) que se 

manifiestan al interior del SEP. 

Resumiendo se puede decir que la confiabilidad de un SEP se compone de 

suficiencia del SEP y de la seguridad del SEP. Las técnicas probabilísticas 

evalúan la confiabilidad del SEP en el campo de la cuantificación de la 

suficiencia del SEP. Ahora a la facultad del SEP para suministrar energía 

eléctrica de forma adecuada se le ha denominado confiabilidad. 

Existe confiabilidad en un SEP o elemento del mismo, cuando la función 

específica del SEP o elemento del SEP cumple a satisfacción, considerando el 

menor costo de implementación y el máximo beneficio social. Esta operación 

es  cualitativa más que cuantitativa y resulta más práctico un resultado 

cuantitativo que un cualitativo; esto permite un amplio criterio de diseño para 

una misma función objetivo. 

En todo SEP existe la posibilidad que al menos una vez, no se cumpla su 

función (es decir salga de servicio) por algún tipo de falla o mantenimiento; 

generando la falta o ausencia de servicio al consumidor o abonado. La 
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confiabilidad de un SEP está evaluada por índices, los mismos que reflejan la 

calidad del servicio para el consumidor o abonado. 

3.1.1 PORQUE UN SEP DEBE SER CONFIABLE 

Hoy en día se debe realizar estudios de confiabilidad de los elementos del 

SEP individualmente y en conjunto por encontrarse4 en un mercado 

competitivo, y se puede considerar como un sinónimo de calidad, 

redituándose en beneficio directo del consumidor o abonado. 

El interés principal es analizar que sucede cuando no existe el servicio 

eléctrico, a todo nivel, la razón es que esta suspensión conlleva a pérdida 

económica en toda la línea de producción de este producto muy especial 

como es la energía eléctrica. El suministro de la energía eléctrica 

actualmente ya no se lo considera como un servicio, el cambio de 

mentalidad es considerarle como un producto con características muy 

especificas por su aspecto técnico – económico. El problema consistiría en 

determinar cuáles serian las variables que intervendrían en el nuevo 

concepto de este producto como es la energía eléctrica, tomarían relevancia 

los siguientes: Marco Regulatorio, Agentes del Mercado, Segmentación del 

Mercado, Planificación de la Operación, Planificación de la Expansión, 

Aspectos Técnicos y Aspectos Económicos. 

La energía eléctrica es un producto que no se puede almacenar para un uso 

diferido; se produce y se consume de inmediato. Ecuador tiene que 

aprovechar todos sus recursos hídricos para la generación de electricidad, la 

cual es el motor del desarrollo de un país en desarrollo; por ser un servicio 

de utilidad pública, es el estado quien está encargado de proveerlo; este 

producto debe tener calidad, confiabilidad, bajo costo, etc., e incentivar de 

todas las formas  el ahorro de la energía eléctrica; que no se entienda que 

es privarse de la comodidad que representa el servicio de energía eléctrica. 

El diseño, la operación y el mantenimiento determinan de cierta forma cuan 

confiable puede ser un SEP. En los objetivos de la Ley de Régimen del 

Sector Eléctrico (LRSE) se menciona. 
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- Proporcionar al país un servicio eléctrico de alta calidad y confiabilidad que 

garantice su desarrollo económico y social. 

- Asegurar la confiabilidad, igualdad y uso generalizado de los servicios e 

instalaciones de transmisión y distribución de electricidad. 

El Art. 9 y el Art. 13 del Reglamento de Suministro del Servicio de 

Electricidad, mencionan la evolución y calidad del servicio eléctrico al 

consumidor final. El CENACE planifica la operación del SIN a largo, mediano 

y corto plazo, aplicando las regulaciones y modelos matemáticos aprobados 

por el CONELEC, considera lo siguiente: 

a) Proyecciones de demanda de energía eléctrica. 

b) Escenarios hidrológicos preparados en base a la información hidrológica 

y climatológica disponible y la entrega por los generadores. 

c) Disponibilidad de unidades generadoras e interconexiones 

internacionales. 

d) Disponibilidad y restricción operativa de redes de transmisión o 

distribución. 

e) Restricción operativa impuesta por la característica física del SIN. 

f) Entrada en operación de nuevas centrales de generación. 

g) Costo de combustible, costos variables de administración, operación y 

mantenimiento, los costos de arranque y parada; la eficiencia térmica de 

las plantas termoeléctricas. 

h) Costo de restricción del servicio. 

El despacho de las unidades que utilizan energías renovables no 

convencionales, en los términos establecidos en el Art. 21 del Reglamento 

para el funcionamiento del MEM, por todo lo que involucra el correcto 

desempeño de un SEP; la confiabilidad del mismo representa un estudio 

fundamental de un SEP para obtener un producto denotado como energía 

eléctrica. 
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3.1.2 CALIDAD DEL SERVICIO DE ENERGIA ELECTRICA 2 

La calidad del suministro del servicio eléctrico tiene relación con el servicio 

que se presta, especialmente en lo que se refiere a la calidad de onda, 

continuidad del suministro y frecuencia de las interrupciones, como también 

a la atención que recibe el consumidor final. 

Por todo lo que se ha expuesto la calidad se divide en tres aspectos: Calidad 

Técnica del Producto, Continuidad y Calidad Comercial. Existen diferentes 

cuantificadores que dan cuenta de la presencia d anomalías e indican la 

necesidad de tomar medidas correctivas, dado que las fuentes de estos 

problemas son normalmente conocidas, uno de los principales problemas 

son los cortes de suministro de energía eléctrica que afectan a todos los 

usuarios o abonados, produciendo graves distorsiones tanto en el desarrollo 

habitual de cualquier actividad, como en el confort de las personas, y se 

cuantifican midiendo su frecuencia de aparición y su duración. Una manera 

más general de evaluar la confiabilidad del servicio de energía eléctrica es a 

través de la disponibilidad. 

La determinación de índices de calidad de servicio en sistemas de 

distribución de energía eléctrica, se basa en planteamientos de gestión 

interna de los procesos de operación, mantenimiento, atención de los daños, 

calidad de servicio y en el cumplimiento de las exigencias d calidad de los 

organismos estatales de control, regulación y vigilancia. 

3.1.3 REGULACION 004/01 CON RESPECTO A LA CALIDAD DEL 

SERVICIO ELÉCTRICO. 

Aspectos de calidad. 

La calidad del servicio se cuantifica considerando: 

· Calidad del Producto. 

- Nivel de Voltaje. 

                                                           
2 REFERENCIA [22] 
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- Perturbaciones de Voltaje. 

- Factor de Potencia. 

· Calidad del Servicio Técnico. 

- Frecuencia de Interrupciones. 

- Duración de Interrupciones. 

· Calidad del Servicio Comercial. 

- Atención de Solicitudes. 

- Atención de Reclamos. 

- Errores de Medición y Facturación. 

3.1.4 TERMINOLOGIA DE INDICADORES DE CALIDAD SEGÚN LA 

CIER 3 

Cada empresa define sus indicadores de calidad, claro está que deben 

cumplir ciertos requisitos que cuantifican el desempeño del sistema. 

- Obtención fácil, es decir a partir de los datos de operación del sistema. 

- Deben comportarse en forma consistente y previsible ante las diferentes 

alteraciones y variaciones a que están sujetas. 

- Posibilidad de obtener en distintos niveles de agregación. Esto es en 

términos locales, regionales, globales, por nivel de tensión, por tipo de 

falla, etc. 

- Satisfacer la necesidad de empresas con características distintas, por 

tamaño, estructura de red, densidad de clientes. 

- Funcione como base para decisiones de tipo gerencial. 

- Corresponderá a la necesidad del cliente y organismos reguladores en 

cuanto a los términos d cuantificación del comportamiento del sistema. 
                                                           
3 REFERENCIA [13] 
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3.1.5 LOS INDICES DE CALIDAD 

Los índices usados para realizar el respectivo análisis de confiabilidad de los 

sistemas eléctricos de la distribución y que son solicitados por el CONELEC 

son: 

- Frecuencia de Interrupciones. 

- Duración de las Interrupciones. 

Estos índices de calidad de servicio se los puede calcular considerando dos 

criterios de evaluación: 

- Por sistema. 

- Por alimentador. 

3.1.6 INDICES OPERATIVOS 

Los índices de confiabilidad que se evalúan utilizan los conceptos básicos 

desarrollados anteriormente como son: la frecuencia promedio de fallas, la 

duración promedio de una salida o falla  y la indisponibilidad promedio anual 

o el promedio del tiempo de salidas en el año, que se las representa por li, gi 

y mi, los mismos que serán obtenidos para cada punto de carga y son 

conocidos como índices parciales. Debe tenerse en cuenta sin embargo, 

que tales índices no son valores deterministicos, sino que son valores 

esperados de una correspondiente distribución de probabilidad y por esto 

únicamente representan valores promedio. 

Aunque estos tres índices antes mencionados son fundamentales, ellos no 

siempre dan una completa representación del comportamiento del sistema. 

Por ejemplo, los mismos índices pueden ser evaluados independientemente 

para el caso de uno o cien consumidores en un punto de carga del sistema o 

ya sea que ese punto tenga una carga promedio de 10 kW o 100 kW. 
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 Con el fin de reflejar el significado real de una salida del sistema, se 

deberán evaluar nuevos índices de confiabilidad adicionales relacionados 

con el sistema, conocidos como índices totales del sistema. 

Estos índices expresan la estadística de interrupción dependiendo del 

número de consumidores por punto de carga del sistema o de la potencia 

media instalada en ellos. 

3.2 CRITERIOS TIPICOS DE CONFIABILIDAD PARA UN SEP 4 

Definir lo que se considera como confiabilidad es como tener siempre la razón, 

lo cual sencillamente es imposible y citare algunos conceptos que pueden 

definir de cierta manera el término confiabilidad, como: 

- Probabilidad de pérdida de carga (LOLE): está definido como el numero 

medio de días, en los cuales la demanda máxima diaria excede la 

capacidad de generación disponible. Determina el número de días que 

existe perdida de carga; aun con limitaciones este criterio permitirá la 

planificación de la generación. 

- Probabilidad de pérdida de energía (LOEE): es la energía no 

proporcionada por el sistema cuando la carga excede a la capacidad 

generadora. Interesa más cuando cuantifica las fallas y no solo el número 

de días. Al dividir la energía proporcionada para la energía total exigida, 

origina el índice de confiabilidad d energía que es corresponsable al 

comparar la suficiencia del SEP, que define cuantiosamente el tamaño del 

SEP. 

- Frecuencia y duración (F&D): es una extensión del LOLE y adiciona la 

frecuencia de concurrencia de una falla y su duración esperada. 

Características físicas adicionales permiten llevar parámetros, lo que 

permite usar extensivamente en estudios para redes. 

                                                           
4 REFERENCIA [11] 
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- Propiedad de un sistema para cumplir funciones prefijadas, manteniendo 

índices de explotación, dentro de los límites establecidos, para regímenes y 

condiciones de trabajo dados, durante un tiempo requerido. 

- La probabilidad de que un dispositivo o un sistema desempeñe su función 

de forma correcta, por un periodo de tiempo determinado y bajo 

determinadas condiciones de operación. 

- La falta de confiabilidad en un SEP produce pérdidas económicas y 

disminuye la confianza en el servicio eléctrico por parte de los usuarios. 

- Conjuntamente con la confiabilidad viene un concepto de disponibilidad, el 

cual manifiesta que la disponibilidad de un dispositivo reparable, es la 

porción de tiempo (dentro de un proceso estacionario) en que el dispositivo 

esta en servicio o listo para el servicio. Se habla de eventos que se 

producen por unidad de tiempo, llamado índices como son: la frecuencia 

con que se repite dicho evento y tiempo medio de duración de una falla o el 

tiempo medio de restablecimiento de servicio. Estos conceptos son 

magnitudes probabilísticas (o variables aleatorias) de modo que en ningún 

caso pueden establecerse valores exactos. Todos los cálculos, 

estimaciones y predicciones deben hacerse usando la matemática  

probabilística. 

En la práctica no existe un SEP que tenga el 100% de confiabilidad, por la 

complejidad del SEP y razones económicas; dando lugar a que en la Ingeniería 

Eléctrica se acepte rangos de confiabilidad menores que la unidad y a la vez lo 

más cercano posible a la unidad. 

Para sistemas factibles de reparación se deberá tomar en cuenta dos tiempos 

aleatorios: el tiempo medio de funcionamiento y el tiempo medio de reparación. 

Al disponer de datos sobre los tiempos en que el sistema está operando y los 

tiempos en que  se encuentra en reparación; estos tiempos medios ase 

calculan fácilmente: 
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Donde: 

 m Tiempo medio de operación total del sistema. 

 mi Tiempo medio de operación del elemento i. 

 r Tiempo medio de falla total del sistema. 

 ri Tiempo medio de falla del elemento i. 

 n Número de elementos del sistema. 

 

 

Se puede calcular el periodo promedio o también llamado tiempo medio entre 

fallas. 

T = m + r 

Ya se puede definir matemáticamente el término disponibilidad. 

 

El complemento se llama indisponibilidad. 

 

Se define matemáticamente el concepto de frecuencia de falla. 
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La disponibilidad puede expresarse también en términos de frecuencias. Si se 

consideran las distribuciones exponenciales, se tiene: 

 

 

Donde: 

l Constante exponencial de frecuencia de falla. 

m Constante exponencial de frecuencia de operación. 

3.3 FACTORES QUE DETERMINAN EL GRADO DE CONFIABILIDAD 

La confiabilidad de un SEP es la base del estudio y posterior análisis para el 

diseño y planificación de un SEP o alguna parte constitutiva del mismo. 

Sistemas que poseen la mayor cantidad de fuentes de alimentación sean los 

mejores, sin tomar en cuenta el criterio técnico – económico. Para el análisis de 

confiabilidad se acostumbra realizar algunas asumpciones para evitar que el 

análisis completo de todas las contingencias resulte muy complejo, en especial 

cuando el número de componentes de un sistema de alimentación es bastante 

grande. 

Las principales asumpciones son: 

- Los tiempos de falla (periodo entre las fallas) y los tiempos de reparación 

son exponencialmente distribuidos durante el tiempo normal y tormentoso. 

· Probabilidad [ tiempo de falla (durante el tiempo normal) >t ] = e-l t 

· Probabilidad [ tiempo de falla (durante el tiempo tormentoso) >t ] = e-l’ t 

- Duración del periodo entre el tiempo normal y el tiempo tormentoso, son 

exponencialmente distribuidas. 
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- Los tiempos de reparación son típicamente muy cortos comparados con los 

tiempos de falla y tiempos entre las tormentas. 

- Las tormentas son muy cortas en duración, comparadas con tiempos de 

falla d las componentes. Las tormentas también son cortas comparadas con 

los tiempos de reparación típicos. 

- Los paros por mantenimiento ocurren al azar durante el periodo de tiempo 

normal excepto cuando: 

· Tal acción causaría que los componentes restantes en un sistema paralelo 

se carguen excesivamente. 

· El mantenimiento no puede completarse antes que otra tormenta ocurriese. 

- El mantenimiento bajo tiempo es exponencialmente distribuido. 

Computando el sistema paralelo bajo tiempo, que es el resultado de paros 

por sobrecarga, se supone que cuando una línea se carga excesivamente, 

el resto se sobrecarga y disminuye hasta que un componente que ha 

fallado se repara. 

- Independencia en la probabilidad de falla de cada uno de los componentes. 

- Distribución exponencial de los tiempos medios entre fallas, reparación y 

mantenimiento. 

- Los efectos de un incorrecto funcionamiento de los sistemas de protección, 

se desprecian. 

- Se consideran solamente hasta dos niveles de superposición de fallas. 

- Siempre que exista continuidad de servicio, no se considera el efecto de 

que un elemento tenga una posible sobrecarga. 

- No se consideran las fallas en los elementos asociados a las posiciones de 

interrupción. 

Para el cálculo de la confiabilidad de los sistemas es necesario la 

determinación de ciertos índices: especialmente la frecuencia promedio de falla 
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de las fuentes y sistemas de generación, duración promedio de la falla, tiempo 

promedio de reparación de los mismos. Para lo cual será necesario determinar 

la topología seleccionada para los sistemas, así como también los respectivos 

diagramas unifilares. 

Según la metodología del CONELEC. Antes de realizar los cálculos de los 

índices, se procede a eliminar las interrupciones que no tienen suficiente 

información. Se eliminan de fallas en primarios los siguientes: interrupciones 

que no tienen ingresado la hora de finalización, los primarios para reserva 

codificados con la letra P, bancos de capacitares con la letra Q, las 

interrupciones menores o iguales a tres minutos, las de causa 70 y 72 por ser 

fallas derivadas a baja frecuencia y a generación extrema al sistema 

respectivamente. De igual manera en los Trabajos Varios se eliminan las 

interrupciones que no tienen hora de finalización de la falla, las fallas en 

transformadores y las menores o iguales a tres minutos tal como se indica en la 

regulación. 

3.3.1 CONFIABILIDAD vs CALIDAD DE LA RED 

- Interrupción del suministro de energía eléctrica por falla en: generación, 

transmisión, o distribución se caracteriza por la pérdida total de suministro 

por más de un minuto. 

- Transitorios, se caracteriza por un voltaje impulso de alto valor, pero de 

corta duración; ocasionada en general por la conexión de condensadores 

o la desconexión de cargas inductivas (motores de inducción, soldadoras 

de arco, etc.) 

- Regulación de voltaje deficiente; caracterizado por bajas o subidas de 

voltaje de duración superior a un minuto. Se debe en general, a un mal 

ajuste de transformadores de alimentación del sistema, particularmente su 

voltaje y a un diseño del sistema no apropiado a la demanda de los 

usuarios. Una demanda alta de los usuarios ocasiona una baja del voltaje 

y por el contrario, una demanda baja hace subir el voltaje por sobre lo 

permitido. 
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- Desbalance el voltaje, caracterizado por la existencia de asimetría en una 

de las tres fases de un sistema trifásico. Se debe en general a que el 

consumo está conectado fundamentalmente a una sola de las fases del 

sistema. 

- Efecto Flicker o parpadeo de la iluminación, se debe a la fluctuación del 

voltaje que ocasiona el centelleo de la iluminación (visible por el ojo 

humano); se debe a la conexión y desconexión de consumos relevantes 

(congeladores, calefactores, hornos, soldadoras de arco, etc.). 

- Distorsión armónica, se caracteriza por una distorsión del voltaje de 

alimentación de los equipos, el que deja se der perfectamente sinusoidal. 

Se debe a la conexión de cargas no lineales (equipo electrónicos 

industriales o domiciliarios, variadores de velocidad de motores, 

televisores, computadores, etc.). El fenómeno puede acentuarse cuando 

ocasiona daños irreparables y se le conoce como resonancia armónica; 

debida fundamentalmente a la interacción entre los condensadores de 

compensación de factor de potencia y las reactancias de los 

transformadores de alimentación del sistema. 

Elevación del voltaje neutro – tierra; es una diferencia de voltaje entre 

neutro y tierra debido fundamentalmente a que circulan corrientes 

elevadas por el conductor neutro y/o por el conductor a tierra, o bien 

porque su dimensionamiento es inadecuado. 

3.4 ÍNDICES DE CONFIABILIDAD  

Ciertos índices de confiabilidad se cuantifican con magnitudes probabilísticas; y 

no es posible establecer valores exactos. Definiremos algunos de ellos: 

3.4.1 PROBABILIDAD 

Medida del azar e indica el número de veces, de un total en los que ocurre 

un evento determinado. 
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3.4.2 FRECUENCIA 

Valor de la velocidad esperada de la repetición de un evento específico por 

unidad de tiempo (numero de fallas por año, o por mes, etc.) 

3.4.3 DURACIÓN 

Es empleado para indicar el tiempo esperado en  permanecer en un estado 

específico.  

3.4.4 TIEMPO MEDIO 

Se designa como el tiempo media de la primera falla, tiempo medio entre 

fallas, duración media de las fallas. 

3.4.5 PROBABILIDAD DE PÉRDIDA DE CARGA (LOLP) 

Índice definido como el más largo promedio del número de días en un 

periodo de tiempo, en que la carga sobrepasa o excede la capacidad 

instalada disponible. 

3.4.6 ÍNDICE DE INTERRUPCIÓN DE CARGA 

Promedio de MW de carga interrumpida por unidad de tiempo, por una 

unidad de carga servida. 

3.4.7 ÍNDICE DE FRECUENCIA DE INTERRUPCIÓN AL CONSUMIDOR 

Número promedio de interrupciones por unidad de tiempo, experimentadas 

por el consumidor 

3.4.8 ÍNDICE DE DURACIÓN DE INTERRUPCIÓN AL CONSUMIDOR 

Duración promedio de la interrupción al consumidor durante un periodo de 

tiempo especificado. 
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3.4.9 ÍNDICE DE INTERRUPCIÓN AL CONSUMIDOR (ENERGÍA) 

Los MW-minuto de carga interrumpidos por consumidor afectado por año. 

Existen dos índices que supervisan duración y frecuencia de paros, 

básicamente: 

3.4.10 ÍNDICE BASADO EN EL CLIENTE 

Graban la frecuencia y duración de paros, por cada cliente y es fundamental 

en el sector residencial. 

3.4.11 ÍNDICE BASADO EN LA CARGA 

Informan la duración y la frecuencia de interrupción de carga, relevante en el 

sector industrial y comercial, por determinar la confiabilidad de alimentadores 

para el sector industrial y comercial. 

Ambos índices permitirán visualizar un cuadro de confiabilidad más 

acertado. Frecuentemente se utiliza la siguiente terminología que 

describiremos según los índices antes mencionados, su ventaja consistiría 

en representar la calidad del servicio. Al considerarse como una media de 

los índices individuales, se puede presentar una situación de encubrimiento 

de clientes que tiene niveles de confiabilidad bajo la media que se 

considerarían inaceptables. 

Definiremos varios índices para conocimiento: 

 

SAIFI  Índice medio de frecuencia de interrupción del sistema 

(System Averge Interruption Failure Index). Se lo calcula 

dividiendo el número de interrupciones abonados para el 

número de abonados servidos durante el año. Índice basado 

en clientes.  
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Donde: 

 λi  Frecuencia de falla del componente “i” 

 Ni Numero de consumidores en el punto de carga “i” 

 

SAIDI  Índice medio de duración de interrupción del sistema (System 

Averge Interruption Failure Index). Su valor se determina, 

dividiendo la suma de todas las interrupciones para el número 

de abonados servidos durante el año. Índice basado en 

clientes. 

 

Donde: 

  µi  Tiempo de interrupción  

  Ni Numero de consumidores en el punto de carga “i” 

 

CAIFI Índice medio de frecuencia de interrupción del cliente 

(Customer Averange Interruption Frecuency Index.). Se lo 

obtiene del cociente entre el número total de interrupciones a 

clientes y el número total de clientes afectados. Índice basado 

en clientes. 

 

 

CAIDI   Índice medio de duración de interrupción del cliente 

(Customer Average Interruption Duration Index.). Su valor se 

obtiene de la división de la suma d la duración de las 
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interrupciones de los abonados para el número total de 

interrupciones de los abonados. Índice basado en clientes. 

 

 

Donde:  

µi  Tiempo de interrupción  

λi  Frecuencia de falla del componente “i” 

  Ni Numero de consumidores en el punto de carga “i” 

 

ASAI  Índice medio de disponibilidad de servicio (Average Service 

Availability Index). Se lo determina por la razón entre el 

número de horas de servicio disponible y el número de horas 

de servicio demandadas por los abonados en el año. Índice 

basado en clientes. 

 

 

 

ASUI  Índice medio de indisponibilidad de servicio (Average Service            

Unvailability Index). Es el cociente entre el número de horas 

de indisponibilidad del servicio y el número de horas de 

servicio demandadas por los abonados. Índice basado en 

clientes. 

ASUI = 1 – ASAI 
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ASIDI Índice medio de duración de interrupción del sistema. Índice 

basado en potencia. 

 

 

ASIFI Índice medio de frecuencia de interrupción del sistema. Índice 

basado en potencia  

 

 

FI Frecuencia media de interrupción. Corresponde al número 

medio de interrupciones que debe esperar un abonado de la 

empresa en el período de estudio (un año). Se obtiene como 

el cociente entre la suma de potencia interrumpida (kVA) y la 

suma de potencia instalada (kVA) en el período considerado. 

Índice basado en potencia. 

 

 

DI Duración media de las interrupciones. Relación entre la suma 

del producto de la potencia interrumpida por la duración de la 

interrupción correspondiente y al suma de las potencias 

interrumpidas. Índice basado en potencia. 

 



71 
 

TI Tiempo total de interrupción. Su valor esta dado por el 

cociente entre la suma del producto de la potencia 

interrumpida por la duración de la interrupción 

correspondiente y la suma de la potencia instalada media.  

Representa la duración total de las interrupciones y se 

expresa en horas. Índice basado en potencia. 

 

 

ENS Energía no suministrada. Suma de energía no entregada al 

usuario en todas las interrupciones. Índice basado en energía. 

 

Donde: 

Δti Tiempo total de interrupción  

 

ASCI Índice de suspensión media del sistema (Average System 

Curtailment Index). Su valor es el resultado de dividir la suma 

de la energía no suministrada en cada interrupción para el 

número total de clientes. Índice basado en energía. 

 

 

ACCI Índice de suspensión media del cliente (Average Customer 

Curtailment Index). Cociente entre la suma de energía no 

suministrada en cada interrupción y el número total de clientes 

afectados. Índice basado en energía. 
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3.4.12 DURACIÓN MEDIA DE REPOSICIÓN 

Duración media en horas de reposición, representa la media aritmética de 

los intervalos de tiempo comprendidos entre el momento de la interrupción y 

la normalización del servicio. 

 

Donde: 

  t (i)  Tiempo (horas) de duración de la interrupción “i” 

  i  Número de orden de las interrupciones ocurridas de 1 a n. 

  n  Número total de interrupciones. 

 

3.4.13 ÍNDICE DE CONFIABILIDAD 

Es el indicador de continuidad de servicio prestado por una red de 

distribución o por un circuito eléctrico. Este índice evalúa el porcentaje de 

tiempo que en promedio, un consumidor del sistema eléctrico de distribución 

tiene servicio durante un período de tiempo determinado. 

 

Donde:  

Dc Período de tiempo en horas que en promedio, cada 

consumidor afectado por la interrupción queda sin servicio. 

T  Es el período de tiempo en horas. En este caso se ha 

considerado 720 horas/mes. 
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Para evaluar la confiabilidad, existen dos grupos básicos: métodos de 

simulación estocástica y métodos de análisis. 

3.4.14 FRECUENCIA MEDIA DE INTERRUPCIÓN  

 

 

Donde: 

Pai kVA instalados en transformadores de distribución afectados 

en la interrupción.  

Ps kVA totales instalados en transformadores de distribución 

afectados en el sistema de análisis.  

  l¡ Frecuencias de falla para el punto de carga “i”. 

 kVAi Potencia media instalada en ese punto de carga. 

3.4.15 DURACIÓN MEDIA DE LAS INTERRUPCIONES 

 

Donde: 

Pai kVA instalados en transformadores de distribución afectados 

en la interrupción  

  l¡ Frecuencias de falla para el punto de carga “i” 

  kVAi Potencia media instalada en ese punto de carga. 

  µi Tiempo de interrupción  
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3.4.16 TIEMPO TOTAL DE INTERRUPCIÓN MEDIA 

 

 

3.4.17 ÍNDICE DE COSTO DE CONFIABILIDAD. CRI (COST 

RELIABILITY INDEX) 

Se considera una medida del diseño de un sistema de distribución en 

términos de confiabilidad y costos combinados. 

 

Donde: 

  c  Costo de inversión + costo por mantenimiento anual. 

  SAIDI  Índice de duración media de la interrupción del sistema  

(System Average Interruption Duration Index) 

 

3.4.18 ÍNDICE DE EFECTIVIDAD DEL COSTO. CER (COST 

EFECTIVENESS RATIO) 

 

Donde:  

  Δc   Variación del costo por consumidor. 

ΔSAIDI Variación del índice de la duración media de la 

interrupción.  
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3.4.19 COSTO TOTA ANUAL 

Este rubro se ha definido como: 

CT = CAINV + CAINTSER + CM + CS 

Donde: 

  CT   Costo total anual  

CAINV  Costo anual de inversiones 

CAINTSER  Costo anual de interrupciones de servicio 

CM   Costo de mantenimiento 

CS   Costo de pérdidas 

 

3.4.20 MÉTODO DE SIMULACIÓN ESTOCÁSTICA  

El más conocido es el de Monte Carlo que consiste en la simulación de una 

gran cantidad de situaciones, generadas en forma aleatoria, donde los 

valores de los índices de confiabilidad corresponden a los momentos de las 

distribuciones de probabilidad. 

3.5 MÉTODO DE ANÁLISIS  

Entre los métodos de análisis que son los más utilizados, se tienen a los 

procesos continuos de Harkov, los métodos de Frecuencia – Duración y los 

métodos de redes; estos dos últimos que se basan en estudios de los tipos de 

fallas y análisis de sus efectos en el resto del sistema. Son métodos 

aproximados ampliamente utilizados. 
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3.5.1 ANÁLISIS ECONÓMICO EN BASE A ÍNDICES DE 

CONFIABILIDAD  

El disponer de un suministro de energía confiable a un costo razonable es 

determinante para el crecimiento económico y desarrollo de un país. Al 

evaluar las alternativas de diseño en sistemas de distribución, los costos 

deben ser necesariamente una de las más importantes consideraciones. En 

la actualidad las Empresas Eléctricas de nuestro país buscan minimizar los 

costos de inversión, debido a la crisis económica que presenta nuestro país 

en general. 

El nivel óptimo de confiabilidad en un sistema eléctrico no puede ser un nivel 

excesivo, ya que se traducirá en inversiones en capital innecesariamente 

altas y costos de operación asociados a instalaciones redundantes o 

subutilizadas. Estos costos más altos significaran mayores precios para los 

consumidores. Por otra parte, resulta intuitivo que un nivel de confiabilidad 

bajo tampoco es optimo dado los costos que significan para los 

consumidores las interrupciones de servicio eléctrico. Por lo tanto, el nivel 

optimo, desde la perspectiva social, es aquel que minimiza el costo total de 

la confiabilidad, representado por la suma de los costos en que deben 

incurrir las empresas eléctricas para proveer una mayor confiabilidad y los 

costos para los consumidores debidos a una menor confiabilidad lo anterior 

queda resumido en el siguiente gráfico: 

 

GRAFICO 3.1 CURVAS DE COSTO DE CONFIABILIDAD 
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Del gráfico anterior se deduce que la principal razón por la que nunca se ha 

brindado una confiabilidad “perfecta” es que el beneficio entregado no 

justificaría su costo. De todos modos, una confiabilidad “perfecta” no puede 

ser conseguida en la práctica, incluso si existiese una capacidad excesiva en 

la generación, transmisión y distribución, dado que siempre existirá alguna 

convergencia de eventos adversos que, con una probabilidad mayor a 0, 

llevarían a una interrupción del servicio. 

Las interrupciones de servicio medidos en términos de consumidores – hora 

o kVA- minutos son probablemente los indicadores más importantes a la 

hora de evaluar el funcionamiento del sistema y las pérdidas producidas 

tanto al sistema como al usuario final. 

3.5.2 LA NECESIDAD DE UN CRITERIO ECONÓMICO 

La necesidad de un criterio económico al estudiar la confiabilidad de un 

sistema surge como resultado de las siguientes interrogantes:¿Hasta qué 

punto se puede y debe mejorar un sistema?; ¿Cuánto cuesta el suministro 

de un servicio en estas condiciones?;¿Cuánto pierde un determinado tipo de 

usuario por la falta de energía eléctrica? Inmediatamente a esto debe surgir 

la pregunta, ¿Pueden las empresas eléctricas y todos los usuarios cubrir 

estos gastos? 

Por esta razón es necesario establecer una relación entre los niveles de 

confiabilidad óptima y precios. Es universalmente aceptado que la 

confiabilidad de un sistema puede ser mejorada incrementando la inversión 

ya que al mismo tiempo los costos de interrupción decrecerán, ¿Pero hasta 

qué punto? Esto lleva al concepto de que un adecuado nivel de confiabilidad 

se logra cuando la suma de los costos de inversión más los costos de 

interrupción es mínima.  

3.5.3 ALCANCE DE UNA EVALUACIÓN ECONÓMICA 

Los datos de interrupción visto por una empresa eléctrica incluye: perdidas 

por ventas a los consumidores no servidos, pérdida de prestigio, pérdidas de 
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ventas potenciales, incremento del costo debido al mantenimiento y 

reparación. El costo del mantenimiento se puede calcular en base a la 

experiencia propia de cada empresa eléctrica o haciendo uso de la 

recomendación para mantenimiento de parte de los fabricantes.  

El costo de una interrupción sentido por el consumidor incluye: costo 

impuesto en la industria debido a la perdida por la mano de obra, productos 

dañados, mantenimiento extra, etc.; costo de impuestos a los consumidores 

residenciales, debido a daños en alimentos congelados, costos alternos por 

calefacción  ventilación, daños de electrodomésticos, etc.; costo difícil de 

cuantificar tales como los producidos como saqueos, disturbios, fallas en el 

servicio hospitalario, etc. 

En diferentes publicaciones sobre análisis de costos de las interrupciones de 

servicio se dan a conocer dos formas de hacerla, la una estima los costos de 

salida considerando los efectos sobre la producción de determinados bienes 

y servicios y la otra es considerar lo que dejar de percibir las empresas 

eléctricas de acuerdo a las tarifas vigentes en un corte de energía eléctrica. 

Lo que se trata de conseguir con esto es poner a disposición un método que 

permita a la vez que se realice un diseño técnico y económico en la forma 

usual, introducir niveles de confiabilidad que permitan establecer un 

equilibrio entre el costo del sistema, es decir lo que cuesta el suministro de la 

energía eléctrica al usuario y las pérdidas que representa para las mismas 

empresas eléctricas y la sociedad la falta de dicho servicio. A su vez esto 

permitirá a los ingenieros eléctricos realizar con un criterio más amplio, el 

diseño de un sistema, de distribución y analizar la operación de sistemas en 

funcionamiento. 

3.5.4 ANÁLISIS DE COSTOS Y BENEFICIOS 

En todo tipo de estudio, es muy importante el realizar este análisis, debido a 

que económicamente se puede decidir si es recomendable o no el ejecutar 

los cambios realizados en una S/E. 



79 
 

3.5.4.1 Beneficios. 

Para un estudio se tomará períodos de 3, 5 y 10 años; con una tasa de 

interés del 10% para evaluar los ahorros (deja de perder) referido a la 

Energía no Suministrada. Para obtener el valor presente de este rubro se 

utiliza la siguiente expresión: 

 

Donde:  

 VP  Valor presente des ahorro 

A  Costo anual 

i  Interés 

n  Número de años 

3.5.4.2 Ahorro por energía. 

Para determinar el ahorro por energía se utilizaran las curvas de demandas 

de una semana del primario, las que se obtienen de la instalación de 

medidores electrónicos en el primario. 

Para el cálculo de las pérdidas de energía se determinaría la demanda de 

pérdidas del primario utilizando la siguiente expresión: 

 

Donde: 

DRL-i  Demanda de perdidas resistivas del primario [kW] 

DPi  Demanda de potencia en el intervalo de demanda [kW] 

DPmax Demanda máxima de potencia máxima en el período 

de estudio 
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DRL-max  Demanda máxima de perdidas [kW] 

De esta ecuación se obtiene la curva de demanda de pérdidas del primario, 

luego para determinar la energía de pérdidas del primario se integra a esa 

curva. 

3.5.4.3 Ahorro por inversiones. 

En este rubro se contempla el ahorro que se produce por cada kW de 

demanda que requiera el sistema, es decir que los costos de inversión en 

distribución correspondiente a subestaciones y primarios siempre serán 

redituables a corto plazo, por lo que la EEQSA tendría un ahorro al invertir 

en tecnología. 

3.5.4.4 Relación costo – beneficio. 

Está representada por la siguiente expresión: 

 

Donde: 

  B Ventajas o beneficios económicos de un proyecto. 

C Gastos que exige un proyecto. 

D Desventajas. 

Es decir, si la relación B/C > 1 la inversión es rentable caso contrario 

provoca pérdidas. 

3.5.5 ÍNDICES DE COSTOS DE LA CONFIABILIDAD  

Se ilustra el concepto de un nivel optimo de confiabilidad punto en el cual se 

minimiza el costo total (Costo Social) al equilibrarse los costos de inversión 

con los costos de interrupción (Falta de Confiabilidad) se muestra que el 

costo de la empresa generalmente crecerá a medida que los consumidores 

son suministrados con un mayor grado de confiabilidad. Por otra parte, el 
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costo de los consumidores se incrementa a medida que se reduce el grado 

de confiabilidad con el cual se suministra el producto energía eléctrica. 

 

GRAFICO 3.2 COSTOS Y BENEFICIOS ASOCIADOS A LA CONFIABILIDAD 

La frecuencia de falla, duración media de la interrupción y el costo total del 

sistema por consumidor o por kVA de carga son los dos parámetros básicos 

para desarrollar un criterio para la evaluación del diseño de un sistema de 

distribución.  

3.5.6 COST RELIABILITY INDEX Y COST EFECTIVENESS RATIO 

Un Índice de Costos de Confiabilidad CRI (Cost Reliability Index) se define 

como el inverso del producto del costo total de inversión anual del sistema 

por consumidor “c” (Costo de inversión más costo por mantenimiento anual) 

y el índice de duración media de la interrupción del sistema SAIDI (System 

Average Interruption Duration Intex). 

3.5.7 LA PROBABILIDAD EN LA CONFIABILIDAD DEL SEP 

La teoría probabilística permite avaluar la confiabilidad de un sistema 

eléctrico.  
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- Se ha definido a la probabilidad de que ocurra simultáneamente dos o 

más eventos independientes, como el producto de sus respectivas 

probabilidades, definida por:  

P (A n B) = P (A) x P (B) 

- Si dos eventos son independientes pero no mutuamente excluyentes, 

entonces la probabilidad de ocurrencia de cualquiera de ellos o de 

ambos, se da por: 

P (A U B) = P (A) + P (B) – [P (A) x P (B)] 

- Si la ocurrencia de un evento A es dependiente de un número de 

eventos B que son mutuamente excluyente. 

 

OBS: Si adaptamos la ecuación anterior a un estado de confiabilidad, 

asumiendo dos eventos; funcionamiento y falla; que funciona para redes de 

distribución. Sea B0 y B1 estos eventos, entonces tenemos: 

P (A) = [P (A/ B0) x P (B0)] + [P (A/ B1) x P (B1)] 

3.5.8 PARÁMETROS TOPÓLOGICOS A EVALUAR EN UN SEP 

3.5.8.1 Diagrama topológico. 

Distribución en una zona geográfica de los elementos internos y externos 

de un SEP. En el análisis de confiabilidad la topología indica la forma de 

cómo están conectados los elementos, las mismas que es determinante en 

la interrupción o no del suministro del servicio eléctrico. 

La representación grafica de la topología es un diagrama topológico 

determinante en la confiabilidad, por la conexión topológica existente en el 

SEP; claramente identificamos dos conexiones: 

- Conexión topológica serie. 
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- Conexión topológica paralela. 

3.5.8.2 Elementos en serie. 

Se caracteriza por proyectar una sola trayectoria, en un SEP sería el flujo 

de potencia entre la S/E de distribución y los consumidores. Un sistema de 

dos componentes, considerando independientes y reparables, se 

representa en el diagrama de bloques. 

 

 

GRAFICO 3.3 SISTEMA DE DOS COMPONENTES EN SERIE 

La probabilidad de que un solo componente este en el estado de operación 

se define por la ecuación. 

 

Para un sistema de dos elementos en serie. 

· Tasa de falla del sistema. 

 

Donde: 

  λs  Tasa de falla de elementos en serie. 

λ1 Tasa de falla del elemento 1 

λ2 Tasa de falla del elemento 2 

· Duración de la falla promedio del sistema. 

 

Donde:  

rs  Tiempo de reposición de la falla de elementos en serie. 

λ1  µ1 λ2  µ2 
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r1 Tiempo de reposición de la falla del elemento 1 

r2 Tiempo de reposición de falla del elemento 2 

λs  Tasa de falla de elementos en serie. 

λ1 Tasa de falla del elemento 1 

λ2 Tasa de falla del elemento 2 

 

· Tiempo de interrupción del sistema. 

 

Donde:  

  µs Tiempo de interrupción de los elementos en serie. 

rs  Tiempo de reposición de la falla de elementos en serie. 

r1 Tiempo de reposición de la falla del elemento 1 

r2 Tiempo de reposición de falla del elemento 2 

  λs  Tasa de falla de elementos en serie. 

λ1 Tasa de falla del elemento 1 

λ2 Tasa de falla del elemento 2 

· La disponibilidad de servicio del sistema 

 

Donde:  

Ds Disponibilidad de los elementos en serie. 

µ1 Tiempo de interrupción del elemento 1. 

µ2 Tiempo de interrupción del elemento 2. 
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λ1 Tasa de falla del elemento 1 

λ2 Tasa de falla del elemento 2 

Para un sistema de “n” componentes en serie. 

· Tasa de falla del sistema 

 

Donde: 

λi  Tasa de falla del elemento “i”. 

λs Tasa de falla de elementos en serie. 

· Duración de la falla promedio del sistema 

 

Donde: 

ri Tiempo de reposición de la falla del elemento “i” 

rs  Tiempo de reposición de la falla de elementos en serie. 

λi  Tasa de falla del elemento “i”. 

λs Tasa de falla de elementos en serie. 

· Tiempo de interrupción del sistema 

 

· Indisponibilidad del servicio del sistema 
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· Disponibilidad del servicio del sistema 

 

3.5.8.3 Elementos en paralelo. 

Tenemos más de dos trayectorias para el flujo de potencia, desde la S/E a 

los consumidores. 

 

 

 

GRAFICO 3.4 SISTEMA DE DOS COMPONENTES EN PARALELO 

La probabilidad de que el sistema esté en el estado de falla está definida 

por la ecuación. 

 

 Donde: 

  λp  Tasa de falla de elementos en paralelo. 

  µp Tiempo de interrupción de los elementos en paralelo. 

Para un sistema de dos componentes en paralelo. 

· Tasa de falla del sistema 

 

Donde:  

λp  Tasa de falla de elementos en paralelo. 

λ1 Tasa de falla del elemento 1 

λ2 Tasa de falla del elemento 2 

λ1  µ1 

λ2  µ2 
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r1 Tiempo de reposición de la falla del elemento 1 

r2 Tiempo de reposición de falla del elemento 2 

 

 

· Duración de la falla promedio del sistema 

 

Donde: 

rp Tiempo de reposición de la falla de elementos en paralelo 

r1 Tiempo de reposición de la falla del elemento 1 

r2 Tiempo de reposición de falla del elemento 2 

· Tiempo de interrupción del sistema 

 

Donde:  

  µp Tiempo de interrupción de los elementos en paralelo. 

µ1 Tiempo de interrupción del elemento 1. 

µ2 Tiempo de interrupción del elemento 2. 

· Indisponibilidad del servicio del sistema 

 

· Disponibilidad del servicio del sistema 
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3.5.8.4 Simplificación de una red. 

El análisis de confiabilidad de un sistema de distribución, no es mas que la 

representación de distintos caminos de un flujo de potencia hacia un punto 

de carga definido. La reducción del sistema se realiza aplicando las 

definiciones de formulación de elementos: en serie y el paralelo; para dos 

elementos hasta llegar a un elemento equivalente con un tiempo de 

reparación equivalente rtotal y una frecuencia de falla equivalente λtotal. 

 

 

 

 

PROPOSICIÓN DE UNA NORMA PARA EL ANÁLISIS DE 

CONFIABILIDAD DE S/E17 

GRAFICO 3.5 SIMPLIFICACION DE UN SISTEMA DE ELEMENTOS SERI - PARALELO 

3.6 PROPOSICIÓN DE UNA NORMA PARA EL ANALISIS DE 

CONFIABILIDAD DE UNA S/E5 

No existe una normativa en nuestro país para la implementación de un S/E, 

mas aun una normativa que estudie la confiabilidad de una S/E, proponemos 

varios criterios como una normativa, que permitiría implementarse cuando se 

realicen estudios de confiabilidad en una S/E de cualquier clase, al interior del 

Ecuador. 

3.6.1 INFORMACIÓN 

Considerar varios criterios básicos que se aplican en un análisis de 

confiabilidad de una S/E de energía eléctrica y establecer mediante una 

metodología adecuada los diferentes índices de confiabilidad para efectuar 

el análisis técnico -  económico de la indisponibilidad de la S/E. 
                                                           
5 REFERENCIA [17] 

λtotal  rtotal 

λ4  µ4 

λ5  µ5 

λ6  µ6 λ7  µ7 

λ1  µ1 λ2  µ2 λ3  µ3 

λtotal  rtotal 
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La cuantificación, el criterio y el procedimiento que han sido desarrollados 

para la obtención de índices que reflejan la confiabilidad de una S/E; son 

útiles y permiten determinar la disponibilidad de una S/E existente, que 

pertenezca SEP (SIN o distribuidoras), así como para aquellas que se 

encuentran en proyecto de construcción. 

La información no se registraba, por esta razón no se tiene dato de las 

subestaciones (datos históricos de la operación, mantenimiento, etc.), la 

metodología que será implementado se basa en estudios de diversos 

procesos de naturaleza química, registrada en diferentes publicaciones, las 

cuales son el sustento de la misma. Los valores aceptados de probabilidad 

de falla (l) son valores estadísticos de nuestro país; si bien no existe en 

forma estadística y clasifica de acuerdo a la necesidad, sin embargo se 

registran las fallas en todos los niveles de producción y esto permite al 

estadista conseguir su objetivo. Recuerde un país que no maneja índices de 

todo tipo, que refleje lo que está sucediendo en su entorno, no progresa de 

forma ordenada y peor aun elevar el índice de calidad humana. 

3.6.2 DEFINICIÓN DE TÉRMINOS 

Si comprendemos mejor la terminología implementada para el estudio de 

análisis de confiabilidad, entenderemos de mejor manera el tema tratado en 

este texto, el significado de varios términos se define a continuación: 

3.6.2.1 Confiabilidad. 

Cuantificar la confiabilidad de una S/E es determinar el grado de seguridad 

que ofrece un esquema implementado, frente a posibles fallas o averías 

(de cualquier naturaleza) que pueden ocasionar una suspensión de servicio 

durante un cierto período de tiempo. 

3.6.2.2 Disponibilidad. 

Concierne al estado de una unidad o componente, que esta en condiciones 

de ser operado, puede o no estar en servicio. Un componente es un 

elemento o equipo del sistema el cual puede ser visualizado como una 
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unidad (un todo) para propósitos de un reporte, análisis y hasta predecir la 

salida de servicio. 

El índice de disponibilidad de un servicio reparable es la proporción de 

tiempo (dentro de un proceso estacionario) en que el elemento esta en 

servicio o listo para el servicio. 

3.6.2.3 Indisponibilidad. 

Está relacionado al estado en que un elemento o componente de un SEP, 

no se encuentra disponible, sea la causa que fuese (mantenimiento: 

preventivo o correctivo, cualquier condición adversa, desconexiones: 

forzadas o programadas, condiciones externas, etc.).  

Se define que un elemento o componente esta indisponible simplemente 

cuando esta fuera de servicio por causa propia o por la de un equipo 

asociado a su protección o maniobra. 

3.6.2.4 Frecuencia de indisponibilidad. 

Es la media del número de interrupciones por unidad de tiempo y por 

elemento. La frecuencia de indisponibilidad se la suele registrar cuando se 

realizan los mantenimientos correspondientes. 

3.6.2.5 Avería o falla. 

Se denota como falla o avería, a toda circunstancia que origina una 

ausencia total o parcial del suministro de potencia y/o energía de una S/E. 

3.6.2.6 Elementos susceptibles de sufrir averías. 

Se ha denominado como elementos susceptibles de sufrir averías en una 

S/E; según se indica en las publicaciones de la IEEE a los siguientes 

elementos: 

- Barras de la S/E: (estructuras, conductores, aisladores, herrajes, etc.). 
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- Montantes: definido como el conjunto de quipos tales como: 

interruptores, seccionadores asociados a ellos y todo el equipo auxiliar 

como transformadores de potencial y corriente, elementos de 

protección, etc. Elementos asociados con cada transformador, con cada 

llegada de líneas o salidas de líneas. 

3.6.2.7 Probabilidad de averías por año (p). 

Simboliza la probabilidad de veces que un elemento de la S/E es afectado 

por alguna causa externa o falla, por unidad e tiempo. La unidad de tiempo 

considerada es la de un año; esto se debe a que la disponibilidad de 

electricidad normalmente es alta.  

3.6.2.8 Duración de la avería (t). 

Representa el intervalo de tiempo que persiste la suspensión del suministro 

de energía eléctrica que podría coincidir o ser igual al intervalo de tiempo 

de reparación o de sustitución de elemento. 

3.6.2.9 Número de averías por año (G). 

Simboliza el número de averías sucedidas por unidad e tiempo y por 

componente. La unidad de tiempo generalmente se considera como un 

año. 

3.6.2.10 Tiempo de interrupción (H). 

Representa el tiempo durante el cual un elemento no se encuentra 

disponible. Este tiempo de interrupción viene representado en horas por 

año. 

3.6.2.11 Avería leve. 

Una avería se puede considerar como leve cuando la reparación es 

finalizada dentro de un tiempo menor o igual a 24 horas. 
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3.6.2.12 Avería grave.  

La avería se considera grave y sola si el tiempo de reparación sobrepasa las 

24 horas.  

3.6.3 METODOLOGÍA PARA EL CÁLCULO DE LA CONFIABILIDAD  

Analizaremos los siguientes casos: de acuerdo al elemento que puede sufrir 

una falla, la naturaleza de la falla, la probabilidad de que el elemento sufra la 

falla y duración que tenga dicha falla. 

a.- Avería en barra principal: El número de averías por año que puede 

suceder; está representado por la siguiente formulación: 

 

Donde: 

G1 Número de averías por año. 

p1 Probabilidad de averías por año (0.02 averías/año). 

bp Número de barras principales para cada nivel de voltaje. 

P1 Potencia interrumpida (MW). 

Pt Potencia total de la S/E (MW). 

El tiempo de interrupción anual se calcula con la siguiente fórmula: 

 

Donde: 

H1 Tiempo total de interrupciones (horas/año). 

t1 Duración de cada avería (horas). 

b.- Avería en una barra de transferencia: En esta situación supongamos dos 

posibilidades: 
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b1.- Se está usando la barra de transferencia mientras se efectúa mantenimiento 

en un montaje: La cantidad de averías de este tipo, por año es: 

 

Donde:  

   G2 Número de averías por año 

p2 Probabilidad de falla (0,096 averías/año). 

bt Número de barras de transferencia. 

m Frecuencias de indisponibilidad (48/8760) 

M Número de montantes 

El tiempo total anual de interrupción es: 

 

Donde:  

   H2 Tiempo total de interrupciones (horas/año). 

t2 Duración de cada avería  (48 horas) 

b2.- Se usa la barra de transferencia mientras se repara un montaje: 

 

Donde: 

  p2´ Tiene un valor de 0,0004 

  m´ Toma un valor de 360/8760 

El tiempo total anual de interrupción es  
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 Donde:  

  t2´ Toma un valor de 120 horas 

Si existe una falla en la barra de transferencia, se tenería: 

 

 

c.- Averías en montajes: En este tipo de avería hay que considerar el esquema 

implementado en cada S/E, la razón es que de acuerdo a esta 

implementación la gravedad de la avería es distinta. 

c1.- Esquema de barra simple: El numero de averías de este tipo, por año 

es: 

 

Se considera dos tipos de averías: 

- Avería grave que dura 360 horas y P31 = 0,02 

- Avería leve que dura 24 horas y P32 = 0,05 

P1 = Potencia asociada con la barra donde se produce la falla del 

montante. 

Pt = Potencia total de la subestación. 

El tiempo total anual de interrupción es: 

 

Donde: 

  t31 Es 360 horas (avería grave) 

t32 Es 24 horas (avería leve) 

P2 Potencia asociada con el montante 
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c2.- Demás esquemas de subestaciones: El numero de averías de este tipo, 

por año es: 

 

Donde: 

p3 Toma un valor de 0,07 

P1 Potencia asociada con la barra 

Pt Potencia total de la S/E  

M Número de montantes 

El tiempo total de interrupción es: 

 

Donde: 

   t3 Toma un valor de 0,5 horas. 

d.- Averías simultáneas en montantes: Se consideran dos casos: 

d1.- Avería en un montante mientras otro montante de la misma barra se halla 

en mantenimiento: El numero de averías de este tipo, por año es: 

 

Donde: 

  p4 Probabilidad de falla = 0,0004 = (0.07x48/8760) 

N M (M-1) 

M Número de montantes en la barra 

P1 Potencia asociada a la barra 

Pt Potencia total de la S/E 
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El tiempo de interrupción es: 

 

 Donde: 

  t4  48 horas (tiempo de mantenimiento). 

P2  Potencia asociada al montante averiado 

0,5G4 Tiempo de interrupción de toda la barra mientras se 

aísla la avería. 

d2.- avería en un montante mientras otro montante de la misma barra esta en 

reparación: El numero de averías de este tipo, por año es: 

 

 Donde: 

   p4´ Probabilidad de falla = 0,0002 = (0,07)2 x (360/8760) 

N´ Vale M - 1 

P1 Potencia asociada a la barra 

Pt Potencia total de la S/E 

El tiempo de interrupción es: 

 

 Donde: 

   t4´  Tiempo de interrupción / avería = 360 horas 

P2  Potencia asociada al montante averiado 

0,5G4´ Tiempo de interrupción de toda la barra mientras 
se aísla la avería. 
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Para este caso de falla simultaneas en montantes, se tiene finalmente: 

 

 

 

e.- Averías simultáneas en barras: Aplicable a configuraciones con barra de 

reserva, doble barra o anillo. El número de averías por año es: 

 

 Donde: 

  p5 Tiene un valor 0,0003 = 0,02 x 120/8760 

bt Número de barras  

P1 Potencia asociada con la barra 

Pt Potencia total de la S/E 

La duración de falla es: 

 

 Donde: 

  t5 Es un numero de 120 horas  

3.6.3.1 Horas anuales de interrupción: 
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3.6.3.2 Confiabilidad: 

 

 Donde: 

  A Confiabilidad. 

  n Número total de horas al año. 

3.6.3.3 Costo anual de desperfectos 

El costo anual de las interrupciones se evalúa, de la siguiente manera: 

Cad=K x Cp x Pt + H x Ce x Pt 

 Donde: 

  Cad Costo  anual de desperfectos ($) 

K Numero de averías / año 

Cp Costo por unidad de potencia interrumpida ($200 / MW) 

Pt Potencia total interrumpida 

H Horas anuales de interrupción   

Ce Costo por unidad de energía no suministrada ($300 / MWh.) 
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3.6.4 RESUMEN DE FORMULAS A EMPLEARSE 

 

 Numero de las averías (G) averías / año Duración de las averías (H) en horas 

Avería en la 

Barra 

Principal 

 

 

 

Avería en la 

Barra de 

Transferenci

a 

 
 

 

´ ´ ´  
´ ´ ´ 

´ ´ 

Avería en 

Montantes 
  

 
 

Averías 

Simultaneas 

en Montantes 

  

´ ´ ´  ´ ´ ´ ´ 

´ ´ 

Averías 

Simultaneas 

en Barras 

  

TOTAL   

CUADRO 3.1 RESUMEN DE FORMULAS PARA EL CALCULO DE LA CONFIABILIDAD DE UNA S/E 

 

Confiabilidad 
 

Costo anual de desperfectos Cad=K x Cp x Pt + H x Ce x Pt 

CUADRO 3.2 CALCULO DE LA CONFIABILIDAD Y DEL COSTO ANUAL DE DESPERFECTOS DE UNA S/E 
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 TIPO P (averías / año) 

BARRAS Cualquier esquema 0,02 

 

MONTANTES 

Barra simple – Falla leve 0,05 

Barra simple – Falla grave 0,02 

Demás esquemas 0,07 

CUADRO 3.3 PROBABILIDADES DE FALLA PARA EL CÁLCULO DE LA CONFIABILIDAD DE UNA S/E 

 

 TIPO t (horas) 

BARRAS Barra simple 120 

Barra principal y transferencia 120 

Doble barra 0,5 

11/2  interruptor  0,5 

MONTANTES Barra simple – Falla leve 24 

Barra simple – Falla grave 360 

Demás esquemas 0,5 

CUADRO 3.4 TIEMPOS DE DURACIÓN DE UNA FALLA PARA EL CÁLCULO DE LA CONFIABILIDAD DE UNA S/E 

 

Se valora que el tiempo requerido para reparar una barra es de 120 horas y 

el tiempo suficiente para transferir la potencia de una barra a otra: en 0,5 

horas. 

Es necesario conocer estudios donde se hace referencia acerca de valores 

de confiabilidad de 0.999 (mínimo 3 nueves), sistemas que manejan 

contingencias del tipo N – 1, N – 2. Países que no permiten la suspensión de 

energía eléctrica, por tener claro que la energía es sinónimo de desarrollo y 

progreso de un pueblo. El producto eléctrico es el motor que permite que un 

pueblo conquiste la civilización; la civilización es ir de la mano con la 

tecnología y la tecnología de una u otra forma se encuentra ligada con la 

energía eléctrica. 
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CAPITULO IV 

4 CAUSAS Y EFECTOS QUE SUFREN ELEMENTOS DE UN SEP 

4.1 DESCARGAS ELÉCTRICAS ATMOSFÉRICAS (RAYOS) 

En invierno las tormentas eléctricas se producen en cualquier lugar del territorio 

nacional (campo, pueblo o ciudad). Estas tormentas producen descargas 

eléctricas entre nubes y de estas, a la tierra. 

Los trabajadores al aire libre, en una tormenta eléctrica deben buscar refugio 

en una estructura adecuada (edificio o vivienda preparada contra el rayo, 

camine siempre por partes bajas, sin animales u objetos metálicos en las 

manos; use automóvil, camioneta o autobús con carrocería y techo de metal) y 

evitar lugares que ofrezcan poca o ninguna protección contra el rayo (no se 

resguarde debajo de grandes árboles aislados, evite estar cerca de cualquier 

clase de animal, pequeños edificios y refugios sin protección, separarse de los 

puntos altos conductores de electricidad, tiendas u otros refugios temporales). 

Durante la tormenta eléctrica es peligroso realizar cualquier trabajo o 

reparación en las líneas eléctricas, deje el trabajo hasta que pase la tormenta 

eléctrica. 

El mantenimiento no deberá iniciarse durante clima adverso peor continuar 

durante clima adverso; ante todo la seguridad del elemento humano. 

Los rayos se descargan en puntos altos, elementos conductores o alturas con 

elementos conductores. Las descargas eléctricas causan daños personales y 

materiales. 

Se origina un incendio cuando se produce un calor suficiente para encender los 

materiales combustibles, la descarga de un rayo sobre el tendido eléctrico 

podría propagarse hasta la vivienda; por esta situación el tendido aéreo está 

provisto de pararrayos para evitar daños. 
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El pararrayos permite el libre paso de las cargas del rayo hacia tierra, impi-

diendo al mismo tiempo la circulación de corrientes eléctricas ordinarias por el 

mismo recorrido. En los circuitos para ordenadores y aparatos electrónicos se 

refuerza los pararrayos con un supresor de subida de tensión transitoria. 

4.1.1 CARACTERÍSTICAS DE LOS RAYOS 

En una nube, las cargas eléctricas están separadas por dos tipos de 

mecanismos básicos: a pequeña escala y a gran escala. No existe acuerdo 

general sobre un mecanismo dominante a pequeña escala; existiendo varios 

procesos que posibilitarían este tipo de separación. 

Hay acuerdo en que la separación a gran escala se realiza por fuertes 

corrientes ascendentes y descendentes convectivas que actúan 

selectivamente sobre las gotitas de las nubes, las gotas de lluvia, el granizo 

y los cristales de hielo de distintas polaridades de carga; los elementos de 

precipitación se separan contra sus fuerzas eléctricas de atracción, siendo 

las corrientes ascendentes las que proporcionan la energía que suministran 

las distribuciones de carga densa y los campos de alta electricidad. 

Existe acumulación de cargas positivas en la parte superior de la nube y 

cargas negativas en las zonas inferiores de la misma; también existen 

amplias variaciones en la densidad de carga. La separación primaria de la 

carga crea un campo eléctrico denso que incluye la tierra, produciendo la 

separación de la carga por inducción en la superficie de la tierra. 

Si el campo eléctrico de la nube supera la rigidez dieléctrica de la atmósfera. 

Existe una descarga típica, cuya duración es de unos 100 ms, puede 

transferir un promedio de carga de una decena de culombios con una 

tensión eléctrica de varios megavoltios; esta energía electrostática se 

transforma en electromagnética (radiación visible), en acústica (trueno) y en 

térmica (calor). 

El rayo ocurre entre: dos nubes o entre la nube y tierra. Se acepta que el 

rayo se inicia mediante una primera descarga descendente, que se origina 

en una nube cargada y progresa hacia la tierra en escalones sucesivos y 
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que la mayor parte de la intensidad de corriente del rayo se transporta en la 

descarga de retorno, que fluye desde la tierra hasta la nube cargada a lo 

largo del recorrido ionizado, generado por la descarga inicial escalonada. Si 

la trayectoria y el punto de impacto están determinados por la descarga 

inicial; el estudio se limita a esta última. Esto implica: 

- Velocidad de la descarga descendente (piloto) inferiores (160-200 km/s) a 

la descarga ascendente (principal), que alcanza los 30000-35000 km/s. 

- Diferencia de potencial de millones de voltios, que se estima puede 

alcanzar los 15000 kV. 

- Intensidad de corriente variable (miles de amperios), que pueden 

alcanzar hasta los 200000 A. 

- Una temperatura del orden de 30000 °C. 

- Una duración de milésimas de segundo. 

4.1.2 SISTEMAS  DE PROTECCIÓN 

La protección para cualquier clase de peligro derivado del rayo incluye: 

- Interceptar el rayo en un punto seguro. 

- Previsión de la trayectoria de impedancia más baja y directa desde ese 

punto a la tierra. 

Resultan necesarias medidas como: una conexión o un aislamiento; para 

lograr un sistema de protección de máxima eficacia. 

- La conexión; es la utilización de un conductor para cortocircuito para unir 

dos cuerpos metálicos a efectos de tener el mismo voltaje a tierra. 

- El aislamiento; es la aplicación de material dieléctrico que evita el contacto 

humano con un conductor energizado o prevenir la formación de chispas 

entre los conductores. 
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La corriente del rayo debe circular por la mínima impedancia. Es 

recomendable que todas las tomas de tierra estén unidas entre sí y con las 

conducciones metálicas. Disminuir artificialmente la resistencia en la tierra 

mediante la adición de compuestos no salinos, este tratamiento incrementa 

enormemente el riesgo de corrosión de la varilla de puesta a tierra. En un 

sistema de protección contra rayos deben evitarse los empalmes, son puntos 

comparativamente débiles. El rayo es una de las principales causas de la 

interrupción del suministro de energía eléctrica, así como de los daños 

producidos en equipos electrónicos. La exposición al rayo normalmente es a 

través de una línea de transmisión de alta tensión o de líneas de distribución 

de tensión inferior. 

Una línea de suministro aéreo está sometida a dos clases de riesgos frente a 

un rayo: 

- Una descarga directa. 

- La caída de un rayo en una zona próxima a la línea (de radio igual a unos 

cientos de metros), que produzca una sobretensión. 

La sobretensión de ruptura de una línea aérea es mayor que la de la 

instalación doméstica; la sobretensión que transmite la línea aérea de 

alimentación, puede averiar los equipos electrónicos. Para protegerlos tienen 

que instalarse derivadores entre los conductores de alimentación y la tierra, 

preferentemente a la entrada de la casa; los terminales de tierra de estos 

derivadores deben estar unidos al pararrayos. 

4.1.3 EFECTOS DE LOS RAYOS 

Dada la variedad de tipos y métodos de edificación, es prácticamente 

imposible dar una lista de todos los factores implicados. Sin embargo, puede 

considerarse para la instalación de un sistema de pararrayos. 
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4.1.3.1 Factores térmicos 

En la descarga de un rayo, el calor generado, permite la formación de 

chispazos (foco de incendio), la posibilidad debe considerarse cuando se 

usen chapas delgadas en los tejados; son el atractivo de un rayo. Los 

incendios están causados principalmente por descargas de duración 

relativamente larga. 

4.1.3.2 Efectos mecánicos. 

Se deben a la onda de choque que produce la corriente ascendente y a las 

tensiones mecánicas que surgen en los conductores sobre los cuales 

ocurre la descarga. Este incremento térmico, provoca que el aire 

circundante se expanda en forma brusca, originando una onda de presión 

que inicialmente es supersónica. Dos conductores para electricidad 

paralelos que han sufrido una descarga, están sometidos a una fuerza 

atractiva de tipo culombiana; es decir, proporcional al producto de las 

cargas e inversamente proporcional al cuadrado de la distancia que los 

separa. El pararrayos nunca debe situarse tan cerca como para que 

experimenten de lleno estas fuerzas (responsables muchas veces de la 

fusión de cables multifilares). 

4.2 CORTOCIRCUITO 

Se agrupan bajo el nombre de cortocircuito todo defecto provocado por un 

contacto, entre un conductor y tierra, cualquier pieza metálica unida a ella o 

bien entre conductores. Este contacto tiene lugar por intermedio de un arco, en 

especial respecto a las instalaciones de alta tensión. 

4.2.1 NATURALEZA DE UN CORTOCIRCUITO 

La naturaleza de un cortocircuito tiene múltiples causas, como son: 
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4.2.1.1 Origen eléctrico 

Por alteración de un aislante que resulta incapaz de soportar la tensión que 

transporta, por el contacto directo e indirecto entre conductores desnudos. 

Cortocircuito entre las tres fases (cortocircuito simétrico), o cortocircuito 

trifásico que afectan a las líneas aéreas no son comunes y se deben: 

1. A fenómenos mecánicos que producen un contacto entre ellas o de 

poner a tierra simultáneamente los tres conductores (destrucción de 

una torre, caída de un avión sobre una línea, etc.). 

2. A la caída directa de un rayo en cuyo caso, si la resistencia de la toma 

de tierra de las torres tiene un valor excesivo, puede resultar un 

potencial a tierra suficientemente alto para que, simultáneamente, se 

produzca el cortocircuito trifásico. 

3. A causa de una falsa maniobra tal como la apertura en carga de un 

seccionador en una subestación en que las fases no están separadas 

(no es muy común pero sucede). 

Cortocircuito trifásico en redes  subterráneas son muy poco frecuentes y 

son de causas mecánicas, excepto para redes de tensión relativamente 

baja en las que el empleo de cables tripolares aumenta el riesgo dé 

cortocircuitos trifásicos. 

 

GRAFICO 4.1 Esquema de un cortocircuito trifásico 
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Cortocircuito entre dos fases, cortocircuito bifásico o circuito bipolar, sin 

defecto a tierra por ser entre dos fases activas, aparecen excepcionalmente 

y se deben casi únicamente, a causas mecánicas y son desfavorables. 

 

 

GRAFICO 4.2 Esquema de un cortocircuito bifásico sin contacto a tierra 

 

GRAFICO 4.3 Esquema de un cortocircuito entre dos fases con contacto a tierra 

Cortocircuito monofásico o cortocircuito unipolar es producido entre una 

fase y tierra en cuyo caso se denomina cortocircuito unipolar puro y si 

sucede entre una fase y el neutro se denomina cortocircuito unipolar 

impuro. 
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GRAFICO 4.4 ESQUEMA DE UN CORTOCIRCUITO ENTRE FASE Y TIERRA 

Estas causas no afectan, a todos los conductores de una manera 

simultánea. En las redes trifásicas, cuya tensión de servicio es igual o 

superior a los 60 kV, la experiencia demuestra que del 70 al 80 % de los 

cortocircuitos se producen entre una fase y tierra, si no se elimina con 

suficiente rapidez el cortocircuito, el arco puede alcanzar la segunda e 

incluso la tercera fase. 

4.2.1.2 Origen mecánico 

Esta condición se debe a una rotura de conductor o aislador, a la caída de 

un cuerpo extraño tal como: la rama de un árbol sobre una línea aérea, un 

golpe de pico en un cable subterráneo, falsas maniobras (por ejemplo, la 

apertura en carga de un seccionador), etc. 

4.2.1.3 Origen atmosférico. 

Son originados por el rayo que alcanza los conductores de una línea, bien 

por la tempestad, la niebla, el hielo, que producen efectos mecánicos, 

como es la aproximación de conductores, alteración de las superficies de 

los aisladores, etc. 

4.2.2 EFECTOS DE UN CORTOCIRCUITO 

La presencia de un cortocircuito sobre una red provoca sobreintensidades, 

caídas de tensión; desequilibrios en las tensiones y corrientes de las tres 
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fases. Estos fenómenos, cuya importancia depende de la constitución de la 

red, originan toda una serie de consecuencias como son: 

4.2.2.1 Calentamientos debidos a las corrientes de cortocircuito y averías 

originadas por los arcos. 

Los calentamientos producidos por las corrientes de cortocircuitos son de 

temer, particularmente, en los cables subterráneos de media tensión que 

no poseen una tolerancia calorífica considerable. 

Los arcos producen, desperfectos importantes. Los que contornean las 

cadenas de aisladores pueden causar la destrucción de éstos; por eso se 

prevén estas cadenas frecuentemente con anillos de protección que sepa-

ran el arco de los aisladores. Los arcos originados como consecuencia de 

la perforación de un cable subterráneo, pueden producir la fusión del cobre 

y del plomo del cable sobre longitudes de varios decímetros, si el defecto 

no queda eliminado rápidamente. 

La Icc en aparatos y conductores experimentan un esfuerzo térmico 

adicional que depende, básicamente, del cuadrado de la intensidad y la 

duración del cortocircuito. Debe comprobarse si el calentamiento sufrido 

por las distintas partes de la instalación está dentro de los límites 

establecidos para cada una de las partes. 

Como base para la determinación del calentamiento, se toma el valor de la 

corriente permanente de cortocircuito Ip y el tiempo t desde la iniciación del 

cortocircuito hasta la desconexión de los disyuntores correspondientes. 

Pero, de esta forma, no se tiene en cuenta el calentamiento producido por 

la Ich que, en muchas ocasiones, resulta mayor que el propio calentamiento 

producido por la Ip. Para tener en cuenta el efecto de la Ich, introduciremos 

en los cálculos un tiempo adicional Dt, cuyo valor es: 
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Donde: 

Ich = Corriente de cortocircuito de choque en Amperios. 

Ip  = Corriente permanente de cortocircuito en Amperios. 

T  = factor de tiempo de las máquinas en segundos. 

Para cortocircuito trifásico:      T = 0,3 a 0,15. 

Para cortocircuito bifásico:      T = 0,6 a 0,25. 

El valor de T es menor cuanto mayor sea la distancia de los elementos 

productores de Icc al punto donde se ha producido el cortocircuito. 

Para simplificar los cálculos, se admiten estas condiciones previas: 

1. Que se pueda despreciar la cesión de calor de las barras al ambiente 

en que están situados los conductores, dado el breve tiempo de 

cortocircuito  

2. Que el calor específico del material permanece constante, a pesar de la 

creciente temperatura que toma dicho material. 

Teniendo en cuenta estas condiciones el calentamiento es:  

                                 en grados centígrados 

Dónde:  

θ  Calentamiento en grados centígrados. 

S  Sección del conductor en mm2. 

k  Constante el material. 

  Para cobre:     k= 0.0058 

  Parta aluminio:  k= 0.0135 

Ip  Corriente permanente del corto circuito. 
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t  Tiempo desde la iniciación del cortocircuito hasta la 

desconexión del disyuntor, en segundos  

Δt  Tiempo adicional para tener en cuenta el  calentamiento 

producido por la corriente de cortocircuito de choque Ich, en 

segundos. 

Las sobretemperaturas admisibles en caso de cortocircuito, son las 

siguientes: 

- Conductores desnudos: 

Para aluminio:  180ºC 

Para cobre:       200ºC 

En los cables de alta tensión debe tenerse muy en cuenta la buena 

conservación del medio dieléctrico; por esta razón, con el aumento de la 

tensión de servicio deben reducirse los calentamientos admisibles. 

Pueden tomarse como valores de estos calentamientos: 

· Cables para 6 kV. 120ºC. 

· Cables para 10 kV. 115ºC. 

· Cables para 20kV. 100ºC. 

- Cables conductores con aislamiento: 

En los cables de baja tensión se puede admitir un calentamiento 

bastante elevado de hasta unos 150 ºC. 

4.2.2.2 Accidentes de disyuntores. 

Los disyuntores y fusibles deben tener una capacidad de ruptura adecuada 

para eliminar la avería con rapidez y seguridad, es decir que durante un 

cortocircuito puedan funcionar y cumplir su cometido sin sufrir avería ni 

representar peligro para el personal y el equipo eléctrico; debe tener 
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también una capacidad instantánea suficiente para resistir los efectos de 

los valores máximos de las corrientes de cortocircuito. 

 Para elegir adecuadamente un disyuntor es necesario calcular el valor de 

la corriente de cortocircuito en el momento de la interrupción del circuito, y 

el valor máximo de dicha corriente en los momentos iniciales. 

Existen accidentes en los aparatos antiguos instalados sobre redes de 

media tensión unidas a redes de alta tensión, por el incremento resultante 

en las corrientes de cortocircuito. La alimentación de las redes de media 

tensión por las redes de alta tensión requiere precauciones especiales para 

evitar los accidentes de disyuntores, esta es la mayor dificultad encontrada 

en la interconexión de redes. 

 

DATOS 230 Kv 138 kV 69 kV 

Número de polos 3 3 3 

Frecuencia Hz 60 60 60 

Neutro del sistema Puesto a tierra Puesto a tierra Puesto a tierra 

Voltaje Nominal kV 230 138 69 

Voltaje Máximo kV 242 145 72.5 

Corriente nominal A 1600 2000 - 1600 1200 

Corriente skt kA 31.5 40 19 

Tiempo de interrupción, ciclos 2 3 5 

Imx interrupción simétrica kA 31.5 40 23 

I skt en tres segundos kA 31.5 40 23 

Capacidad de cierre kA 50 64 37 

Ciclo de operación  CO+20Ciclos + CO CO+20Ciclos + CO  

Resistencia eléctrica kV 425 310 160 

BIL kV 900 650 350 

CUADRO 4.1 DISYUNTORES PARA EL SNI 
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4.2.2.3 Esfuerzos electrodinámicos por el cortocircuito. 

Las corrientes muy intensas provocan esfuerzos electrodinámicos a 

considerarse, ya que producen deformaciones de barras de conexione, 

roturas de aisladores soportes e incluso, a veces averías considerables 

sobre los arrollamientos de las bobinas de reactancia y de los 

transformadores, si éstos no tienen la rigidez mecánica suficiente. 

La Icc provocan esfuerzos electrodinámicos en: las barras, apoyos, 

aisladores y demás elementos del sistema por donde recorre la corriente. 

Estos esfuerzos permiten dimensionar y seleccionar los sistemas de barras 

colectoras, los aisladores de apoyo, la distancia entre apoyos, etc., de 

acuerdo con los esfuerzos producidos. 

Observe los conductores de tendido eléctrico, concretamente dos 

conductores paralelos e imagine que son recorridos por una corriente i, a 

una distancia d expresada en cm, y una longitud l también en cm. Estos 

conductores ejercen una fuerza el uno sobre el otro. Si llamamos B  la 

inducción magnética provocada por el conductor de la izquierda, la fuerza 

ejercida sobre el conductor de la derecha es: 

 

La inducción B, es:  

 

Sustituyendo B en F, tenemos: 

 

Para una longitud de l cm. es: 
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En un sistema trifásico, el cálculo de los esfuerzos desarrollados en caso 

de cortocircuito bifásico no ofrece ninguna dificultad. Los máximos 

esfuerzos aparecen cuando fluye la Ich, expresado en kA, y elegimos una 

longitud de conductor de 100 cm., el esfuerzo electrodinámico por metro de 

conductor, es: 

 

Si el cortocircuito es tripolar, el cálculo de los esfuerzos electrodinámicos 

es más complicado, generalmente se adoptan los resultados que se 

obtendrían de un cortocircuito bipolar, teniendo en cuenta, además, que 

este es el caso más desfavorable. La resistencia mecánica de las barras 

colectoras, se determina a partir de su momento resistente. 

En barras rectangulares, el momento resistente de una sección rectangular, 

es: 

 

 

Las barras se consideran como vigas sometidas a una carga 

uniformemente repartida. Según la forma en que están montadas, el 

momento de flexión M, se expresa de la siguiente forma: 

   

Barras colectoras:     

Derivaciones:            

 

La carga admisible K, es: 

 Para el cobre: K = 1000 a 1200 kg/cm2 

 Para el aluminio: K =  400 a 600 kg/cm2 
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El momento resistente necesario es: 

 

Para que el valor del momento resistente resultante sea correcto, se ha de 

efectuar la condición: 

 

Si la sección de las barras no es rectangular, se determinará en cada caso 

el valor del momento resistente correspondiente. 

Con el cálculo anterior podemos determinar por tanteo, la distancia 

necesaria “I” entre apoyos, la sección más apropiada de barras, etc., 

habiendo adoptado previamente una distancia “d” entre conductores. 

4.2.2.4 Caídas de tensión elevada. 

Al atravesar las corrientes de cortocircuito, los diferentes elementos de las 

redes existen caídas de tensión que pueden provocar el  desenganche de 

las máquinas sincrónicas o asincrónicas y poner en peligro la estabilidad de 

las redes. 

4.2.3 LA CORRIENTE DE CORTOCIRCUITO 

La corriente de cortocircuito de una instalación eléctrica, va acompañada, de 

fenómenos como armónicas de voltaje y de corriente, perturbaciones en la 

forma de onda de voltaje, voltaje transitorio, SWELL y SAG, y variación de la 

frecuencia, las cuales se muestran en los gráficos siguientes: 
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GRAFICO 4.5 SWELL PARA UNA ONDA DE VOLTAJE 

 

GRAFICO 4.6 ARMONICAS PARA UNA ONDA DE VOLTAJE O CORRIENTE 

La corriente producida en un cortocircuito trifásico, es el más sencillo de 

analizar, el cortocircuito trifásico es el que se produce simultáneamente en 

las tres fases de un sistema trifásico. 

En corrientes trifásicas, al producirse un cortocircuito tripolar y en una de las 

fases, la fuerza electromotriz pasa por su valor nulo, en las otras dos fases, 

la fuerza electromotriz tiene cierto valor no nulo, por lo que las corrientes de 

cortocircuito en estas fases será inferior a la de la fase afectada por el valor 

nulo de la fuerza electromotriz. 

No podemos conocer el instante en que se producirá un cortocircuito, para el 

cálculo de los aparatos de protección de las redes y máquinas, tome en 



117 
 

cuenta las condiciones más desfavorables, considere que el cortocircuito se 

producirá cuando la fuerza electromotriz pase por su valor cero. 

4.2.4 DURACIÓN DE UN CORTOCIRCUITO 

El tiempo que dura el cortocircuito se puede dividir en tres periodos: 

4.2.4.1 Periodo subtransitorio. 

En este período inicial, la corriente de cortocircuito de choque baja 

rápidamente de valor; dura según los casos, de 1 a 10 períodos. Si la 

tensión pasa por su valor máximo, la corriente de cortocircuito durante este 

período de simétrica, es decir son iguales las semiondas positiva y 

negativa. Se tratará, de una corriente simétrica de cortocircuito que durante 

este período recibe el nombre de corriente subtransitoria de cortocircuito. 

Si la tensión pasa por su valor nulo, la corriente subtransitoria de 

cortocircuito está caracterizada por el hecho de que las semiondas 

positivas no tienen el mismo valor que las semiondas negativas, tenemos 

una corriente asimétrica de cortocircuito. Se producen intensos esfuerzos 

electrodinámicos en los elementos sometidos al cortocircuito, que pueden 

provocar su destrucción. 

Dado el tiempo de desconexión propio de los interruptores y relés de 

protección, los interruptores desconectan la parte del circuito afectada por 

el cortocircuito, durante el período transitorio, por lo que las máquinas y 

aparatos deben proyectarse para soportar durante el tiempo que dura el 

período subtransitorio, la corriente de choque producida. Esfuerzos 

térmicos en máquinas y aparatos. 

4.2.4.2 Período transitorio. 

Durante este tiempo, la corriente de cortocircuito va disminuyendo 

lentamente de valor hasta alcanzar el valor de la corriente permanente de 

cortocircuito. Este período dura de 50 a 100 períodos, es decir, de 1 a 2 

segundos, si se trata de corriente industrial a 50 Hz. si el cortocircuito se ha 
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producido cuando la tensión pasa por el valor máximo o por su valor nulo, 

la corriente transitoria de cortocircuito es simétrica, las semiondas positivas 

y negativas son iguales. Existe funcionamiento de los disyuntores 

automáticos. Se presentan esfuerzos térmicos en máquinas y aparatos. 

4.2.4.3 Período permanente. 

La corriente de cortocircuito alcanza su valor permanente Ip y continúa sin 

variación en este valor mientras dura la causa que ha provocado el 

cortocircuito. 

Las corrientes de cortocircuito transitoria y permanente provocan, sobre 

todo, un intenso calentamiento en las máquinas y aparatos sometidos al 

cortocircuito, por lo que éstos deberán resistir el calentamiento producido 

por la corriente transitoria hasta que los aparatos de protección  hayan 

realizado su función protectora. 

4.2.5 INFORMACIÓN PARA EL CÁLCULO DE CORRIENTES DE 

CORTOCIRCUITO 

La impedancia propia de los elementos que constituyen un circuito eléctrico, 

es la característica que limita el valor de la corriente que puede circular por 

dicho circuito; y es válido para la corriente de cortocircuito. La impedancia 

tiene dos componentes: la resistencia  y la reactancia; cuando una de estas 

componentes es, por lo menos 3 veces mayor que la otra, esta última se 

desprecia en los cálculos, tomándose como valor de la impedancia, el valor 

de la componente mayor. En los circuitos d corriente alterna con tensiones 

nominales superiores a 600 V, puede despreciarse la resistencia y utilizarse 

solamente la reactancia como valor total de la impedancia; pero este criterio 

no se aplica cuando la tensión nominal el sistema es inferior al valor 

anteriormente citado. 

Para el cálculo de las  Icc en alta tensión utilice exclusivamente los valores de 

la reactancia correspondiente expresados en tanto por ciento, que es como 

sé especifican en las placas de características de las máquinas. 



119 
 

La reactancia en tanto por ciento o reactancia porcentual, se refiere siempre 

a la intensidad nominal a plena carga de la tensión nominal o fuerza 

electromotriz nominal. 

- La reactancia sincrónica porcentual de un generador será el valor de su 

tensión de reactancia sincrónica a plena carga, expresada en tanto por 

ciento de la fuerza electromotriz del generador. 

 

- La reactancia sincrónica porcentual de un transformador será el valor de 

su tensión de cortocircuito, expresado en tanto por ciento de la tensión en 

bornes. 

 

- En una línea, la reactancia porcentual es su tensión de reactancia bajo la 

corriente que circula por la línea, en tanto por ciento de la tensión 

aplicada a su origen 

 

Una reactancia de 12 % referida a la In nos indica que al circular dicha 

corriente, se produce en el elemento circuito considerado una caída de 

tensión igual al 12% de la tensión nominal. 

Se prefiere recurrir al valor en por unidad, que resulta de dividir por 100 el 

valor porcentual correspondiente. 

El valor de la reactancia, sea porcentual o por unidad, de un elemento de un 

circuito, se da siempre tomando como referencia la potencia aparente 

nominal del elemento en consideración. Naturalmente, dado el valor de una 

reactancia a una potencia determinada, su valor será distinto si se refiere a 

otra potencia. Por lo tanto, antes de operar con los valores de las 

reactancias de los distintos elementos de un sistema eléctrico, es necesario 

referir todos estos valores a una referencia o base común. Como valor de 
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referencia puede elegirse cualquiera, normalmente se elige como base la 

potencia aparente de una de las máquinas o bien la potencia aparente total 

del sistema o de una parte de éste. 

En líneas de transmisión la reactancia se expresa directamente en ohmios y 

para convertir éste al valor en por unidad, se emplea la fórmula: 

 

Para convertir el valor de una reactancia referida a una potencia aparente 

dada, al correspondiente a la potencia aparente que se toma como base, 

bastará multiplicar aquel valor por la relación entre la nueva base y la 

antigua. 

4.2.6 CORRIENTE DE CORTOCIRCUITO EN GENERADORES 

Para generadores el cálculo exacto de la reactancia de dispersión es difícil, 

por las condiciones de funcionamiento que varían durante el tiempo del 

cortocircuito y se distinguen las siguientes reactancias. 

- Reactancia subtransitoria X”d: es igual a la reactancia de dispersión 

del estator más la reactancia debida al flujo del inducido que, 

atravesando el entrehierro, penetra en el rotor, en la medida que permite 

el arrollamiento amortiguador en una máquina con polos laminados, o la 

superficie amortiguadora de los polos de un generador que los tenga 

macizos. La reactancia subtransitoria es la que se toma como dato para 

el cálculo de la corriente de cortocircuito de choque. 

- Reactancia transitoria X’d: esta reactancia es la que rige las 

características de la maquina durante el período transitorio del 

cortocircuito, es decir, durante el intervalo en que han disminuido las 

corrientes amortiguadoras en la superficie del rotor o en el arrollamiento 

amortiguador, pero antes de que hayan desaparecido las corrientes 

amortiguadoras en el arrollamiento inductor. O sea que la reactancia 

transitoria es igual a la reactancia de dispersión del estator más la 
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reactancia provocada por el flujo del estator que penetra en el rotor hasta 

el arrollamiento inductor. 

- Reactancia sincrónica Xd: Es la reactancia en régimen permanente, 

después de haber desaparecido todas las corrientes amortiguadoras en 

el arrollamiento inductor. Por lo tanto, se toma de la corriente de 

cortocircuito permanente. 

La más importante es la reactancia subtransitoria X”d, que tomaremos como 

base para el cálculo de las corrientes de cortocircuito de choque. 

Generalmente el valor de esta reactancia es proporcionado por los 

constructores de los generadores, si éstos son construidos para centrales 

hidráulicas o se trata de turbogeneradores, etc. 

Los valores de la siguiente tabla están referidos a la potencia nominal de la 

máquina. Valores que deben tomarse solamente como datos de orientación 

ya que, en todos los casos, es preferible solicitar este dato al fabricante.  

 

Tipo de máquina 

Reactancia subtransitoria en 

tanto por ciento 

Del orden de Valor medio 

Turbogeneradores 

Potencia inferior a 125 MW            1.500 r.p.m 

                                                           3.000 r.p.m 

Potencia superior a 125 MW 

 

10 a 17 

7 a 13 

20 a 25 

 

13 

10 

22 

Generadores de polos salientes 

Con devanados amortiguadores       para turbinas hidráulicas 

                                                               para motores Diesel 

Sin devanados amortiguadores         para turbinas hidráulicas 

                                                               para motores Diesel 

 

20 a 35 

15 a 30 

30 a 45 

25 a 35 

 

25 

20 

35 

30 

CUADRO 4.2 REACTANCIAS SUBTRANSITORIAS DE GENERADORES TRIFASICOS CON TENSIONES NOMINALES SUPERIORES A 2300 V 
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4.2.7 CORRIENTE DE CORTOCIRCUITO ADMITIDOS EN 

GENERADORES 

En generadores, la corriente de máxima admisible, no debe ser superior a 15 

veces la intensidad nominal máxima de la máquina. Este valor 

corresponderá, a la corriente de choque, es decir: 

 

Se conoce que: 

 

Tenemos:  

 

 Como consecuencia: 

 

 

Esto indica que la tensión de dispersión transitoria de los generadores debe 

ser menor el 12%. Se construyen generadores con valores más pequeños 

de tensión dispersión (Sobre todo en los turbogeneradores), para el cálculo 

de la Icc es necesario conocer, con exactitud, el valor de la tensión de 

dispersión (dato que ha de proporcionar el fabricante del generador). 

4.2.8 CORRIENTE DE COROTCIRCUITO EN TRANSFORMADORES 

El valor de la Ich en los transformadores, se calcula a partir de la impedancia 

de cortocircuito porcentual, que equivale a la tensión de cortocircuito 

porcentual. 

En sistemas de alta tensión, se puede sustituir el valor de la impedancia por 

el de la reactancia, ya que en estos casos: 
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Los valores  de la tabla están referidos a la potencia nominal de la 

máquina. Si se trata de transformadores trifásicos de distribución, se 

tomara el valor correspondiente a un transformador monofásico de una 

potencia igual 1/3 de la potencia del trifásico. 

Tensión en el devanado de 
alta en KV 

Potencia aparente KVA 
Reactancia en tanto por ciento de 

cortocircuito 

TRANSFORMADORES DE DISTRIBUCIÓN 

Monofásicos 

 

De  2,4  a  4,8 

 

 

 

De  6,9  a  13,8 

 

 

De  22  a  33 

 

De  44  a  66 

menor de 100 

 

de 150 a 500 

 

menor de 100 

 

de 150 a 500 

 

igual o menor que 500 

 

igual o menor que 500 

1,7  a  3,4 

 

3,3  a  4,4 

 

1,7  a  4,8 

 

4,0  a  4,9 

 

4,1  a  5,5 

 

5,5  a  7,5 

TRANSFORMADORES DE POTENCIA 

Monofásicos o trifásicos 

De        2,2    a        15 

De        15     a         25 

De        25     a         37 

De        37     a         50 

De        50     a         73 

De        73     a         92 

De        92     a       115 

De      115     a       138 

De      138     a       161 

De      161     a       196 

De      196     a        230 

Superior a 500 

4,5       a             7 

5,5       a             8 

6,0       a             8 

6,5       a             9 

7          a           10 

7,5       a        10,5 

8          a           12 

8,5       a           13 

9          a           14 

10        a           15 

10        a           16 

CUADRO 4.3 VALORES DE LAS REACTANCIAS DE CORTOCIRCUITO DE TRANSFORMADORES 
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4.2.8.1 Corriente de cortocircuito admitido en transformadores 

- Para transformadores de potencia nominal hasta 1600 kVA, con 

devanados de cobre: 

 

- Para transformadores de potencia nominal superior  1600 kVA, con 

devanados de cobre: 

 

- Para transformadores de cualquier potencia, con devanados de 

aluminio: 

 

 

4.2.9 CÁLCULO DE IMPEDANCIA EN LÍNEAS DE TRANSMISIÓN 

La impedancia de una línea está expresada directamente en ohmios resulta 

fácil reducirla al valor porcentual referido a la potencia base, mediante la 

fórmula: 

 

 Dónde: 

  Z Impedancia de una fase expresada en ohmios 

  Pb Potencia base en kVA 

  U Tensión entre fases en kV 

En el anexo dos tres se tienen la información de la impedancia de diferentes 

clases de conductores. 
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4.2.10 CAPACIDAD DE RUPTURA 

La capacidad de ruptura o poder de desconexión, e el valor eficaz de la 

corriente que, puede cortar un interruptor con toda seguridad y mínimo 

deterioro de sus contactos, cuando se emplea en un circuito cuya tensión de 

servicio es igual o muy próxima a la tensión nominal de servicio asignada al 

interruptor. 

Ocasionalmente se expresa directamente la capacidad de ruptura en 

kiloamperios (kA) pero, generalmente se expresa en kilovoltamperios (kVA) 

cuya expresión para sistemas trifásicos es: 

 

Dónde: 

Pr Potencia de ruptura en kVA 

Ub Tensión de servicio en V 

Id Corriente de ruptura o de desconexión en kA 

Cuando si cierra un interruptor sobre un circuito que tiene un defecto 

franco, la corriente de cortocircuito de choque (Ich), se establece ya un 

momento antes de cerrarse los contactos, produciéndose un arco entre 

éstos, y apareciendo fuerzas electrodinámicas de repulsión que pueden ser 

tan elevadas que impidan el cierre del aparato. A cada interruptor se le 

asigna un poder de conexión sobre cortocircuito, que es el valor 

instantáneo que, máximo puede alcanzar  la corriente de choque, de forme 

que el aparato se cierre con seguridad. A veces se denomina también 

capacidad de conexión. Por lo general, el poder de conexión es igual o muy 

próximo a la corriente máxima de cortocircuito de choque prevista. 

La corriente de ruptura o de desconexión Id de un interruptor, se expresa 

por:  
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4.2.11 OTROS ELEMENTOS QUE APORTAN A LA Icc  

Además de los generadores, transformadores y líneas, en los sistemas 

eléctricos intervienen también otros elementos, cuando se han de calcular 

las corrientes de cortocircuito. En el cuadro los valores de las reactancias 

que se deben considerar en los compensadores sincrónicos y en los motores 

eléctricos referidos a la potencia nominal de la máquina correspondiente. 

Cuando ocurre un cortocircuito, los motores sincrónicos y asincrónicos, que 

estén conectados a la red, suministran corriente al cortocircuito, lo mismo 

que sucede con los generadores, siendo su aportación de un valor igual a: 

 

 

Donde: 

 X”d %   Reactancia subtransitoria porcentual 

 

Considérese que la influencia de los motores asincrónicos dura un tiempo 

muy corto, los fabricantes de motores facilitan la corriente de arranque a 

plena tensión expresada en << tantas veces la corriente nominal, la cual 

tiene un valor igual a la inversa de la reactancia subtransitoria expresada en 

tanto por uno>>. 

Por ejemplo para un motor cuya corriente de arranque es de 5 veces la 

nominal la reactancia subtransitoria es: 
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Tipo de máquina 

Reactancia subtransitoria en 

tanto por ciento 

Reactancia transitoria en tanto 

por ciento 

Del orden de Valor medio Del orden de Valor medio 

Compensadores sincrónicos 20 a 35 30 - - 

Motores sincrónicos. 

De 600 r.p.m. o más 

De 500 r.p.m o más 

 

10  a  20 

20  a  35 

 

17 

30 

 

15  a  35 

20  a  50 

 

25 

40 

Motores asincrónicos 15  a  25 25 - - 

CUADRO 4.4 REACCTANCIAS DE COMPENSADORES SINCRONICOS Y MOTORES ELECTRICOS DE TENSIONES SUPERIORES A 2300 V 

 

4.2.12 CÁLCULO DE LA POTENCIA DE CORTOCIRCUITO Y LA Icc 

4.2.12.1 Procedimiento. 

Para tener un conocimiento de cómo calcular las corrientes de cortocircuito 

en cualquier sistema eléctrico; se propone lo siguiente: 

1. Determinación de la reactancia porcentual o en por unidad de la fase 

afectada por el cortocircuito, componiéndola a base de las reactancias 

parciales que se encuentran en dicha fase y refiriendo estas reactancias 

parciales a un valor base. 

2. Determinación de la corriente eficaz de cortocircuito de choque (Ich). 

3. A partir del cálculo de Ich: 

a) Determinar la corriente máxima de cortocircuito de choque (Ich). 

Calcularemos los esfuerzos electrodinámicos de cortocircuito 

b) Determinar la corriente transitoria de cortocircuito y la capacidad de 

ruptura de los aparatos de corte. Calcularemos las características de 

funcionamiento que habrán de cumplir los disyuntores y demás 

aparatos de corte. 

c) Determinar la corriente permanente de cortocircuito. Calcularemos 

los esfuerzos térmicos sobre máquinas y aparatos. 
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Si a la red están conectados motores sincrónicos y motores de inducción, 

se tendrán en cuenta las siguientes normas: 

- Para calcular el valor de la corriente máxima de cortocircuito de choque 

(Ich), se tendrán en cuenta los valores de las reactancias subtransitorias 

de estos motores. 

- Para calcular el valor de los aparatos de corte, se tendrán en cuenta, 

únicamente, los valores de las reactancias transitorias de los motores 

sincrónicos. Como hemos dicho anteriormente; la influencia de los 

motores asincrónicos sobre la corriente de cortocircuito es nula cuando 

han transcurrido algunos periodos, para el cálculo de la capacidad de 

ruptura, no se ha de tener en cuenta la existencia de este tipo de 

motores. 

4.2.12.2 Formulación. 

§ Potencia de cortocircuito tripolar para un generador: 

 

§ Intensidad de cortocircuito tripolar para un generador: 

 

Donde:  

  Pn Potencia nominal del generador 

  E Fuerza electromotriz del generador 

  µd Tensión de dispersión en tanto por ciento 

  Xl Reactancia de dispersión 

  In Corriente nominal del generador 
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§ Potencia de cortocircuito tripolar para un transformador: 

 

 

§ Intensidad de cortocircuito tripolar para un transformador: 

 

 Donde:  

  Pn Potencia nominal del transformador 

  Ub Tensión de los bornes del transformador 

  µd Tensión de dispersión en tanto por ciento 

  Xl Reactancia de dispersión 

  In Corriente nominal del transformador 

En generadores y transformadores de alta tensión, la resistencia óhmica es 

muy pequeña en comparación con la reactancia, puede tomarse la tensión 

de dispersión en tanto por ciento (µd). 

La potencia de desconexión del interruptor será: 

  Para el generador:   

  Para el transformador:   

Las potencias y las corrientes de cortocircuito están relacionadas por la 

siguiente expresión; se acepta que: 

 

 

En los generadores: 
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En los transformadores: 

 

Para los generadores: 

 

Para los transformadores: 

 

Facilita operar con las potencia de cortocircuito que con las 

correspondientes corrientes; para hallar la corriente de cortocircuito (Icc), 

recordemos que: 

Para generadores: 

 

 Donde: 

  E  Fuerza electromotriz del generador  

Para transformadores: 

 

Donde: 

 Ub  Tensión en bornes en el lado de alta tensión. 
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4.2.13 CORRIENTE DE CORTOCIRCUITO EN INSTALACIONES DE 

BAJA TENSIÓN 

Pueden seguirse dos criterios: 

1. La única reactancia del sistema, corresponde al transformador de 

potencia que alimenta la instalación. E considera nula la reactancia del 

sistema hasta el transformador, el valor de Icc es mayor que la real; si 

bien por una parte es una seguridad para la elección de los aparatos de 

corte mas adecuados, pueden ser valores elevados por cuanto la 

reactancia no considerada es relativamente grande. 

2. Suponer que la capacidad de ruptura del disyuntor instalado en el lado de 

conexión a la red dl transformador de potencia es igual a la potencia de 

cortocircuito en dicho punto. Como las potencias de cortocircuito de los 

disyuntores están normalizados y generalmente se elige el valor 

normalizado inmediatamente superior al que resulta por cálculo, también 

en este procedimiento los valores que resultan para las Icc son mayores 

que los reales aunque, casi siempre, estos valores resultan menores que 

si se sigue el procedimiento anteriormente expuesto. 

El valor de las resistencias presentes en el circuito como: fusible, empalmes 

de barras, bornes de interruptores, etc., actúan como unas resistencias 

óhmicas amortiguadoras. Cuanto mayor es la distancia entre la fuente de 

energía y el punto de cortocircuito, menos escarpada será la pendiente de la 

curva de intensidad, que si se presentase el cortocircuito en las 

proximidades de la central, por ser más elevada la inductancia del circuito. Si 

en lugar de la reactancia se introduce en el cálculo la impedancia, se 

obtienen valores más aproximados. 

Considere esta impedancia y las siguientes observaciones: 

§ Generadores.  

La reactancia subtransitoria es la única magnitud que se opone al paso 

de la corriente de cortocircuito. 
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§ Transformadores  

 En instalaciones de alta tensión se considera: 

 

Donde: 

   µcc Tensión de cortocircuito 

   s Tensión de dispersión 

Se despreciaba el valor de la caída óhmica de tensión µr. 

La tensión de cortocircuito es: 

 

Donde: 

 µcc  Tensión de cortocircuito en tanto por ciento 

µr       Caída óhmica de tensión, a la potencia nominal, en tanto por 

ciento, con cos φ = 1 

  µs Tensión de dispersión, en tanto por ciento. 

De la formulación anterior se calcula µs. 

 

El valor de la resistencia activa:             mΩ por fase. 

 

El valor de la resistencia reactiva:          mΩ por fase. 

 

Impedancia:                       
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 Donde: 

   µr Caída óhmica de tensión en tanto por ciento. 

    µs Tensión de dispersión en tanto por ciento. 

    Un Tensión nominal en voltios. 

   Pn Potencia aparente nominal en kVA 

§ Conductores.  

Use el valor de la impedancia en lugar de la reactancia, calcule 

previamente la resistencia de los conductores mediante: 

 

Donde: 

   l Longitud del conductor en metros. 

   s Sección del conductor en mm2. 

   x Coeficiente de conductibilidad: 

    Para el cobre: x = 56 

    Para el aluminio: x = 34,8 

La corriente de cortocircuito se calcula aproximadamente, multiplicando 

los valores correspondientes a un cortocircuito tripolar, por un 

coeficiente variable entre 0,9 y 1,4. El coeficiente 0,9 se aplica cuando 

el cortocircuito está muy separado de los elementos productores de la 

corriente de cortocircuito (generadores, motores, etc.), en cuyo caso, el 

cortocircuito tiene escasa influencia sobre la central, debido a la 

reactancia de la línea de conducción de la energía eléctrica. El valor 

límite de 1,4 se utiliza en un cortocircuito producido en las 

proximidades de los bornes de generadores, motores síncronos, 

motores asíncronos y compensadores síncronos; en este caso, la 
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potencia de ruptura de los disyuntores correspondientes, deberán 

deducirse de los valores de las corrientes de cortocircuito bifásico. 

4.2.14 LIMITACIÓN DE LA CORRIENTE DE CORTOCIRCUITO 

La instalación eléctrica se puede considerar asegurada, cuando la capacidad 

de ruptura de disyuntores, resistencia mecánica y térmica de los elementos 

del sistema soporte los máximos esfuerzos al presentarse un cortocircuito. 

Los procedimientos más apropiados para limitar los efectos de la corriente 

de cortocircuito, son los siguientes: 

a) Elección de una tensión de servicio la más elevada posible 

b) Impedancia de cortocircuito lo más elevada posible  

4.2.14.1 Limitación de la corriente de cortocircuito por elevación de la 

tensión de servicio. 

Si la tensión de servicio U es mayor, la corriente de cortocircuito será 

menor, es ventajoso elegir una tensión de servicio lo más elevada posible, 

tanto para generadores como para transformadores. Como se evidencia en 

la expresión: 

 

4.2.14.2 Limitación de la corriente de cortocircuito por elevación de la 

impedancia de cortocircuito. 

Es imposible elevar la tensión de servicio de ciertos casos; aumentar la 

impedancia de cortocircuito es suficiente. El aumento es en la resistencia o 

en la reactancia, componentes de la impedancia. Aumentar la resistencia 

no es conveniente porque existen pérdida por efecto Joule, que disminuyen 

el rendimiento conjunto del sistema y en casi todos los casos, el valor de 

esta resistencia es muy pequeño comparado con el de la reactancia 

correspondiente, su influencia sobre el valor de la corriente de cortocircuito 

es muy pequeña. 
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Aumentar la reactancia del sistema es eficaz, intercalando bobinas de 

inducción, que se construyen con núcleo de aire para que la reactancia sea 

siempre proporcional a la corriente que atraviesa la bobina, por elevada 

que sea esta corriente; es posible utilizando bobinas con núcleo de hierro, 

ya que los efectos de saturación de éste hace que se pierda esta 

proporcionalidad para corrientes de elevado valor como son, las Icc. Los 

limitadores de las Icc se denominan bobinas, reactancias limitadoras o 

bobinas de choque. 

La reactancia de una bobina limitadora es muy elevada respecto a su 

resistencia. La reactancia provoca una caída de tensión UL, desfasa 90º en 

retardo respecto a la corriente de servicio In, la cual se suma 

geométricamente con la caída óhmica de tensión UR que produce la bobina 

y está en fase con la corriente In. 

La expresión: 

 

Determina que la magnitud de UL crece con la intensidad que circula por la 

bobina siendo opuesta, como tensión, a la tensión de servicio 

correspondiente. Cuanto más elevada es la corriente que atraviesa la 

bobina, mayor es su efecto limitador. 

El valor más elevado de la Icc, que se establece detrás de la bobina, 

supuesta constante la tensión de la red es: 

 

Donde: 

  In Corriente nominal de la bobina en amperios. 

  µcc Tensión de cortocircuito de la bobina, en tanto por ciento.                          

La tensión de cortocircuito de la bobina se calcula a base de la In y del 

máximo valor admisible para la Icc. 
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Para bobinas limitadoras, las tensiones de cortocircuito normalizadas son: 

5 %   ±   20% 

6 %   ±   20% 

10%   ±   20% 

Se considera como intensidad nominal de la bobina, la máxima intensidad 

continua de servicio que puede circular por ella. 

En los transformadores, las bobinas de choque se emplean para limitar y 

localizar el efecto de un cortocircuito. La tendencia es no emplear 

reactancias limitadoras, porque estos transformadores tienen reactancia 

propia relativamente elevada. 

El número de reactancias limitadoras que se utiliza normalmente en los 

distintos circuitos es el siguiente: 

· Circuito monofásico: una reactancia limitadora sobre una fase. 

· Circuito bifásico: en cada fase una reactancia limitadora. 

· Circuito trifásico: tres reactancias limitadoras, una en cada fase. 

En los circuitos de baja tensión no se utilizan reactancias limitadoras 

porque las pérdidas por efecto Joule son demasiado elevadas a causa de 

las intensas corrientes de servicio normal. 

Las reactancias limitadoras cumplen varias funciones primordiales en los 

sistemas eléctricos: 

1. Reducen el valor de la Icc, protegiendo de esta forma los aparatos 

contra excesivos esfuerzos mecánicos y contra sobrecalentamientos. 
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2. Reducen la magnitud de las perturbaciones de tensión, causadas por el 

cortocircuito. 

3. Localizan los efectos de los circuitos. 

Alivian las condiciones de funcionamiento impuestas a los diferentes 

elementos del sistema, con un costo relativamente reducido. 

4.3 SISTEMAS DE PROTECCIÓN 

La protección para cualquier clase de peligro derivado del rayo incluye: 

- Interceptar el rayo en un punto seguro 

- Previsión de la trayectoria de impedancia más baja y directa desde ese 

punto a la tierra. 

Resultan necesarias medidas como: una conexión o un aislamiento; para lograr 

un sistema de protección de máxima eficacia. 

- La conexión; es la utilización de un conductor de cortocircuito para unir 

dos cuerpos metálicos a efectos de tener el mismo voltaje a tierra. 

- El aislamiento, es la aplicación de material dieléctrico que evita el 

contacto humano con un conductor energizado o prevenir la formación 

de chispas entre los conductores. 

Toda estructura (viviendas, edificios, graneros, silos, etc.) necesita protección, 

los pararrayos básicamente son varillas afiladas de acero inoxidable, de entre 

0,25 y 1 m de longitud,  unidas a una plancha soporte que las fija 

mecánicamente a la estructura. 

La corriente del rayo debe circular por la mínima impedancia. Es recomendable 

que todas las tomas de tierra estén unidas entre sí y con las conducciones 

metálicas. Disminuir artificialmente la resistencia en la toma de tierra mediante 

la adicción de compuestos salinos, este tratamiento resulta eficaz du5rante un 

corto plazo e incrementa enormemente el riesgo de corrosión e la varilla de 

puesta a tierra. 
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En un sistema de protección contra rayos deben evitarse, en lo posible, los 

empalmes, son puntos comparativamente débiles. El rayo es una de las 

principales causas de la interrupción en el suministro de energía, así como de 

los daños producidos en equipos electrónicos. La exposición al rayo 

normalmente es a través de una línea de transmisión de alta tensión o de 

líneas de distribución de tensión inferior. 

Una línea de suministro aéreo está sometida a dos clases de riesgos frente a 

un rayo: 

- Una descarga directa. 

- La caída de un rayo en una zona próxima a la línea (de radio igual a 

unos cientos de metros), que produzca una sobretensión. 

La sobretensión de ruptura de una línea aérea es mayor que la de la instalación 

doméstica; la sobretensión que transmite la línea aérea de alimentación, puede 

averiar los equipos electrónicos. Para protegerlos tienen que instalarse 

derivadores entre los conductores de alimentación y la tierra, preferentemente 

a la entrada de la casa; los terminales de tierra de estos derivadores deben 

estar unidos al pararrayos. 

El diseño de un sistema eléctrico debe considerar. 

- Que si opera normalmente, no existe falta de servicio eléctrico, no 

existe cortocircuito alguno o circuito abierto en el sistema. 

- Que no existe un sist4ema 100% confiable y para evitar falla alguna hay 

que analizar de forma técnica – económica la implementación de un 

sistema. 

- Si existiera una falla por cualquier característica, el efecto debe ser el 

mínimo, el sistema debe contar con equipos adecuados para protección 

que evite la salida numerosa de otros equipos. 

La protección que realiza un dispositivo es: 
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- Que frente a descargas, un semiconductor actúa primero, por su bajo 

voltaje de corte y alta velocidad. 

- Que al actuar, como su resistencia interna es aproximadamente 1 Ω, la 

corriente de descarga por el semiconductor y la impedancia en serie. 

- Como la corriente que se descarga es elevada, el voltaje visto por los 

electrodos del entrehierro aumenta proporcionalmente por estar en 

paralelo con la impedancia del semiconductor. 

- Que el incremento de corriente provoca un voltaje que dispara la 

protección, se drena la energía a tierra, se fortalece la protección extra y 

necesaria para que los semiconductores no sean destruidos. 

El diseño de una red de distribución considera: 

- Un nivel básico de aislamiento suficientemente alto que soporte 

condiciones normales de operación sin sufrir flámeos. 

- Que físicamente soporte esfuerzos electrodinámicos por: corriente de 

cortocircuito, descargas atmosféricas, viento, hielo, etc. 

- La implementación de redes radiales son las menos confiables. 

4.3.1 DETERMINACIÓN DE AISLAMIENTO 

El aislamiento se establece por sobrevoltaje  externo o interno. Analicemos 

un factor externo, por descargas atmosféricas básicamente, ante esto 

protección: 

- Cada estructura con su puesta a tierra 

- Aislamiento mayor y aumento de la altura de la estructura. 

- Implementación de pararrayos. 
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 Donde: 

  Vd Vmax de impulso (Vmax que debe resistir el aislamiento) 

  RT resistencia de conexión a tierra [Ω] (incluye la resistencia   

   de la estructura más la resistencia de puesta  tierra) 

  Id Corriente de descarga (kA) 

Si RT = 10 Ω se utiliza para las instalaciones de masas separadas, esto es 

independiente si se pone a tierra los neutros de alta y baja de los 

transformadores. 

Si RT = 1 Ω se utiliza para instalaciones de masas conectadas, claro está si 

existe una sola tierra para los neutros de alta y baja de los transformadores. 

 

Donde: 

   Vdc Voltaje crítico de aislamiento en seco. 

   H Factor de corrección por humedad. 

   D Densidad relativa del aire 

   K Número de desviaciones normales. 

    K = 2 para una probabilidad de resistir el 97,7% 

En un SEP la implementación de un sistema de puesta a tierra, tiene su 

grado de importancia y en un sistema de distribución se lo considera crucial; 

esto por cuanto la ausencia o implementación incorrecta del sistema de 

puesta a tierra conlleva un alto grado de riesgo en cuanto se refiere a la 

seguridad del personal como una prioridad, luego sería la incorrecta 

operación o daño a los distintos equipos en un SEP. 
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4.3.2 SISTEMA DE PUESTA A TIERRA 

Considerando la objetividad y finalidad de implementar un sistema de puesta 

a tierra, algunas definiciones podrían ser: 

- Con que propósito se construye un sistema de puesta a tierra. 

- Qué función cumple el sistema de puesta a tierra. 

- Que parámetros técnicos se deben implementar para que se cumpla su 

objetivo. 

Una puesta a tierra o un sistema de opuesta a tierra es muy necesaria para 

la potenciación de equipos electrónicos, eléctricos y redes eléctricas en 

general; permitiendo que se garantice la continuidad, lo operación y la 

calidad del servicio eléctrico. Un SEP tiene un comportamiento modificatorio 

a cada instante (dentro de parámetros normales), su causa se debe a lo 

siguiente: 

- Arcos por la presencia de la corriente. 

- Conmutación del flujo de máquinas eléctricas rotativas. 

- Cortocircuitos de cualquier naturaleza. 

- Descargas de origen atmosféricos. 

- Energizaciones. 

- Fenómenos de resonancia. 

- Inducción electrostática. 

- Inducción electromagnética. 

- Inserción de transformadores. 

- Interrupción del servicio eléctrico. 

- Maniobras en distintos elementos. 

- Oscilaciones debidas a conmutaciones. 
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- Propagación de ondas viajeras. 

Un sistema de puesta a tierra tendría como finalidad básica, los siguientes 

aspectos: 

- La seguridad del personal que se encuentra alrededor de una estructura 

capaz de conducir un rayo, sobretensión o sobrecorriente; reduciendo la 

diferencia de potencial entre una parte que no transporta corriente y la 

tierra. 

- Brindar una adecuada protección a cada uno de los equipos 

involucrados en un SEP, al permitir operar los dispositivos de seguridad 

(sobrecorriente) durante una falla de cualquier naturaleza hacia tierra. 

- Nos permite realizar un control de sobrevoltaje. 

Según una normativa de la National Electricity Comisión (NEC) Art. 250, la 

implementación de un sistema de puesta a tierra, conlleva la capacidad de 

limitar el voltaje a tierra; además debe facilitar la operación de elementos de 

protección contra sobrecorriente e incidir en los interruptores del circuito. 

Un sistema de puesta a tierra debe cumplir ciertas funciones básicas para 

cumplir con los planteamientos antes señalados; como los indicados a 

continuación. 

- Debe faculta la eliminación de una falla de forma inmediata, por 

intermedio de los equipos de protección. 

- Nos otorgaría un nivel como referencia para un sistema eléctrico. 

- Faculta la trayectoria que representa el camino por donde desalojaría la 

corriente de falla hacia tierra. 

- Tolerar el voltaje causado por: sobrevoltaje transitorio o descargas 

atmosféricas. 

- Permite de cierta forma estabilizar el voltaje durante operaciones 

normales. 
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Considerando todo lo anterior, determinaremos cuales serías los factores 

adecuados para un sistema de puesta a tierra: 

- Realizar una valoración de resistencia de puesta a tierra, determinada 

por la característica de la instalación. 

- Considere una tolerancia bastante alta ante la corrosión. 

- Valore cual sería la vida útil de la instalación a implementarse, se 

aconseja la más alta posible. 

- Consentir la accesibilidad en cuanto al mantenimiento. 

4.3.2.1 Consideraciones para el diseño de puesta a tierra. 

La EEQSA no cuenta con una normativa específica para el diseño y la 

construcción de un sistema de puesta a tierra, sería oportuno realizar una 

guía para tal objetivo; sin embargo la normativa que se encuentra en 

vigencia señala que un diseño para implementar un sistema de puesta a 

tierra considere los siguientes parámetros. 

- Evaluar las propiedades (técnicas) del suelo, que si influyen en una 

puesta  a tierra. 

- Compatibilidad de materiales a ser utilizados en la construcción. 

- Cuantificación de la resistividad del suelo (sitio) donde se colocará el 

sistema de puesta a tierra. 

- Medición de las resistencias de puesta a tierra en los equipos 

conectados a los alimentadores primarios. 

- Constatar el voltaje de contacto y paso; que salvaguarda la vida de las 

personas. 

- Determinar las corrientes máximas de falla a tierra. 

4.3.3 DISPOSITIVOS DE PROTECCIÓN PARA SOBREVOLTAJES 

En redes de Distribución (líneas) se producen daños: 
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- Una corriente de descarga muy elevada. 

- Deficientes características técnicas del pararrayo. 

- Sobredimensionamiento del pararrayo, para una determinada línea. 

- La inadecuada instalación del pararrayo. 

- Valores de resistencias de aterramiento por encima de lo normal. 

- Fatiga del pararrayo por uso en descargas internas. 

4.3.4 ELEMENTOS DE PROTECCIÓN 

4.3.4.1 Hilo de guarda. 

Cable que se coloca por encima de las líneas de transmisión, es un 

elemento que protege contra descargas directas o cercanas a las mismas. 

La utilización del hilo de guarda no es muy frecuente en líneas de 

distribución; en cambio para líneas de Transmisión y Subtransmisión es 

fundamental. 

4.3.4.2 Cuernos de arqueo. 

Los cuernos de arqueo se encuentran en las boquillas de los 

transformadores en el lado de alta. Utilizado en lugares de bajo nivel 

ceraúnico (densidad de rayos £ 15) y en alimentadores rurales por ser más 

económicos que los pararrayos. La función es arquear o provocar ruptura 

dieléctrica del aire circundante a los cuernos cuando se presenta un 

sobrevoltaje descargándole a tierra. 

4.3.4.3 Pararrayos. 

Utilizados en transformadores de líneas de distribución, de preferencia; es 

el elemento primario para la coordinación de aislamiento. Faculta que la 

corriente, producto del rayo se descargue en tierra sin daño alguno y el 

sobrevoltaje se reduzca (en valor) talque no exista daño al aislamiento del 

equipo. 
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4.3.4.3.23 Selección de un pararrayo. 

Al seleccionar un pararrayo considere lo siguiente: 

- Dispositivo tipo para distribución. 

- Voltaje nominal. 

- Corriente de descarga. 

- Nivel Básico de Impulso (NBI) del equipo a ser protegido. 

- Posible intensidad de corrientes de descargas atmosféricas (no 

local). 

- Situación ambiental como: altitud, temperatura, humedad, 

contaminación, etc. 

- Nivel ceraúnico. 

La corriente de descarga del pararrayo se determina: 

 

Donde: 

  Id  Corriente de descarga en kA (normalmente < 5 kA). 

  NBI  Nivel Básico de Aislamiento al impulso en kV. 

  Vr  Voltaje residual. 

  Z0  Impedancia característica en ohms. 

 

Donde: 

  L Inductancia en MH. 

  C Capacitancia. 
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Un pararrayo se instala entre fase y tierra. La sensibilidad en la 

variación de voltaje fase – tierra es significativa, mas no entre fases. 

Esto determina que la clase para voltaje de un pararrayo se base en el 

máximo voltaje fase – tierra que se presenta durante la falla. La clase 

de un voltaje de un pararrayo es definido como el voltaje máximo del 

sistema aplicado a sus terminales, sobre el cual el pararrayo es capaz 

de interrumpir la corriente subsecuente ( Icc que circula junto a una Id) y 

volver al estado de aislamiento, al ser activado por una descarga 

atmosférica. 

4.3.4.3.24 Función de un pararrayo. 

Un rayo cae donde la resistencia es más pequeña, por ende se debe 

implementar un camino para que la descarga produzca el menor daño; 

los puntos más altos deben estar conectados a tierra. En una descarga 

la impedancia puede alcanzar 1000 veces el valor de la resistencia, se 

debe realizar el mejor contacto dentro de la distancia más corta; cada 

metro de conductor implica más autoinducción en la trayectoria de la 

descarga. 

Básicamente un pararrayo debe cumplir con lo siguiente: 

- Proteger al transformador contra descargas (margen superior al 20 

%). 

- Limitar la corriente subsecuente de 60 Hz a un nivel bajo. 

- Suspender la operación de los equipos de protección. 

- Detentar una larga vida. 

4.3.4.3.25 Pararrayos para líneas de distribución. 

El pararrayo es un aislador en conducción normal y un conductor 

cuando existe un sobrevoltaje. Necesariamente requiere de un 

componente no lineal como el Carburo de Silicio (SiC) u oxido de Zinc 

(ZiO) que permite: transportar hacia tierra la corriente producida por el 
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sobrevoltaje generado; tolera el sobrevoltaje con el mínimo cambio 

posible en su voltaje nominal y anula la conducción permitiéndole 

volver a su estado original. 

El sobrevoltaje recorre el pararrayo e interrumpe la corriente remanente 

al término del primer medio ciclo a frecuencia nominal de la línea. La 

anulación del fenómeno en forma completa se hará en 1/120 segundos 

para frecuencia de 60 HZ, sin interrupción del servicio. 

Una primera clasificación de los pararrayos podría ser: 

- Pararrayo tipo expulsión: Está formado por electrodos y una cámara 

que confina el arco y pone en contacto con el material envolvente 

detonizador de arco. Los rangos están entre 3 kV y 18 kV. 

- Pararrayo tipo válvula: Es un descargador conformado por un resistor 

que limita el voltaje de los terminales durante el flujo de Id y limita el 

flujo de corriente subsiguiente que fluye a voltaje normal de 

frecuencia industrial. 

4.3.4.4 Aterramiento. 

No utilice cable de acero o cable con alma de acero; para el aterramiento, 

ya que aumenta el efecto inductivo. Para el aterramiento es recomendable 

que la conexión cable – electrodo se suelde y que la distancia entre 

electrodos sea dos veces su longitud. La sección del conductor no debe ser 

inferior a: S = 24 + 0,4 Vn (mm2) para conductores de cobre, donde Vn es el 

voltaje nominal del pararrayo. 

La función de un aterramiento es: 

- Proteger los equipos de sobrevoltaje producidos por las descargas 

eléctricas. 

- Realizar el aterramiento del neutro, que normaliza el potencial con 

respecto a tierra y determina un camino para la corriente de falla a 

tierra. 
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- Permite brindar seguridad al personal y para que todas las estructuras 

que no están con voltaje se protejan. 

4.4 CAUSAS DE PARO 

Las causas de una paralización, interrupción, salida, etc.; son diversas y no se 

justifican de ninguna manera, existen técnicos que manifiestan que los 

accidentes no existen, ya que siempre se puede evitar. La razón es que no se 

quiere realizar lo correcto, es decir una normativa o procedimiento enlistado de 

forma secuencial, que deben ser implementados para que no ocurran los 

denominados accidentes. Esta es la filosofía de quienes estudian estos 

sucesos y determinan que el ser humano por la monotonía de un procedimiento 

se salta el proceso correcto y esto puede determinar que ocurra un paro o 

accidente. Las causas de un paro como vemos son diversas, sin embargo el 

principio siempre es el mismo; no se procedió de forma correcta. 

4.4.1 DEFINICIÓN DE DURACION DE UN PARO 

- El tiempo empieza cuando el cliente llama y el tiempo finaliza o se 

detiene cuando el sistema se restaura. 

- El tiempo inicial arranca con la primera llamada. Para SCADA que 

monitorea las subestaciones de distribución, el tiempo inicial es el tiempo 

cuando el alimentador sale de servicio. El tiempo se detiene cuando el 

servicio se restaura en el circuito. La duración es igual al tiempo en que 

termina menos el tiempo en que inicia. 

- Tiempo inicial: tiempo en el que un dispositivo SCADA actúa sobre la 

primera llamada de un cliente (lo que sucede primero). Tiempo de 

parada: cuando un dispositivo del sistema SCADA cierra, o el personal 

reporta que el alimentador esta despachando. 

- El tiempo de la primera llamada telefónica hasta que el personal notifique 

que el paro se restaura. 
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4.4.2 SITUACIONES QUE ORIGINAN UN PARO 

4.4.2.1 Programadas. 

Es producida al retirar un componente del SEP deliberadamente por un 

tiempo determinado (reparación o mantenimiento), el usuario es avisado. 

4.4.2.2 Alteración. 

Salida provocada para realizar mejoras y/o ampliar las instalaciones para 

su mejor operación. 

4.4.2.3 Mantenimiento. 

Apertura determinada por reparación y/o corrección de la instalación en 

operación, Puede ser preventiva y/o correctiva. 

4.4.2.4 No programada. 

Interrupción por salida forzada del sistema. 

4.4.2.5 Medio ambiente. 

Polución, corrección, fuego (no debido  a fallas), inundación, erupción, 

vegetación, pájaros y otros animales, insectos, etc. 

4.4.2.6 Terceros. 

Vandalismo (daño o interferencia, intencional o voluntaria), accidente (daño 

o interferencia accidental) de un integrante de la empresa. 

4.4.2.7 Falla humana. 

Operación accidental por contacto o interferencia al operador o en 

procesos del mantenimiento del sistema. 

4.4.2.8 Propias del sistema. 

Baja tensión, alta tensión, maniobras para localizar fallas, maniobras por 

seguridad, características constructivas del equipamiento. 
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4.4.2.9 Falla del componente. 

Falla de ajuste, falla del montaje, falla del proyecto, uso impropio del 

equipamiento, envejecimiento, falta de mantenimiento, falla de fabricación, 

falla no solucionada y falla desconocida. 

Se asocia el grado de severidad de la falla y la duración de la interrupción. 

4.4.2.10 Tiempo adverso. 

Condición climática que causa un exagerado número de salidas forzadas y 

la reparación se demora por la condición climática (lluvia, viento, calor, 

etc.). 

4.4.2.11 Tiempo normal. 

Se define como no adverso. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



151 
 

CAPITULO V 

5 EMPRESA ELECTRICA QUITO SOCIEDAD ANONIMA 

5.1 SISTEMA DE LA EEQ S.A. 

5.1.1 INTRODUCCION 

La Empresa Eléctrica Quito Sociedad Anónima; genera, distribuye y 

comercializa energía eléctrica, bajo el esquema de: Seguridad a todo nivel, 

calidad y confiabilidad del producto energía eléctrica, elementos que 

permiten a la E.E.Q.S.A sea considerada de ejemplo para las demás 

empresas afines, ya que es una de las mayores empresa de distribución del 

Ecuador. 

En este contexto y con el fin de optimizar al máximo el rendimiento de las 

centrales de generación, se inicia proyectos de automatización y 

modernización. Avanza la modernización, rehabilitando antiguas unidades e 

instalando una nueva turbo – generadora que aprovechara mejor el agua. 

Para aprovechar de forma eficiente el agua que provienen de las cuencas de 

los ríos; se ejecutó un plan de intervención emergente en varias centrales, 

que consistió en la rehabilitación de canales de aducción, montaje de un 

nuevo sistema motorizado de compuertas, funcionamiento hidráulico de los 

desarenadores, mantenimiento y reparación de taludes en todos los 

reservorios y otras obras que han permitido un incremento importante en la 

generación eléctrica de la empresa. 

5.1.2 ASPECTOS GENERALES 

En el 2002 se mantenía una política de compra de energía en el Mercado 

Eléctrico Mayorista, con un 22% de contratos ocasionales y un 78% de 

contratos a plazo fijo, lo que determinaba una sangría de recursos por los 

altos costos de los primeros. Las pérdidas de energía, tanto técnicas como 

comerciales sumaban 15,19%, cifra superior en 3,9 a la establecida por los 



152 
 

organismos de control eléctrico nacional y que también incidían 

negativamente en los resultados financieros de la institución. 

Distintas fases de la industria y una conducción sustentada en vicios de un 

servicio monopólico donde la atención al cliente no era precisamente lo 

prioritario, producto de un personal hondamente desmotivado. 

Esas deficiencias se reflejaron en las encuestas que anualmente, realiza a 

los usuarios de cada una de las distribuidoras la Comisión de Integración 

Eléctrica Regional (CIER) en toda Sudamérica, según las cuales nuestro 

índice de Satisfacción al Cliente (ISCASL) llegaba apenas a 50,3%, una de 

las más bajas evaluaciones en la región.  

La empresa ha adquirido la responsabilidad de brindar a sus abonados en 

general de un buen producto, es por tal motivo se implemento un Plan 

Estratégico que toma en cuenta el crecimiento y el desarrollo de la ciudad, 

que busca ser  una empresa eficiente, moderna y sustentable. Suministrar 

energía con calidad y barata; en cada etapa logra su cometido, manteniendo 

como factor principal la mejor atención al cliente. Cuenta con una página 

web www.eeq.com.ec la cual mantiene informado al cliente sobre lo más 

relevante de la E.E.Q.S.A. 

Después de duro bregar bien podemos calificar de exitosa a la E.E.Q.S.A. 

por haber alcanzado resultados positivos pese a la severa crisis que afecta 

gravemente al sector eléctrico. Riesgo permanente de desabastecimiento, 

altos precios referenciales de generación, tarifas que no cubren los costos 

del servicio, elevadas deudas entre los diferentes agentes del MEM, altos 

niveles de pérdidas de energía; caracterizan entre otros, el escenario del 

sector eléctrico ecuatoriano. 

5.1.3 RESEÑA HISTORICA 6 

La E.E.Q.S.A., se inicia como empresa “La Eléctrica” la cual generaba 

Energía Eléctrica con una central con capacidad de 200 kW, ubicada en el 

sector de Chimbacalle, posteriormente entra en operación la central 
                                                           
6 REFERENCIA [24] 
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“Guapulo” con una capacidad de 200 kW situada al noreste de Quito. En 

1915 se formó “The Quito Electric Light and Power Company”.  

La compañía amplía su capacidad en 1922, instalando la Central 

Hidroeléctrica “Los Chillos”, con una potencia total de 1760 kW, la cual se 

encuentra ubicada en el cantón Rumiñahui. 

El 16 de Julio de 1932 “The Quito Electric Light and Power Company”, vende 

a “Eléctrica Quito” todos sus bienes muebles e inmuebles. El Ilustre 

Municipio de Quito, el 16 de mayo de 1935, celebro un contrato en la casa 

AEG de Alemania para la instalación de la central Guangopolo. El 6 de 

octubre de 1937, el Consejo Municipal dicto la ordenanza N° 479, creando la 

Empresa Municipal como Empresa Técnica Comercial, dependiente del 

Consejo. El 21 de noviembre del mismo año se inaugura el servicio de la 

planta eléctrica municipal ubicada junto a la población de Guangopolo y el 5 

de noviembre el 1946 el  Ilustre  Municipio compro “La Eléctrica Quito” con 

todas sus instalaciones y equipos. En ese entonces contaba con 15790 

abonados y una demanda máxima de 7840 kW. 

Posteriormente, la “Empresa Eléctrica Quito S.A.” se fundó como tal el 29 de 

noviembre de 1955 siendo los principales accionistas y fundadores los 

citados a continuación: 

ACCIONISTAS Y FUNDADORES 1955 CAPITALES (SUCRES) 

I.  Municipio de Quito 101,000,000 

Caja de pensiones 18,000,000 

Caja del seguro 18,000,000 

TOTAL 137,000,000 

CUADRO 5.1 ACCIONISTAS FUNDADORES 

Presentamos en el siguiente cuadro la integración del capital de la 

“Empresa Eléctrica Quito S.A.”, aprobación de la Superintendencia de 

Compañías N° 00.Q.1739 del 6 de julio del 2000, y a partir de esta fecha 

sus principales accionistas son: 

 



154 
 

ACCIONISTAS 
ACCIONES 

ORDINARIAS 
ACCIONES 

PREFERIDAS 
TOTAL % 

Fondo de Solidaridad 23,844,120 

618,076 

23,844,120 52.5 

I.  Municipio del Distrito Metropolitano de Quito 14,928,044 15,600,120 34.3 

Industriales y Comerciantes 766,440 766,440 1.7 

Consejo Provincial de Pichincha 5,166,080 5,166,080 11.4 

Consejo Provincial de Napo 70,040 70,040 0.2 

Total 44,828,724 618,076 45,446,800 100.0 

CUADRO 5.2 ACCIONISTAS E INTEGRACION DE CAPITAL 

5.1.4 ORGANIGRAMA ESTRUCTURAL 

La E.E.Q.S.A. tiene conformado un organigrama estructural conformado por 

diez niveles de jefaturas, ellos son: 

1. Junta de Accionistas 

2. Directorio 

3. Gerencia General 

4. Cinco Direcciones 

5. Veinte y dos Direcciones 

6. Treinta y cuatro Departamentos 

7. Cincuenta Secciones 

8. Setenta Unidades/Supervisores 

9. Ochenta Grupos 

10. Ejecutores Finales. 

5.1.5 AREA DE CONCESIÓN 

La E.E.Q.S.A. dedica todo su esfuerzo a la generación, distribución y 

comercialización de energía eléctrica; el área geográfica de concesión 

abarca aproximadamente 16,000 Km2 y comprende esta área de servicio la 
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ciudad de Quito, gran parte de la provincia de  Pichincha y ciertos sectores 

pertenecientes a las provincias de Napo, Imbabura y Cotopaxi. 

Según lo reconoció el Fondo de Solidaridad la  E.E.Q.S.A. es líder del 

Ecuador, según su evaluación anual, ya que la califico como Empresa 1 – A 

con un índice de 95 puntos sobre cien, otorgándonos el título de la Mejor 

Empresa Distribuidora de Energía Eléctrica del País. Una encuesta de la 

CIER que mide las acciones de 47 distribuidoras de la región, sobre 31 

variables respecto del suministro de energía, información y comunicación 

con el cliente, facturación de energía, atención al cliente e imagen, nos 

otorgan 71,2 puntos del ISCAL, frente al 69,3 del 2005. 

5.1.6 AREA DE CONCESIÓN 

Al interior del área de servicio concesionado, encontramos las siguientes 

poblaciones ubicadas de acuerdo a la provincia que pertenecen: 

PROVINCIA DE PICHIINCHA 

QUITO 

Quito, Alangasí, Amaguaña, Atahualpa, Calacalí, Calderón, Conocoto, 

Cumbayá, Chavezpamba, Checa, El Quinche, Gualea, Guangopolo, 

Guayllabamba, La Merced, Llano Chico, Lloa, Nanegal, Nanegalito, 

Nayón, Nono, Pacto, Perucho, Pifo, Pintag, Pomasqui, Puellaro, 

Puembo, San Antonio, San José de Minas, Tababela, Tumbaco, 

Yaruquí, Zambiza. 

MEJIA 

Machachi, Aloag, Aloasí, Cutuglagua, Chaupi, Cornejo, Astorga, 

Tambillo, Uyumbicho. 

RUMIÑAHUI 

Sangolquí, Cotogchoa, Rumipamba. 

CAYAMBE 
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Azcázubi, Otón, Santa Rosa de Cuzubamba. 

SAN MIGUEL DE LOS BANCOS 

San Miguel de los Bancos, Mindo. 

PUERTO QUITO 

Puerto Quito 

PEDRO VICENTE MALDONADO 

Pedro Vicente Maldonado 

PROVIINCIA DEL NAPO 

QUIJOS 

Baeza, Cuyuga, Cosanga, Papallacta. 

CHACO 

El Chaco, Bombón, Linares. 

PROVINCIA DE IMBABURA 

García Moreno 

PROVINCIA DE COTOPAXI 

Clirsen 

5.1.7 CLIENTES 

El área de concesión brinda el servicio de energía eléctrica a mas 5’000,000 

de habitantes aproximadamente. Cada cliente de la E.E.Q.S.A. es clasificado 

de acuerdo al sector de comercialización, tenemos el sector: residencial, 

comercial e industrial. 
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5.1.8 PROYECTOS HIDROELECTRICOS Y EXPANSIÓN 

Consientes de que el país debe aprovechar de manera óptima sus recursos 

hídricos, frenar el irracional consumo de hidrocarburos que por añadidura, 

abona severamente a la contaminación ambiental; ofrecer energía barata y 

limpia al consumidor; es promovida por proyectos como la construcción de 

las centrales hidroeléctricas: Reventador, Quijos, Baeza y Victoria; que con 

una inversión de 653 millones de dólares, aproximadamente, generaran 630 

MW de energía, cifra sustancialmente significativa para neutralizar el 

fantasma de los “apagones”. 

En otro ámbito de la acción empresarial, con el afán de brindar un servicio 

eficiente a los actuales clientes y los que vendrán en el futuro, se inició el 

Plan Operativo de Expansión de Obras con el montaje de transformadores 

de distinta potencia en varias subestaciones por ejemplo: Santa Rosa, 

Olímpico, Eplicachima, Tumbaco, Selva Alegre y Pomasqui. Se termino las 

estructuras de 138 y 46 KV en las subestaciones: Eugenio Espejo, y la 

número 15 (El Bosque); se planificó y adquirió material para líneas de 138  

KV, que va a la S/E  Conocoto.  En cuanto al sistema de distribución, se 

construyen circuitos: primarios, secundarios y de alumbrado público, según 

la necesidad; a la par del mantenimiento y reparaciones de toda la extensa 

red que cubre el área de concesión (incluido iluminación). 

5.1.9 SISTEMAS 

5.1.9.1 Sistemas de generación. 

La E.E.Q.S.A. cuenta con generación propia, tanto generación térmica 

como hidráulica; cabe recalcar que dentro de su área de concesión 

coexisten Empresas de Generación Eléctricas Privadas, las cuales aportan 

con el producto eléctrico dependiendo de su disponibilidad y del despacho 

que realiza el CENACE. Sin embargo la mayor cantidad de energía es 

facilitado por el SIN, con aproximadamente el 80% de la demanda total.  
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Sistemas de generación de la EEQSA, formado por: centrales 

hidroeléctricas de pasada y embalse; varias centrales termoeléctricas. Las 

mismas que están conectadas a 43 barras. Las empresas de generación 

privadas, entregan la energía eléctrica en diferentes puntos del sistema de 

la E.E.Q.S.A. 

5.1.9.2 Sistema de transmisión y subtransmisión. 

La E.E.Q.S.A. se enlaza al SIN en tres puntos, los cuales son: la S/E Santa 

Rosa, la S/E Pomasqui y la S/E la Vicentina. 

En la S/E N° 37 (Santa Rosa) ubicada en la zona de Cutuglagua, 

perteneciente al cantón Mejía, se realiza la interconexión mediante dos 

transformadores de capacidad 46/60/75 MVA con una relación de voltaje 

de 138 kV a 46 kV. 

En la S/E N° 39 (La Vicentina) con dos transformadores, el primero  a 46 

kV con un transformador de capacidad 37/38  MVA propiedad de 

Transelectric y a 138 kV con un transformador de 100 MVA propiedad de la 

E.E.Q.S.A. 

En la S/E N° 57 (Pomasqui) a 138 kV, mediante dos líneas de transmisión, 

pertenecientes a la E.E.Q.S.A. con un transformador de 60/80/100 MVA. 

OBS: De estas subestaciones se alimentan a las demás S/E, sea de 

elevación, reducción o seccionamiento; a través de aproximadamente 800 

Km de líneas para transmisión y distribución. 

5.1.9.3 Sistema de distribución. 

Está representado por elementos eléctricos ubicados entre cada una de las 

subestaciones para distribución y el abonado;  este sistema suministra 

energía eléctrica al consumidor. Este sistema al interior de la E.E.Q.S.A. se 

constituye de los siguientes elementos: red para subtransmisión, 

subestaciones para distribución, red primaria para distribución, centros de 

transformación para distribución, red secundaria para distribución, circuito 

secundario, acometidas y medidores. 
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5.1.9.4 Subestaciones. 

Las subestaciones se interconectan entre sí, la EEQSA cuenta con más 34 

subestaciones, cuya característica es tener transformadores de potencia 

que va desde los 5 MVA hasta los 33 MVA; operando con niveles de voltaje 

de 138 kV y 46 kV en el primario de los transformadores. Los voltajes antes 

mencionados son reducidos a 6,3 kV; 13,8 kV y 22,8 kV en los secundarios 

de los transformadores. 

5.1.9.5 Plataforma informática. 

Para alcanzar esos objetivos se modernizo, con tecnología de punta la 

plataforma informática de la EEQSA con equipos que le convierten en una 

de las mejores de América Latina y por supuesto, se trabaja día a día en la 

remodelación de las agencias para ser más eficiente la atención del cliente 

o abonado, en toda el área de concesión. Se procede a la recaudación 

sistemática de la cartera vencida, se ha procedido al cambio de medidores 

dañados y antiguos. La suma de todas las reestructuraciones es para 

disminuir todo lo negativo. 

5.1.9.6 Beneficios del SCADA y el GIS. 

Con el fin de reducir drásticamente las desconexiones del servicio, 

fenómeno que provoca molestias a los usuarios y pérdidas económicas a la 

EEQSA, se mentalizo la instalación de un moderno sistema de 

automatización y control de subestaciones denominado SCADA. 

Este centro de control centralizara la información de todas las 

subestaciones (elevación, transmisión y distribución), a la par que enviara 

comandos y secuencia de comandos a través de unidades remotas, 

reinstalando el servicio en muy poco tiempo. 

Al objetivo de disminución de pérdidas de energía, abono el funcionamiento 

pleno del Sistema de Información Geografía (GIS), que contiene toda la 

información actualizada en la Cartografía de redes eléctricas y la ubicación 

de clientes en el área de concesión. Este sistema facilita la identificación de 
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pérdidas técnicas y comerciales, permite una planificación más adecuada 

de las redes, provee un inventario y avaluó actualizado de los bienes de la 

entidad y agilita la atención al cliente ante nuevas solicitudes de servicio o 

reclamos por falta de energía. 

Esta tecnología de punta y la información del sistema que se actualiza 

permanentemente, accede todo trabajador de la EEQSA autorizado a 

través de Internet. Lo más importante en base al GIS, comenzó a operar el 

Sistema de Localización Automática de Vehículos (AVL), que permite la 

localización geográfica de los vehículos de la institución en tiempo real y 

posesionarlos sobre la Cartografía y redes del área de concesión, lo que 

facilita una pronta atención al abonado ante nuevas solicitudes de servicio 

o reclamos por falta de energía y por añadidura, hacer un control adecuado 

de las actividades de campo de los grupos de trabajadores. 

5.2 ESQUEMAS UNIFILARES DE CONEXIONES 

Un esquema unifilar de conexión es la representación simbólica de todo 

elemento de un circuito considerando la función que cada uno de ellos cumple 

dentro del esquema. Se representa por una línea indicando el orden de 

funcionamiento, que cada uno de los elementos cumple el esquema; este es el 

resultado que permite la representación de una subestación. 

5.2.1 FACTORES QUE PERMITEN LA IMPLEMENTACION 7 

- Equipo a ser empleado. 

· Cantidad. 

· Calidad. 

· Mejor utilización. 

- Versatilidad. 

                                                           
7 REFERENCIA [5] 
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· Posibilidad de agrupar circuitos en función de requerimientos de 

operación. 

- Maniobrabilidad (facilidad de operación). 

· La estructura del diagrama y su cantidad de  equipo determinan el 

número de pasos de maniobra que tiene que darse a cada una de sus 

operaciones. 

· Mientras más simple en un esquema más sencillo será la operación. 

- Mantenimiento. 

· Facilidad para realizar tareas de mantenimiento con el mínimo de 

suspensión de servicio. 

- Confiabilidad. 

· Forma en que responde la subestación a los eventos de falla que 

pueden presentarse. 

- Continuidad del servicio. 

· Se  refiere a la capacidad que tiene la subestación de realizar 

operaciones de mantenimiento y/o reparación sin suspender el 

servicio. 

- Costo inicial de inversión. 

· Cantidad de equipo. 

· Calidad del mismo. 

· Valor del terreno. 

· Costos de montaje. 

· Puesta en servicio. 

- Costos anuales totales (Cat). 
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Cat = Car + Cad 

Donde: 

  Car Costos anuales de recuperación de capital. 

  Cad Costos anuales de desperfectos. 

 

El valor de Car se obtiene mediante: 

Car = C x r x (1 + r) x [t / ((1 + r) t - 1)] 

       Donde: 

   C Calcular el costo inicial. 

   r Determinar la tasa adecuada. 

   t Definir el periodo de vida útil. 

Costos anuales de desperfectos (Cad) se calcula: 

Cad = (k x Cp x Pt) + (H x Ce x Pt) 

  Donde:  

   k Número de averías por año. 

   Cp Costo por unidad de potencia interrumpida. 

   Pt Potencia total interrumpida. 

   H Horas anuales de interrupción. 

   Ce Costo por unidad de energía no suministrada. 

5.2.2 CARACTERISTICAS DE LOS ESQUEMAS 8 

Los elementos básicos de un esquema de barras son: 

                                                           
8 REFERENCIA [5] 
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Barras: 

  Puntos de conexión de los elementos del sistema. 

Posiciones (bahías): 

Conexión de los elementos del sistema (líneas, generadores, 

transformadores, etc.). 

Equipos: 

 Maniobra, medición y protección. 

 Operación y señalización. 

 Transmisión de datos y comunicaciones. 

Los esquemas de barras se agrupan en los siguientes: 

Barra simple. 

Doble barra. 

Más de dos barras. 

Anillo. 

5.2.3 ESQUEMAS 

5.2.3.1 Esquema básico. 

Se define como bahía una posición representativa de dos casos 

básicamente: 

1. Sitio fijo al interior de una línea de transmisión. 

2. Banco de transformadores. 

Un esquema es seleccionado, así considera los siguientes parámetros: 

- Espacio físico que es determinante para: 

· Colocación de la barra del sistema. 



164 
 

· Disposición de las líneas de transmisión del sistema. 

· Distribución de los equipos del sistema. 

· Zonas de seguridad del sistema. 

- Flexibilidad de operación del sistema. 

- Confiabilidad del sistema. 

- Requerimientos del sistema. 

- Mantenimiento del sistema. 

- Economía del sistema. 

5.2.3.2 Esquema de barra simple. 

Ventajas: 

1. Instalación simple y de maniobra sencilla, de pequeña potencia. 

2. Mínima complicación en las conexiones. 

3. Se admiten cortes de corriente con alguna frecuencia. 

4. Por su costo reducido es el más económico y sencillo de construir. 

Inconvenientes: 

1. Una avería en la barra interrumpe totalmente el suministro de energía. 

2. La revisión de un disyuntor por mantenimiento o falla elimina del 

servicio la salida correspondiente. 

3. Toda bahía se conecta a la barra, no es posible la alimentación 

separada de una o varias salidas. 

4. Resulta imposible la ampliación de la estación sin ponerla fuera de 

servicio (no existe flexibilidad de operación). 
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GRAFICO 5.1 ESQUEMA DE BARRA SIMPLE. 

5.2.3.1 Esquema de doble barra. 

5.2.3.3.1 Esquema de doble barra o barra seccionada. 

La alimentación de cada línea es independiente desde cada una de las 

barras; la mitad de las bahías se conectan al primer juego de barras y 

la otra mitad de bahías al segundo juego de barras. Las salidas se 

pueden dividir según condiciones de funcionamiento del sistema. 

Para mantenimiento y reparación de seccionadores o aisladores 

asociados al primer juego de barras, se conecta todas las bahías de 

alimentación sobre el segundo juego de barras. El disyuntor de 

acoplamiento de barras, permite la alimentación del sistema. 

El disyuntor de acoplamiento de barra es reserva en caso de revisión 

de los disyuntores de línea. 
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GRAFICO 5.2 ESQUEMA DE DOBLE BARRA O BARRA SECCIONADA 

5.2.3.3.2 Esquema de doble barra y doble interruptor. 

El esquema de doble barra con disyuntores dobles por bahía, es 

completo y sumamente costoso. Se conecta la mitad de las bahías a 

cada juego de barras, ya que al prevalecer una falla quedaría fuera de 

servicio la mitad de las bahías.  

El sistema es útil en subestaciones de gran potencia. Son instalaciones 

que permiten la continuidad del servicio. El sistema utiliza dos 

disyuntores conectados a cada una de las barras y asociado a cada 

línea de salida. La salida de cualquier disyuntor de línea o juego de 

barras generales, permite que el sistema de protección active 

automáticamente la conmutación sobre el otro juego de barras. 

Los seccionadores de barras deben permanecer siempre cerrados. No 

se requiere disyuntor de acoplamiento de barras. Los elementos de la 

subestación como: disyuntores, transformadores de medida, etc., se 

duplican, esto permite un mayor grado de confiabilidad. 
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GRAFICO 5.3 ESQUEMA DE DOBLE BARRA Y DOBLE INTERRUPTOR. 

5.2.3.3.3 Esquema de doble barra con la disposición denominada de 

disyuntor y medio por línea de salida 

Esquema más simple respecto a los esquemas anteriormente 

descritos. Mantiene casi la misma flexibilidad de operación respecto del 

esquema anterior. Seguridad en el servicio, mediante la disposición con 

disyuntor y medio por salida. Esta disposición es de uso frecuente en 

instalaciones de gran potencia. 

El sistema de protección resulta más complicado, debido a que la 

protección debe coordinar correctamente el interruptor central con el 

disyuntor de la línea de alimentación. También resulta posible con esta 

disposición, disminuir el número de transformadores de intensidad, 

instalándolos en la salida de las líneas, pero esta solución tiene el 

inconveniente de que en caso de avería o de revisión en el 

transformador de medida, la línea correspondiente debe dejarse fuera 

de servicio. 
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GRAFICO 5.4 ESQUEMA DE INTERRUPTOR Y MEDIO 

5.2.3.2 Esquema de barra principal y barra de transferencia. 

Requiere un juego de barras principal y un juego de barras de trans-

ferencia. El esquema permite trabajos de reparación y mantenimiento de 

disyuntores sin dejar fuera de servicio líneas para la tensión o 

transformadores del sistema; que lo hace practico y se determina una 

mayor confiabilidad del esquema. 

Protege la salida, utilizando el disyuntor de acoplamiento de barras, 

transfiriendo a éste la protección de la línea. El mantenimiento en los 

seccionadores obliga a dejar fuera de servicio la barra correspondiente. La 

subestación queda fuera de servicio si existe falla en la barra principal. 

Funciona adecuadamente para instalaciones con tensión de servicio 

medianamente alta. 

Permite mayor flexibilidad de operación al tener todas sus bahías 

conectadas a la barra principal. Si la barra principal se desconecta para 

mantenimiento, no existen interruptores automáticos para proteger las 

bahías. 
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Una operación de desconexión induce al operador a cometer errores, por la 

cantidad de maniobras que se deben realizar. El costo se incrementa por el 

área de utilización del esquema y el equipo que se ha de utilizar. Se coloca 

un sistema de bloqueo de la operación de los seccionadores en el disyuntor 

de acoplamiento de barras; por la seguridad del esquema. En instalaciones 

para altas tensiones, se utiliza ampliamente el sistema de juego de barras 

doble, en el que un juego de barras actúa como juego de transferencia; con 

esta solución cualquiera de los juegos de barras puede utilizarse como 

juego principal. Se requieren seccionadores adicionales, los cuales pueden 

evitarse en las instalaciones que no precisan de frecuentes trabajos de 

revisión, sustituyéndolos por conexiones fijas para puentear los disyuntores 

en caso de inspección; con estas conexiones fijas, se hace necesario, sin 

embargo, dejar momentáneamente fuera de servicio la salida 

correspondiente, antes y después de los trabajos de revisión. Durante el 

tiempo que dura la revisión del disyuntor, se transfieren las protecciones de 

la salida al disyuntor de acoplamiento, utilizándose éste para la salida cuyo 

disyuntor está desconectado. La revisión de las barras o de los 

seccionadores de barras puede efectuarse sin dejar el sistema fuera de 

servicio; basta con transferir las líneas de un juego al otro juego de barras. 

 

GRAFICO 5.5 ESQUEMA DE BARRA PRINCIPAL Y BARRA DE TRANSFERENCIA. 
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5.2.3.3 Esquema en anillo. 

Muy utilizado en Estados Unidos y que tiene las siguientes ventajas e 

inconvenientes: 

Ventajas: 

1. La desconexión de un disyuntor no afecta a la continuidad del 

servicio. 

2. No se requiere protección de barras. 

Inconvenientes: 

1. La desconexión  simultánea  de  dos disyuntores  puede dejar fuera 

de servicio a más de una salida. 

2. Los esquemas de los aparatos de medida y de protección, resultan 

más complicados. 

3. Es imposible ampliar las instalaciones sin interrumpir el servicio. 

Debido a los inconvenientes antes mencionados, se implementa en 

Subestaciones de importancia y tan sólo se aplica para un máximo de seis 

líneas de salida. 

 

GRAFICO 5.6 ESQUEMA EN ANILLO 
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5.3 METODOLOGIA EN UNA SUBESTACION 9 

5.3.1 DEFINICIONES DE INDICES DE DESEMPEÑO EN UNA 

SUBESTACION 

La estadística es la herramienta matemática que se ocupa de reunir, 

organizar y analizar datos numéricos y que ayuda a resolver problemas 

como el diseño de experimentos y la toma de decisiones. 

Es imposible determinar índices de confiabilidad partiendo de datos 

históricos de la operación de la subestación. 

En las subestaciones existen un registro de cada uno de los sucesos de 

fallas así como también de las salidas por mantenimiento (a este registros se 

lo llama bitácora) y partiendo de estos datos es posible determinar índices 

de confiabilidad. 

5.3.1.1 Desconexión forzada. 

Desconexión causada por falla o defecto de un componente o unidad, 

ocasionando la salida de servicio del componente o de una parte del 

equipamiento principal en forma inmediata, o a la brevedad posible. Una 

desconexión forzada generalmente resulta de condiciones de emergencia, 

inherentes al componente o la unida, requiriendo que estos sean retirados 

de inmediato, automáticamente, o tan solo luego que las operaciones de 

maniobra se hayan ejecutado. Los demás casos de desconexiones 

forzadas provienen de causas accidentales, etc., cuando el componente o 

unidad es retirado de servicio involuntario o indebidamente. Para la 

generación, se incluyen entre los forzados los casos en que la causa de la 

desconexión sea de la naturaleza que no permita su postergación hasta el 

periodo fuera de punta del mismo día, como máximo, hasta el próximo fin 

de semana. Para redes son consideradas como forzadas todas las 

desconexiones que no puedan ser aplazadas hasta un momento en que 

produzcan el menor problema a los consumidores. 

                                                           
9 REFERENCIA [17] 
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5.3.1.2 Desconexión programada. 

Es la que resulta de retirar del servicio un componente o unidad mediante 

un programa preestablecido, asociado al componente o a la unidad. Para 

redes, se consideran como programadas todas las desconexiones posibles 

de ser aplazadas por cuanto no pasan a causar problemas a los 

consumidores. Para generación, se incluyen en programadas las 

desconexiones que puedan ser aplazadas hasta el próximo fin de semana. 

5.3.1.3 Desconexión programada para mantenimiento correctivo. 

Es aquella proveniente de contingencias constatadas que no caracterizan 

una condición forzada, constituyéndose en una desconexión programada 

en la medida que puede ser aplazada el punto de ser incluida en 

programas de mantenimiento. Durante el mantenimiento correctivo, se 

efectúan al componente o unidad los servicios que buscan corregir o 

controlar las causas y efectos de las contingencias constatadas, evitándose 

una potencial desconexión forzada. 

5.3.1.4 Desconexión programada para mantenimiento preventivo. 

Es el retiro de servicio de un componente o una unidad para inspección y/o 

revisión parcial o general. Constituyen, por lo tanto, las actividades son 

ejecutadas en forma continua o periódicamente en los componentes, en 

vista a conservarlos dentro del periodo de vida útil, definido 

económicamente para cada uno de ellos. Se tiene así un conjunto de 

procedimientos programados que reducen o previenen la probabilidad de 

fallas (incidentes adversos) provenientes del uso o desgaste medio de os 

componentes, de modo de mantener dicha probabilidad en valores 

relativamente constantes. 

5.3.1.5 Desconexión programada para otras aplicaciones. 

Es la que resulta del retiro del servicio de la unidad o componente por 

motivos de operación, construcción, ensayos y otros, involucrando 

necesariamente a la unidad o componente. 
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5.3.1.6 Disponible conectado. 

Corresponde al estado de un componente o unidad de servicio, o sea 

conectado o sincronizado al sistema. En esta condición, el componente o la 

unidad puede no estar a plena carga, caracterizándose una operación 

normal o una operación con restricción. 

5.3.1.7 Disponible conectado en operación con potencia limitada. 

Es el estado en que la unidad o componente tiene su potencia nominal 

limitada o reducida, debido a un defecto a una falta en uno de sus 

componentes, o a otra condición restrictiva específica. 

5.3.1.8 Disponible desconectado. 

Corresponde al estado de un componente o unidad que no está en servicio, 

desconectado por razones de economía o similares, aun cuando está 

disponible para la operación. Este estado perdura en tanto que el 

componente se conserve fuera de servicio en los estados de reserva. 

5.3.1.9 Interrupción forzada. 

Es aquella proveniente de una desconexión forzada. Es de naturaleza 

imprevisible, no pudiendo ser aplazada. La oportunidad de dar aviso a los 

consumidores, cuando existe, se restringe a una fracción de hora o, como 

máximo de algunas horas. 

5.3.1.10 Frecuencia de indisponibilidad. 

Es el número medio de interrupciones (o la media del número de 

interrupciones) por unidad de tiempo y por componente. Esta frecuencia de 

indisponibilidad se la suele mencionar cuando se hacen los mantenimientos 

respectivos. 

5.3.1.11 Tasa de falla (l). 

Representa la cantidad de veces que un consumidor se ve privado del 

suministro de electricidad, por unidad de tiempo. Generalmente se 
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considera como unidad de tiempo el periodo de 1 año, ya que la 

disponibilidad de electricidad normalmente es alta. El inverso de la tasa de 

falla se conoce como tiempo promedio entre fallas. 

5.3.1.12 Tiempo de reparación (r). 

En este trabajo se utiliza como un nombre genérico, que representa la 

acción de cambio o reparación del “elemento causante del problema”. Es el 

tiempo promedio que dura una falla de suministro, expresado en horas. El 

inverso del tiempo de reparación se conoce como tasa de reparación. 

5.3.1.13 Número de averías por año (g). 

Es el número de averías por unidad de tiempo y por componente. La 

unidad de tiempo por lo general es el año. 

5.3.1.14 Tiempo de interrupción (h). 

Es el tiempo durante el cual un componente no se halla disponible. El 

tiempo de interrupción viene dado en horas por año. 

5.3.1.15 Avería leve. 

Una avería es considerada como leve cuando su reparación es realizada 

dentro de un tiempo menor o igual a 24 horas. 

5.3.1.16 Avería grave. 

Una avería es considerada como grave cuando su tiempo de reparación 

sobrepasa las 24 horas. 

5.3.1.17 Grado de funcionalidad. 

Es una cifra que nos permite apreciar o medir la confiabilidad de servicio. 
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5.3.1.2 Período estadístico. 

Es el intervalo o la suma de intervalos de tiempo al cual corresponde las 

observaciones, los procedimientos y los cálculos de los índices de 

desempeño. A nivel del CIER el menor período estadístico del año. 

5.3.1.3 Horas de salida reforzada (HDF). 

Es el intervalo de tiempo en que el componente o la unidad ha 

permanecido en condición de desconexión forzada. La duración de una 

desconexión forzada es el periodo de tiempo que comienza cuando la 

unidad ya no está sincronizada al sistema, o el componente se desconecta 

del sistema y termina cuando se hayan efectuado las reparaciones 

requeridas por la desconexión forzada. 

5.3.1.4 Horas de operación con restricción. 

Es el tiempo en que la unidad o componente no está disponible para operar 

a plena carga. Estas horas de disponibilidad parcial pueden ser forzadas o 

programadas. 

5.3.1.5 Horas de servicio (HS). 

Es el número total de horas del periodo en que una unidad operó 

sincronizada al sistema (con el interruptor cerrado), con capacidad total 

(plena carga) o con capacidad limitada (disponibilidad parcial). 

HORAS DE SERVICIO = Horas de disponibilidad parcial forzada + Horas 

de disponibilidad parcial programada + Horas de operación normal. 

5.3.1.6 Horas disponibles (HD). 

Es el tiempo, en horas, durante el cual una unidad o componente está en 

condiciones para operar con capacidad normal o limitada n relación con el 

sistema. Incluye el estado disponible conectado y disponible desconectado. 
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HORAS DISPONIBLES: Horas de Operación normal (sin limitación) + 

Horas de operación limitada forzada + Horas de operación limitada 

programada + Horas de parada en reserva (disponibilidad desconectado). 

5.3.1.7 Horas indisponibles (HI). 

Es el tiempo, en horas, en que la unidad o componente no está disponible 

para el servicio. Incluye las horas de desconexión forzada, desconexión 

programada, y desconexión por condiciones externas. 

5.3.1.8 Horas de período (HP). 

Es el total de horas del período considerado (un año). 

5.3.1.9 Horas de desconexión programada (HDP). 

Es el lapso de tiempo en que el componente o la unidad han permanecido 

en la condición de desconexión programada. 

Si el componente o la unidad no está en operación, la condición comienza 

en el momento en que se le ha señalado como listo para la actividad 

programada y en caso de que se encuentre en operación comienza en el 

momento en que se desconecta o sale del sincronismo con el sistema. En 

ambos casos terminan en el momento en que se ha señalado a la 

instalación como liberada de la condición programada y disponible para el 

servicio. 

5.3.1.10 Horas de desconexión programada para mantenimiento correctivo 

(HDPMC). 

Es el tiempo en horas, en que un componente o una unidad no están 

disponibles debido a una desconexión para mantenimiento correctivo. 

5.3.1.11 Horas de desconexión programada para mantenimiento preventivo 

(HDPMP). 

Es el tiempo en horas, en que un componente o una unidad no están 

disponibles debido a una desconexión para mantenimiento preventivo. 
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5.3.1.12 Horas de desconexión programada para otras aplicaciones 

(HDPOA). 

Es la suma de las horas en que el componente o una unidad permanecen 

en condiciones de desconexión para otras aplicaciones. 

5.3.1.13 Unidades – año reportadas (UAR). 

Es el número de unidades-año referido al período estadístico que será 

analizado. 

El ejemplo siguiente, considerando que el período estadístico (o sea el 

intervalo de tiempo en que se procesan las informaciones para su análisis) 

es igual a un año, contiene 1,99 UAR de operación (y de observación) de 

tres unidades, para los que el número de UAR del grupo es la suma de las 

UAR individuales, o sea. 

 

  Unidad A – 1 año    1,00 unidad – año reportado 

  Unidad B – 5 meses  0,41 unidad – año reportado 

  Unidad C – 7 meses  0,58 unidad – año reportado 

       1,99 unidades – año reportado 

 

En los casos de fracción de año, aproximar hasta el segundo decimal. 

Como el menor período estadístico considerado es una año, el número de 

unidades – año reportadas siempre será menor o igual a la suma del 

número de unidades. El concepto de unidades – año reportadas es el 

mismo para unidades generadoras y para componentes. Las UAR para las 

líneas de transmisión utilizan, de manera análoga, la forma km/año, con los 

datos referidos a 100 Km. 
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5.3.1.14 Horas de operación con restricción. 

Es el tiempo que la unidad o componente no están disponibles para operar 

a plena carga. Estas horas de disponibilidad parcial pueden ser forzadas o 

programadas y su recopilación es como sigue: 

Horas de Disponibilidad Parcial 

FORZADA con reducción entre: 

Horas de Disponibilidad Parcial 

PROGRAMADA con reducción entre : 

0.10 – 19.9% de la Potencia Nominal 

20.0 – 29.9% de la Potencia Nominal 

30.0 – 39.9% de la Potencia Nominal 

40.0 – 49.9% de la Potencia Nominal 

50.0 – 59.9% de la Potencia Nominal 

60.0 – 69.9% de la Potencia Nominal 

70.0 – 79.9% de la Potencia Nominal 

80.0 – 89.9% de la Potencia Nominal 

90.0 – 99.9% de la Potencia Nominal 

0.10 – 19.9% de la Potencia Nominal 

20.0 – 29.9% de la Potencia Nominal 

30.0 – 39.9% de la Potencia Nominal 

40.0 – 49.9% de la Potencia Nominal 

50.0 – 59.9% de la Potencia Nominal 

60.0 – 69.9% de la Potencia Nominal 

70.0 – 79.9% de la Potencia Nominal 

80.0 – 89.9% de la Potencia Nominal 

90.0 – 99.9% de la Potencia Nominal 

CUADRO 5.3 HORAS DE OPERACIÓN CON RESTRICCIÓN 

5.3.2 ÍNDICE DE DESEMPEÑO 10 

Una vez determinados los datos histórico (estadísticos) de una S/E, es 

necesario determinar con ellos los índices de desempeño que representen la 

confiabilidad de la subestación. 

A continuación se muestran los índices de confiabilidad que deben ser 

calculados: 

5.3.2.1 Tasa de salida forzada (FOR). 

Es la medida de la probabilidad que ocurra una desconexión ya sea por 

problemas inesperados o falla. Se calcula como el “total de horas de salida 

forzada dividido por la suma de horas de salida forzada y las horas de 

servicio en el período de transmisión se calculará para las líneas por cada 

100 km. 

                                                           
10 REFERENCIA [17] 
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Donde: 

 HDF  Horas de salida forzada 

 HS  Horas de servicio 

 

5.3.2.2 Índice de falla en el arranque (IFA). 

Es la relación entre el número de falla en el arranque y el número de 

arranques. El número de arranques es el total, con  o sin falla, 

exceptuándose los arranques para pruebas solicitadas por el agente más 

no para pruebas de Verificación de Parámetros.    

  

 

Donde: 

DFPA Número de desconexiones forzadas por falla en el        

arranque 

 PA  Número total de arranques 

 

5.3.2.3 Frecuencia de disparos (FD). 

 

 

Donde:  

 ND  Número de disparos de la unidad 

 HPA  Horas del período analizado 
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5.3.2.4 Tasa de desconexión programada para mantenimiento preventivo 

(TDPMP). 

Es la relación entre el número de desconexiones programadas para 

mantenimiento preventivo y las horas de servicio. 

 

Donde: 

DPMP Número de desconexiones programadas para 

mantenimiento preventivo. 

HS  Horas de servicio 

 

5.3.2.5 Tasa de desconexión programada para mantenimiento correctivo 

(TDPMC). 

Es la relación entre el número de desconexiones programadas para 

mantenimiento correctivo y las horas de servicio. 

 

Donde: 

DPMC Número de desconexiones programadas para 

mantenimiento correctivo. 

HS  Horas de servicio 

 

5.3.2.6 Índice de indisponibilidad total programada. 

Es la relación entre las horas de desconexión programada y el total de 

horas indisponibles. Expresa la probabilidad que un componente o unidad 

esté en una condición de desconexión programada indisponible en el 

período considerado. 
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Donde: 

 HDP  Horas de desconexión programada. 

 HI  Horas de indisponibilidad. 

 

5.3.2.7 Duración media de la desconexión programada (rp). 

Es el tiempo medio de una desconexión programada. Es calculado por la 

relación entre las horas de desconexión programada y el número de 

desconexiones programadas. 

 

Donde: 

 HDP  Horas de desconexión programada. 

 DP  Número de desconexiones programadas. 

 

 

5.3.2.8 Frecuencia de interrupción. 

 

 

Donde: 

 NI  Número de interrupciones de servicio. 

 HPA  Horas de período analizado. 
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5.3.2.9 Duración anual por interrupciones (DAI). 

 

 

 

Donde: 

  TIi  Tiempo en horas que dura la interrupción “i”. 

  HPA  Horas del período analizado. 

 

5.3.2.10 Energía anual interrumpida (EAI). 

 

 

Donde: 

  (PIN) i  Potencia interrumpida (kW) en la interrupción “i”. 

  TIi  Tiempo en horas que dura la interrupción “i”. 

  HPA  Horas del período analizado. 

5.3.3 ÍNDICES DE CONFIABILIDAD DE UNA S/E 

Los índices o parámetros de confiabilidad utilizados para redes eléctricas 

pretenden cuantificar la calidad del servicio que presenta la red en cualquier 

punto de consumo. En algunos casos también se definen índices globales 

para el sistema como un todo. Entre los cuantificadores más populares se 

cuentan: 
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5.3.3.1 Tasa de falla (l). 

Representa la cantidad de veces que un consumidor se ve privado del 

suministro de electricidad, por unidad de tiempo. Generalmente se 

considera como unidad de tiempo el período de un año, ya que la 

disponibilidad de electricidad normalmente es alta. El universo de la tasa de 

falla se conoce como tiempo promedio entre fallas. 

5.3.3.2 Tiempo de reparación (r). 

De forma general nos referimos a una acción que permite el cambio o 

reparación de un elemento involucrado en la falla. Definido como el tiempo 

promedio de duración de la falla, expresado en horas. El inverso de este 

tiempo promedio de duración se le ha denominado como tasa de 

reparación. 

5.3.3.3 Energía no suministrada (ENS). 

Es la cantidad de energía que una S/E de cualquier clase no entrega al 

siguiente nodo. Índice importante por el factor económico que representa. 

5.3.3.4 Tiempo anual de desconexión esperada (U). 

Indisponibilidad total de la S/E durante un año, medio en horas, Determinado 

como el producto de la tasa de falla y la duración promedio. 

5.3.4 DEFINICIÓN DE TÉRMINOS UTILIZADOS EN LA EEQSA11 

5.3.4.1 Acometida. 

“Es la instalación que comprende entre el punto de entrega de la energía al 

consumidor y la red púbica de la Empresa Distribuidora”.12 

                                                           
11 REFERENCIA [23] 
12 REFERENCIA [3] 
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5.3.4.2 Apertura del seccionamiento. 

“Acción de abrir el equipo de seccionamiento y que puede ser verificado 

visualmente. Este equipo puede ser operado, previa la desconexión de un 

equipo de operación con carga”. 

5.3.4.3 Barras de salida. 

“Corresponde a las barras de alto voltaje en las subestaciones de 

reducción”. 

5.3.4.4 Centro de transformación. 

“Constituye el conjunto de elementos de transformación, protección y 

seccionamiento utilizados para la distribución de energía eléctrica” 

5.3.4.5 Consignación de la zona de trabajo. 

“Es la secuencia de operaciones programadas que deben realizarse para 

dejar sin energía eléctrica la zona de trabajo también sin la posibilidad 

física, mediante bloqueos y cortocircuito a tierra, de que esta se pueda 

energizar accidentalmente por los siguientes motivos: Alimentación de 

energía desde la fuente principal, energización por retorno, energización 

por inducción (la que puede ser causada por elementos energizados, en 

mayor o menor tensión, cercanos a las redes en la zona de trabajo), por 

descargas atmosféricas por caída accidental en líneas energizadas que 

pertenecen a otra red, sobre la red de la zona de trabajo”. 

5.3.4.6 Equipo de operación con carga. 

“Equipo eléctrico adecuado para desconectar con flujo de corriente 

eléctrica (carga)”. 

5.3.4.7 Equipo a desconectarse. 

“Equipo o dispositivo eléctrico, que suspende el flujo de corriente eléctrica. 

Entre los equipos más utilizados en la Empresa Eléctrica Quito, se tiene: 



185 
 

- Disyuntor: Equipo instalado como derivación de las barras en las 

subestaciones de distribución, para conectarse al primero de 

distribución. 

Este equipo de protección de sobrecorriente puede operar con carga 

de manera manual o automática. 

- Interruptor: Equipo que puede operar el cierre o apertura del circuito de 

operación con carga. Se utiliza en tramos largos de alimentadores 

primarios, usualmente se instala en la mitad de los mismos. 

- Reconectador: Equipo de protección de sobrecorriente. Cuando se 

produce falla el equipo se desconecta transcurre un pequeño intervalo 

de tiempo y se vuelve a conectar automáticamente; si la falla continúa, 

se vuelve a desconectar, este proceso puede repetirse varias veces 

dependiendo del Reconectador, si no se despeja la falla el equipo se 

desconecta definitivamente hasta que el personal de la Empresa 

solucione el problema. 

- Seccionador fusible: Equipo de protección de sobrecorriente, no se 

puede abrir o cerrar cuando el circuito se encuentra con carga. Se 

utiliza en ramales pequeños con el fin de que al existir una falla en un 

ramal pequeño, esta no afecte a todo el circuito. 

- Seccionadores de barra: Equipo de seccionamiento o corte físico de la 

red de alta tensión, no se puede operar la apertura o cierre con carga. 

Generalmente se utiliza para conectar alimentadores primarios cuando 

se necesita transferencia de carga” 

5.3.4.8 Factor de potencia. 

“Es la relación entre la potencia activa y la potencia aparente” 

5.3.4.9 Flujo de trabajo. 

“El flujo de trabajo (workflow) tiene una directa relación con la 

automatización de los procedimientos donde los documentos, la 

información tareas son transferidas entre el personal involucrado en un 

proceso, de acuerdo a un conjunto de normas establecidas. Se puede ver 

al workflow como un conjunto de métodos y tecnologías que ofrecen las 
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facilidades para modelar y gestionar los diversos procesos que ocurre 

dentro de la empresa.” 

5.3.4.10 Frecuencia de las interrupciones. 

“Es el número de veces, en un período determinado, que se interrumpe el 

suministro a un Consumidor.” 

5.3.4.11 Interrupción. 

“Es el corte parcial o total del suministro de electricidad a los consumidores 

del área de concesión del Distribuidor”. 

5.3.4.12 Interrupción no programada. 

“Es cuando la interrupción no puede ser diferida en el tiempo, como es el 

caso de la pérdida de servicio por una descarga atmosférica”. 

5.3.4.13 Interrupción instantánea. 

“Se tiene cuando el servicio es restablecido por equipos automáticos, con 

una duración por lo general menor a 15 segundos”. 

5.3.4.14 Interrupción temporal. 

“Esta interrupción se tiene cuando el personal de la Empresa restablece el 

servicio de forma manual. Generalmente estas interrupciones duran treinta 

minutos a dos horas”. 

5.3.4.15 Interrupción permanente. 

“Este tipo de interrupción dura por lo general más de dos horas, y se 

presenta cuando el servicio no puede ser establecido hasta que el 

componente que falla sea recuperado o reemplazado” 

5.3.4.16 Interrupción programada. 

“Es una interpretación planificada por la Empresa Distribuidora, con el fin 

de dar mantenimiento preventivo o adecuar el sistema.” 
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5.3.4.17 Intranet. 

“Una intranet no es más que el resultado de exportar la idea de internet al 

ámbito de una organización para su exclusivo uso interno. El éxito de 

Internet ha sido justamente debido a que permite comunicarnos con  todo 

el mundo, pero su filosofía de trabajo es perfectamente aplicable a la 

gestión empresarial para permitir una buena comunicación y gestión 

interna.” 

5.3.4.18 Levantar la zona de consignación. 

“Es una secuencia de operaciones y maniobras programadas que tienen 

que realizarse para normalizar el servicio eléctrico. Después de que haya 

confirmado la terminación de los trabajos en la red; en resumen: verificar 

que ningún trabajador se encuentra en la red o en su proximidad, verificar 

que en la red no haya elementos extraños, como herramientas, cabos, 

ganchos, etc., retirar los circuitos a tierra instalados para protección de la 

zona de trabajo y seguridad del personal, realizar por escrito el acta de 

entrega recepción de las instalaciones, realizar todas las operaciones y 

maniobras para la energización real de la red. 

5.3.4.19 Niveles de voltaje. 

“Se refiere a los niveles de alto voltaje (AV), medio voltaje (MV) y bajo 

voltaje (BV) definidos en el reglamento de Suministros del Servicio” 

Sus valores son los siguientes: 

Bajo voltaje    hasta 0.6 kV 

Medio voltaje    entre 0.6 kV y 40 kV 

Alto voltaje    mayor a 40 kV.3 

5.3.4.20 Operación automática. 

“Orden de apertura o cierre de disyuntores en primarios de distribución 

desde el SISTEMA SCADA” 
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5.3.4.21 Operación manual. 

“Apertura o cierre de disyuntores de primarios de distribución, desde la sala 

de tableros de las subestaciones o del cubículo del disyuntor.” 

5.3.4.22 Período de medición. 

“La finalidad es determinar la calidad del servicio eléctrico, en este tiempo 

hay que realizar mediciones de nivel de voltaje, estudio de armónicos, 

factor de potencia, etc.; estas mediciones serán realizadas durante varios 

días y a diferentes horas del día, pero cada día a la misma hora”2 

5.3.4.23 Primario. 

“Red de distribución de medio voltaje (23 kV, 13.2 kV o 6.3 kV en el caso 

de la EEQSA), que alimenta a los transformadores de distribución.” 

5.3.4.24 Ramal de un primario. 

“Parte de un primario de distribución, que se deriva desde el troncal a 

través de un equipo de protección y/o seccionamiento.”2 

5.3.4.25 Redes de distribución. 

“Todos los equipos y materiales que componen los sistemas de distribución 

de alto, medio y bajo voltaje, para atender a los clientes, que se encuentran 

en el área de concesiones de una Empresa.” 

5.3.4.26 Seguridad. 

“Cualidad de un sistema que le permite enfrentar y superar una falla 

intempestiva; procurando que sean mínimas en frecuencia y tiempo.” 

5.3.4.27 Servicio. 

“Es la utilización de la electricidad por parte del consumidor.” 



189 
 

5.3.4.28 Sistema Scada. 

“Sistema de supervisión, control y adquisición de datos en forma remota, 

con lo cual el Despachador de Distribución dispone a todo momento de la 

siguiente información: Estado del disyuntor del primario (abierto o cerrado), 

estado del comando primario (local, remoto), corriente por cada una de las 

fases del primario, así como sus respectivos voltajes y frecuencia.” 

5.3.4.29 Subestación. 

“Instalación eléctrica compuesta por: 

- Transformadores de reducción con un voltaje 138 kV o 46 kV a voltajes 

de distribución en 23 kV, 13,2 kV o 6.3 kV. 

- Disyuntores para las líneas de Subtransmisión (46kV) o transmisión (138 

kV). 

- Disyuntores para primarios  de distribución de 23 kV, 13,2 kV y/o 6,3 kV. 

- Otros equipos.” 

5.3.4.30 Voltaje nominal. 

“Es el valor del voltaje utilizado para identificar el voltaje de referencia de 

una red eléctrica.” 

5.3.4.31 Voltaje de suministro. 

“Es el valor del voltaje del servicio que el distribuidor suministra en el punto 

de entrega al Consumidor en un instante dado.” 

5.3.4.32 Zonas sin servicio. 

“Zona en la que se suspende el servicio eléctrico y que está delimitada muy 

claramente, con determinación de los equipos de seccionamiento a operar 

y puntos de instalación de cortocircuito a tierra para completar la 

consignación.” 
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5.4 ENERGIA NO SUMINSITRADA (ENES) 

El valor del costo de la energía eléctrica no suministrada, comprende muchos 

factores y se intenta valorar la confiabilidad del SEP para compararlo con el 

costo del sistema y así determinar el grado de confiabilidad del SEP. 

Totaliza el monto estimado de energía no suministrada en el período de 

observaciones y se calcula en base a la demanda interrumpida, multiplicada 

por la respectiva duración. 

 

En el costo de la energía no suministrada se involucra varios factores y la 

interrupción del servicio eléctrico por cualquier circunstancia puede causar 

daño en los equipos eléctricos en él: sector residencial, sector comercial y el 

sector industrial; sin embargo la situación más crítica se produce en el sector 

industrial donde incide directamente sobre la producción, generando la mayor 

pérdida económica; razón fundamental para determinar el costo de la energía 

no suministrada. 

Para determinar lo más exacto posible las pérdidas económicas debido a la 

energía no suministrada es necesario determinar los costos de interrupción 

para el sector residencial, el sector comercial, el sector industrial y en conjunto. 

La magnitud de una interrupción y la duración de la misma se correlacionan. 

- Duración corta y magnitud pequeña puede causar caos si se presenta 

durante la hora pico (intervalo de tiempo en el cual la demanda de energía 

es considerablemente mayor), aunque afecte a pocos consumidores. 

- Cuanto más larga es la interrupción y mayor su magnitud (kWh no 

servidos), es probable que los costos sociales sean más altos; aunque la 

correlación pueda ser altamente no lineal. 
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La energía no suministrada en su mayoría se debe a fallas en sus propias 

instalaciones, por esta razón hay que realizar estudios de confiabilidad; los que 

determinaran las mejores opciones para brindar un servicio de calidad al 

usuario. Los errores humanos serían la segunda causa que provocan una 

mayor cantidad de energía eléctrica no suministrada; recomendando que cada 

empresa eléctrica concesionaria de este producto, contrate personal calificado 

o capacite de acuerdo al perfil humano – técnico al existente. 

 

5.4.1 COSTO DE LA ENERGIA NO SUMINISTRADA 

El costo de la interrupción para un consumidor o usuario; tendríamos dos 

variables: el tipo de escases y la estrategia direccionada por la escasez. El 

tipo de escasez se determina por la escasez de capacidad o una escasez de 

energía. 

La escasez de capacidad se relaciona con la cantidad de la capacidad 

disponible que más es suficiente en demanda máxima (horas pico); estas 

interrupciones son de duración corta y ocurre en las horas de demanda 

máxima diarias y estacionales. Se puede manejar tal situación de la 

demanda en horas pico, por el mecanismo del precio o racionando. Lo 

práctico sería educar a la población (país) que cambie ciertos hábitos de 

vida; como es realizar actividades de lavado de ropa en máquinas, secado 

de ropa en máquina y planchar ropa observando programas televisivos y 

hasta bañarse, mantener encendido luces y aparatos eléctricos 

innecesariamente, etc.; en horas de demanda máxima o denominadas pico 

(18h00 a 20h00); todo ello sin restringirse de la comodidad que representa el 

hacer uso correcto de la energía eléctrica. Una escasez de capacidad puede 

ser por una reducción en los márgenes de reserva en operación debido a la 

incorrecta planificación (interrupciones inesperadas más frecuentes y 

persistentes). 

La escasez de energía eléctrica se presenta cuando la electricidad (kWh) 

comprada para cubrir la demanda de energía en un período de tiempo 
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especificado, excede a la disponibilidad de energía para dicho período; se 

presenta por falta de combustibles para ciertas centrales termoeléctricas y 

son de duración extendida (semanas, meses). Los costos económicos son 

también una función de las estrategias de dirección de la escasez. Por 

ejemplo; si la estrategia es racionar cualquier escasez, entonces una política 

de reducción equiproporcional generalmente producirá costos económicos 

totales más altos que una política de racionamiento selectivo de usuarios 

cada vez más marginales. 

La estrategia de la dirección determinada por la escasez sería: importar 

energía a cualquier costo, reducción de voltaje, reducción de cargas 

interrumpibles, estrategia de apagones rotativos sectoriales, etc.; de esta 

manera el cliente experimenta una de varias condiciones: ningún cambio en 

el suministro normal, una rebaja en la calidad de servicio (voltaje o 

frecuencia) o una interrupción. 

 

5.4.2 COMPONENTES DE LOS COSTOS DE LA INTERRUPCIÓN 

El costo de la escasez es la suma del costo de la salida a corto plazo más 

los costos de la respuesta a largo plazo. 

El costo de interrupciones a corto plazo, es un costo EX POST y mide el 

costo al consumidor de una interrupción particular. Si la interrupción es en el 

sector residencial el consumidor adoptaría alternativas; si tenía prevista una 

actividad se tendrá que postergar hasta que se normalice el servicio 

eléctrico; si la alternativa no es disponible se tendrá desistir de la actividad y 

el beneficio que ello conlleva. El consumidor residencial tiene una 

interrupción de corto plazo, por la inconformidad que resulta de diferir 

actividades relacionadas con el uso de la electricidad. Existen respuestas 

que dan lugar a costos fuera del presupuesto como: utilizar velas para la 

iluminación, bombeo manual de agua, etc. 

En el sector industrial se refleja en el recurso ocioso (recursos intangibles 

que están disponibles y no se pueden utilizar como: el trabajo, el capital 
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humano – económico, la iniciativa humana, etc.); materia prima y pérdidas 

de inventario, daños de maquinarias, costo del proceso y el costo 

relacionado con la salud del ser humana y su seguridad (hospitales, casas 

de salud, proceso de medicamentos, etc.). 

El cliente o abonado puede reducir los costos de las futuras interrupciones, 

debe invertir para mitigar la interrupción de energía instalando: 

autogeneración, cogeneración, planificación de carga, protección de 

interruptores, reguladores de voltaje, etc. 

El impacto de la interrupción se cuantifica usando una variedad de 

aproximaciones, como  son: 

- Métodos analíticos. 

- Estudios de suspensión de energía real. 

- Estudios del cliente. 

Métodos de estudio de costos del usuario pueden agruparse en tres 

categorías principales. 

- Métodos de valoración de contingencias. 

- Métodos de cálculo de costos directos. 

- Métodos de cálculo de costos indirectos. 

5.4.3 DETERMINACIÓN DEL COSTO DE LA ENERGÍA NO 

SUMINISTRADA 

Contar con un servicio de energía eléctrica con calidad es sinónimo del 

progreso económico y desarrollo de una sociedad. 

El costo provocado al no suministrar energía eléctrica, aparte de los 

inconvenientes ocasionados el sector consumidor (residencial, comercial e 

industrial); se debe tomar en consideración el costo de no facturación, costo 

por déficit energético y costo de interrupción. 
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5.4.3.1 Costo de no facturación. 

Este costo es absorbido por la empresa generadora al no poder suministrar 

la energía a sus consumidores (distribuidores, grandes consumidores; si no 

han concertado al venta de energía). La evaluación de este costo depende 

de la tarifa de cada concesionario; el costo en la empresa distribuidora 

estaría determinado por el valor monetario no recaudado. 

5.4.3.2 Costo del déficit. 

Relacionado directamente con la restricción en la producción de energía 

eléctrica por la escasez de fuentes primarias de energía o unidades de 

generación; limitación del Sistema de: Transmisión, Subtransmisión o 

Distribución. Sinónimo de racionamiento y el costo del déficit es por el 

tiempo que deja de suministrar energía eléctrica. 

5.4.3.3 Costo de interrupción. 

Perjuicio al usuario por la limitación del suministro de energía eléctrica 

originado por una falla de cualquier naturaleza y no existe forma alguna de 

prevenir. Siendo esta restricción de corta duración por tratarse de 

contingencias propias del sistema. 

El cálculo más usual del costo de  interrupción es a través del MÉTODO 

DIRECTO, que consiste en elaborar cuestionarios y cuya información es 

obtenida directamente del consumidor de energía eléctrica; de cuyos 

resultados se determina una evaluación del costo de interrupción del 

suministro de energía eléctrica. 

Para determinar el costo de la energía no suministrada por una falla en el 

sistema (de cualquier naturaleza) lo más cercano posible a  un valor que se 

pueda considerar como aceptable en lo económico; se calcula el costo del 

déficit de la energía no suministrada y no el costo de la interrupción de la 

energía no suministrada; esto es debido al requerimiento detallado que 

implica el método directo. 
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5.4.3.4 Costos por compensaciones a usuarios finales. 

Cuando el distribuidor no cumpla con las exigencias establecidas en la 

Regulación de Calidad, el CONELEC dispondrá la aplicación de 

compensaciones a los consumidores finales. La aplicación de las 

compensaciones tendrá vigencia a partir del inicio de la Subetapa 1, 

definida en la Regulación de la Calidad de Servicio Eléctrico de Distribución 

y durante todo el plazo de concesión de todas formas se utilizan estos 

valores para dar una idea del valor que debería pagar la empresa si se 

estuviere en esta subetapa. 

Las compensaciones por incumplimientos en las condiciones pactadas 

dependerás de la energía no suministrada y su valoración. 

5.4.4 DISPONIBILIDAD E INDISPONIBILIDAD 

La disponibilidad de un dispositivo reparable en la proporción de tiempo 

(dentro de un proceso estacionario) en que el dispositivo esta en servicio o 

listo para el servicio. Se considera que un equipamiento es indisponible 

cuando está fuera de servicio por causa propia o por la de un equipo 

asociado a su protección y maniobra. 

5.4.4.1 Variación en la disponibilidad de energía. 

Relacionar directamente una variación en un nivel de probabilidad de 

abastecimiento de algún punto de la red con parámetros tales como tasas o 

tiempos de falla puede resultar muy complejo para las empresas eléctricas; 

se plantea entonces como contrapartida, analizar un cambio en la 

disponibilidad de energía, que identifica una medida bastante clara: el 

tiempo total de indisponibilidad de servicio para un punto de carga, 

concepto que es manejado por quienes operan estos sistemas y que de 

hecho esta evaluado numéricamente. Un parámetro que puede utilizarse 

para comparar económicamente los cambios propuestos en la Energía no 

Suministrada que se relaciona directamente con la disminución en la 

indisponibilidad de servicio. 



196 
 

Las variaciones negativas de tasa de falla y tiempo de reparación, en 

definitiva significan disminuciones y, por lo tanto, tiene el efecto de 

aumentar la probabilidad de disponer energía, es decir aumentar la 

disponibilidad total de energía. 

5.4.4.2 Metodología de cálculo para la energía no suministrada. 

El costo del déficit de la energía no suministrada, es el resultado de un 

análisis de regresión econométrica que puede ser estático o dinámico, en 

los cuales se requiere los datos de: Producción Interna Bruta y el consumo 

de energía; que ha tenido el país. Método recomendado para situaciones 

de restricción de energía eléctrica que provoca una disminución de la 

actividad económica tal que resulten en pérdidas de días enteros de trabajo 

y cancelación de transacciones comerciales. 

Realice el análisis mediante regresión econometría estática. 

5.4.4.3 Identificación de una interrupción según el CONELEC. 

Para un Sistema Eléctrico denotaremos: 

- Hora, fecha y lugar donde se inicia la interrupción. 

- Identificación del origen (interno o externo). 

- Lugar e identificación del sistema afectado (circuito de BV, centro de 

transformación de MV/BV, circuito de MV, S/E de distribución AV/MV, 

rede AV). 

- Identificación de la causa de cada interrupción. 

- Relación de equipos fuera de servicio, señalando su respectiva potencia 

nominal. 

- Número de abonados afectados en cada interrupción. 

- Número total de usuarios que son parte del sistema en estudio 

- Energía no suministrada. 
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- Hora y fecha que finaliza cada interrupción. 

5.4.4.4 Clasificación de la interrupción según el CONELEC. 

4.3.4.3.26 Por su duración. 

- Breves, las de duración igual o menor a tres minutos 

(momentáneas). 

- Largas, las de duración mayor a tres minutos (sostenidas). 

4.3.4.3.27 Por su origen. 

- Externas al sistema de distribución o interconexión 

§ Otro distribuidor. 

§ Transmisor. 

§ Generador. 

§ Restricción de carga. 

§ Baja de frecuencia. 

§ Otros. 

- Internas al sistema de distribución. 

· Programadas. 

· No programadas. 

4.3.4.3.28 Por su causa. 

- Programadas. 

· Mantenimiento 

· Ampliaciones 

· Maniobras 
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· Otras 

- No programadas (intempestivas, aleatorias o forzadas). 

§ Climáticas. 

§ Ambientales. 

§ Terceros. 

§ Red de AV. 

§ Red de MV. 

§ Red de BV. 

§ Otros. 

4.3.4.3.29 Según el voltaje nominal. 

- BV hasta 0,6 kV. 

- MV entre 0,6 kV y 40 kV. 

- AV mayor a 40 kV. 

5.4.4.5 Clasificación de la interrupción según la CIER. 

4.3.4.3.30 Según su origen 

- Interconexión o externa al sistema. 

- Generación del sistema. 

- Transmisión del sistema. 

- Subtransmisión y Distribución primaria del sistema. 

- Distribución secundaria (BT). 

- Transformador. 
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4.3.4.3.31 Según la causa 

- Interrupciones forzadas (no programadas). 

- Interrupciones programadas. 

4.3.4.3.32 Según la duración 

- Interrupciones momentáneas. 

- Interrupciones sostenidas. 

5.4.4.6 Comparación entre la metodología CONELEC y la CIER. 

La CIER deferencia dos términos en base a los cuales calcula dos tipos de 

índices: Desconexión e Interrupción. En cambio el CONELEC calcula los 

índices únicamente en base a las Interrupciones. 

- Los índices que calcula la CIER son anuales, mientras que el 

CONELEC puede calcularlos para un periodo determinado, sea este: 

mensual, semestral o anual. 

- Las formulas utilizadas son similares, se diferencian únicamente en la 

nomenclatura,  por ejemplo: la CIER dice kVA interrumpidos y el 

CONELEC kVA fuera de servicio, que tendrían el mismo significado. 

- Para el cálculo de los índices de Calidad relacionados con las 

Interrupciones de Servicio, las dos metodologías se basan en la 

frecuencia y duración de Interrupciones. 

- El CONELEC indica que se deben calcular índices globales por 

alimentador y por Empresa (durante la Subetapa 1), en cambio para la 

CIER se debe presentar los índices separadamente por Sistemas de: 

Transmisión y Distribución. 

- En la regulación CONELEC se tiene además de los índices globales, 

índices por consumidores en AV y MV, y en la Subetapa 2 se tendrán 

índices individuales por consumidores en baja tensión, en la CIER los 
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índices son por Sistemas y no menciona nada acerca de índices 

individuales. 

- La metodología de la CIER sirve principalmente para el intercambio de 

información entre las Empresas que integran la Comisión y para poder 

relacionar la Calidad del Servicio entre estas Empresas o entre países, 

mas no está enfocada para compensaciones por parte de los 

distribuidores, el CONELEC en cambio pone límites a estos índices, y 

de no cumplirlos las Empresas tendrán que compensar a sus clientes 

por mala calidad, además es una Regulación a nivel del Ecuador. 

- Como complemento para la comparación entre Empresas y entre 

Sistemas, en la CIER se debe presentar el Factor de Utilización, lo que 

no se menciona en la Regulación del CONELEC. 

- La clasificación de Interrupciones en los dos casos es similar: por el 

origen, causa y duración, pero el CONELEC agrega una mas que es; 

por el voltaje nominal. 

- En lo que respecta a las Interrupciones consideradas, el CONELEC 

toma en cuenta para el cálculo de los índices, las interrupciones largas, 

es decir las mayores a tres minutos, la CIER toma las Interrupciones 

efectivamente ocurridas, es decir se deben distinguir índices para 

Interrupciones momentáneas (menores a tres minutos) calculando solo 

el factor Fi e índices para las sostenidas (mayores a tres minutos) 

donde se calculan todos los índices como se observa en el formulario 

de la CIER. 

5.4.4.7 Formulario “Índices generales de interrupciones del sistema”. 

Se tiene un formulario diseñado para que las empresas comuniquen 

anualmente la información de sus propios sistemas a la CIER. Para tener 

una mejor coordinación se debe seguir los criterios dados en los puntos 

anteriores y las siguientes instrucciones.  
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a) Las empresas que tienen Sistemas de Transmisión y Distribución 

deberán calcular los índices separadamente para cada sistema 

preparado, por lo tanto, un formulario para transmisión y otro para 

Distribución. 

b) El dato de los kVA instalados, solicitado es fundamental para la 

ponderación necesaria al calcular los índices generales por países, 

tipos de empresa, total CIER, etc. Se han previsto 8 cifras para esta 

información (decenas de millones). 

c) Debe cuidarse la correspondencia entre los índices verificando que los 

datos anotados cumplen T1 = F1 x D1. Análogamente, los datos de la 

columna “TOTAL” deben coincidir con la suma o media ponderada, 

según corresponda, de los datos de las columnas 1 a 5. 

d) La columna “FORZADAS” en el cuadro para clasificación según causas 

debe corresponder a la suma de las columnas 0 a 8. 

 

CUADRO 5.3 INDICES GENERALES DE INTERRUPCIONES DEL SISTEMA 
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5.4.5 ALTERNATIVAS PARA DISMINUIR LOS TIEMPOS DE 

PARALIZACION 

Una interrupción se considera, si y solo si, cuando el tiempo es mayor a tres 

minutos. No se considera el tiempo de interrupción de un consumidor en 

particular debido a la falla de su instalación, siempre y cuando esta falla no 

afecte a otros abonados. No se considera para el calculo de índices (solo se 

registran), las interrupciones por suspensión general de todo el sistema, 

racionamientos, desconexiones de carga por baja frecuencia, etc.; 

establecidos por el CENACE conforme a lo establecido en el Art. 36 del 

Reglamento d Suministro del Servicio de Electricidad. 

Resumiendo se propone lo siguiente: 

- Lograr la reducción en las tasas de falla (alimentadores, equipos de 

protección, etc.) por medio de acciones tales como: 

§ Cambio de elementos viejos por nuevos. 

§ Aumento de la capacidad de potencia. 

§ Reforzamiento de elementos. 

 

- No obstante, resulta difícil en extremo cuantificar el impacto en la 

variación de la tasa de falla. Esta podrá ser determinada con su posterior 

desempeño dentro de la red. 

- Y disminuciones de tiempos empleados en la reparación de diferentes 

perturbaciones que pueden presentarse en la red. La situación es 

diferente en cuanto a la determinación de su impacto. Las formas 

mediante las que se puede disminuir este tiempo incluye acciones tales 

como: 

§ Mejor planificación de atención para averías. 

§ Mejor sistema o acción en la detección de fallas. 
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§ Uso de la informática en los centros de atención de clientes. 

§ Automatización de la red. 

§ Incremento de personal técnico para atención de las redes. 

Si estudiamos las fallas (sea de cualquier naturaleza) es evidente que 

tendremos el conocimiento suficiente que nos permitirá mejorar el 

funcionamiento lo más adecuado del SEP. 

El registro de una falla implica: hora de interrupción o mantenimiento, tiempo 

que dura la falla, la causa que provoco dicha falla, lugar donde se provoco, 

potencia desconectada; son parámetros importantes para el cálculo de los 

índices de confiabilidad. 

Realizar un análisis de falla de un sistema implica estudiar la confiabilidad 

del sistema, ahora la confiabilidad del mismo considera la inclusión de la 

probabilidad y esta debe ser examinada por la herramienta matemática. 

El costo de una interrupción, está en función de la producción de bienes y 

servicios; caso aparte es lo que dejan de percibir las empresas generadoras, 

distribuidoras y comercializadoras. 

Un componente nunca debe salir por mantenimiento preventivo si esto 

provoca una falla en el sistema. Existen switches de desconexión a lo largo 

de los alimentadores principales, en puntos importantes; no son automáticos 

y de existir una falla en el alimentador operara el breaker principal sin 

importar la presencia de los switches. Detectada la falla se abre el switch de 

desconexión apropiado para aislar la falla y posteriormente cerrar el breaker 

automático ocasionado por la falla. Procedimiento que permite restaurar el 

servicio entre la fuente y el punto de aislamiento antes de que la reparación 

se complete. 
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5.4.6 VALORACION DE LA COMPENSACION SEGÚN EL NIVEL DE 

VOLTAJE 

5.4.6.1 Medio voltaje. 

Los límites de la red sobre el cual se calcularían los índices son, por un 

lado el terminal del alimentador MV  en la subestación AV/MV y por el otro 

lado, los bornes BV del transformador MV/BV. 

Los índices de calidad se calcularan para toda la red de distribución (Rd) y 

para cada alimentador primario de medio voltaje (Aj) de acuerdo a: 

- Frecuencia media de interrupción por kVA nominal instalado 

(FMIK). 

 

 

Donde: 

FMIK Frecuencia Media de interrupción por kVA nominal 

instalado expresado en fallas por kVA. 

Sumatoria de todas las interrupciones de servicio “i” 

con duración mayora tres minutos, para el tipo de 

causa considerado en el periodo en análisis. 

Sumatoria de todas las interrupciones de servicio en el 

alimentador “Aj” en el periodo en análisis. 

         kVAfsi Cantidad de kVA nominales fuera de servicio en cada 

una de las interrupciones “i”. 

kVAinst Cantidad de kVA nominales instalados. 

Rd  Red de distribución global. 
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Aj   Alimentador primario de medio voltaje “i”. 

Es un tiempo especificado, es el número de veces que el kVA promedio 

sufrió una interrupción de servicio. 

- Tiempo total de interrupción por kVA nominal instalado (TTIK). 

 

 

Donde: 

TTIK Tiempo total de interrupción por kVA nominal instalado 

expresado en hora por kVA. 

Sumatoria de todas las interrupciones de servicio “i” 

con duración mayora tres minutos, para el tipo de 

causa considerado en el periodo en análisis. 

Sumatoria de todas las interrupciones de servicio en el 

alimentador “Aj” en el periodo en análisis. 

kVAfsi Cantidad de kVA nominales fuera de servicio en cada 

una de las interrupciones “i”. 

kVAinst  Cantidad de kVA nominales instalados. 

Tfsi  Tiempo fuera de servicio, para la interrupción “i”. 

Rd  Red de distribución global. 

Aj  Alimentador primario de medio voltaje “i”. 

- valores límites admisibles para los índices de calidad (FMIK Y 

TTIK) del servicio en MV. 
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INDICES Lim FMIK Lim TTIK 

Red 4,0 8,0 

Alimentador Urbano 5,0 10,0 

Alimentador Rural 6,0 18,9 

CUADRO 5.4 

- Frecuencia de interrupciones por número de consumidores (FAIc) 

y duración de las interrupciones por consumidor (DAIc). 

Valores límites admisibles para los índices FAIc Y DAIc en AV y MV. 

 

Suministro Índice Valor 

Alto Voltaje 
Lim FAlc 6,0 

Lim DAlc 4,0 

Medio Voltaje 
Lim FAlc 10,0 

Lim DAlc 24,0 

CUADRO 5.5 

- Energía no suministrada en MV 

La ENS se calcula para toda la red de distribución y para cada alimentador 

primario de MV. 

§ Si FMIK > Lim FMIK y TTIK < Lim TTIK 

 

 

 

§ Si FMIK < Lim FMIK y TTIK > Lim TTIK 
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§ Si FMIK > Lim FMIK y TTIK < Lim TTIK y si además se cumple. 

 

 

§ Si FMIK > Lim FMIK y TTIK < Lim TTIK y si además se cumple. 

 

 

 

 

 

Donde: 

ENS Energía No Suministrada por causas internas o 

externas en kWh. 

ETF Energía Total Facturada a los consumidores en BV 

conectados a la red  de distribución global o al 

alimentador primario considerado en kWh en el periodo 

en análisis. 

THPA  Tiempo en Horas del Periodo en Análisis. 

FMIK  Índice de Frecuencia Media de Interrupción por kVA. 

TTIK  Índice de Tiempo Total de Interrupción por kVA. 

Lim FMIK Límite Admisible de FMIK. 

Lim TTIK Límite Admisible de TTIK. 
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5.4.6.2 Bajo voltaje. 

Este control se lo realiza a nivel de suministro a cada consumidor y los 

índices se calculan: 

- Frecuencia de interrupciones por número de consumidores (FAIc). 

Se considera como la cantidad de interrupciones, con duración mayor a 3 

minutos, que han afectado al consumidor “c”, para el tiempo de estudio. 

FAIc = Nc 

Donde: 

FAIc  Frecuencia de las interrupciones que afectaron a cada 

consumidor “c” durante el periodo considerado. 

Nc  Número de interrupciones, con duración mayor a 3 

minutos que afectaron al consumidor “c” durante el 

periodo de análisis. 

- Duración de las interrupciones por consumidor (DAIc). 

Sumatoria de las duraciones individuales ponderadas de todas las 

interrupciones en el suministro de electricidad al Consumidor “c” durante el 

periodo de control. 

 

Donde: 

 DAIc  Duración de la interrupción por consumidor. 

dic Duración individual de la interrupción “i” al consumidor 

“c” en horas. 

 Ki  Factor de ponderación de las interrupciones. 

    Ki = 1,0 para interrupciones no programadas. 
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Ki = 0,5 es para interrupciones programadas por el 

Distribuidor, para el mantenimiento o ampliación de las 

redes; siempre y cuando se notifique con 48 horas de 

anticipación al usuario (existe el tiempo para culminar 

el trabajo). 

- Límites admisibles para índices de calidad (FAIc – DAIc) en MV y 

BV. 

Índices Lim FAIc Lim DAIc 

Consumidores en AV 6,0 4,0 

Consumidores en MV Urbano 8,0 12,0 

Consumidores en MV Rural 10,0 24,0 

Consumidores en BV Urbano 10,0 16,0 

Consumidores en BV Rural 12,0 36,0 

CUADRO 5.6 

- ENERGIA NO SUMINISTRADA EN BV 

La energía no suministrada se calcula aplicando las siguientes 

formulaciones: 

§ Si FAIc > Lim  FAIc y DAIc < Lim DAIc 

 

 

 

§ Si FAIc < Lim  FAIc y DAIc > Lim DAIc 

 

§ Si FAIc > Lim  FAIc y DAIc < Lim DAIc y si además cumple. 
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§ Si FAIc > Lim  FAIc y DAIc > Lim DAIc y si además cumple. 

 

 

Donde: 

ENS Energía No Suministrada por Causas Internas o 

Externas, en kWh. 

ETF Energía Total Facturada a los consumidores del nivel d 

voltaje que se esté considerando, en kWh, en el 

periodo en análisis. 

THPA  Tiempo en Horas del Periodo en Análisis. 

FALc Índice de Frecuencia Anual de Interrupción por 

consumidor “c” 

Lim FAIc Límite Admisible de FAIc. 

Lim DAIc Límite Admisible de DAIc. 

5.4.7 REGISTROS DE INFORMACION DE FRECUENCIA Y TIEMPO DE 

INTERUPCIONES DE LA EEQSA 

El CONELEC como ente regulador, pide a cada una de las empresas 

distribuidoras para la evaluación de la Calidad de Servicio Técnico se lleve 

un registro en forma estadística de todas las interrupciones que se han 

suscitado  en el área de concesión de cada una de ellas, esta información se 

la debe recopilar los últimos doce meses como mínimo. Si se diera el caso 

en el que no se puede disponer de dicha información en forma estadística, 

se deberá efectuar las respectivas estimaciones, y de esta manera suplir la 

información faltante. 
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Además se puede acotar que una interrupción del suministro eléctrico afecta 

de manera frontal a cada empresa distribuidora ocasionando pérdidas 

económicas debido a la energía no suministrada, por lo que es necesario 

disponer de herramientas adecuadas para realizar una correcta evaluación y 

a su vez para tomar las respectivas decisiones que permitan reducir al 

máximo dichas pérdidas.  

Una de estas herramientas son los índices de interrupción a nivel del 

sistema y del consumidor final, estos a su vez son muy importantes para 

poder evaluar este tipo de perdidas, ya que los mismos están íntimamente 

relacionados con la calidad de servicio técnico que se suministran al 

consumidor final. Se considera paro momentáneo cuando el servicio se ha 

restablecido en menos de los primeros cuatro minutos, caso contrario es un 

paro sostenido (permanente). 

5.4.8 CLASIFICACION DE INTERRUPCIONES SEGÚN LA TENSION 13 

- Secundaria 115 V; 127 V; 220V; 230 V y 380 V. 

- Primaria  6,3 kV; 13,2 kV y 22,8 kV 

- Subtransmisión igual o mayor que 34,5 kV. 

5.4.9 CONCEPTOS GENERALES EN LA EEQSA 

5.4.9.1 Interrupción eléctrica. 

Es el corte parcial o total de energía eléctrica al consumidor final del área 

de concesión del distribuidor, el cual se origina en forma intempestiva por 

contingencias en el sistema y generalmente son de corta duración. 

5.4.9.2 Interrupción forzada. 

Esta suspensión del sumi9nistro eléctrico se produce en forma 

intempestiva ya sea en forma manual o automática, es decir sin una previa 

programación, la cual origina daños graves a los diferentes clientes o 

                                                           
13 REFERENCIA [13] 
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abonados; también esta suspensión es solicitada para realizar trabajos en 

los diferentes primarios d distribución. 

5.4.9.3 Interrupción programada. 

Esta suspensión de servicio es planificada por la distribuidora (es decir se 

hace conocer a toda la ciudadanía que se suspenderá el servicio de 

energía eléctrica por un determinado lapso de tiempo), con el propósito de 

realizar trabajos de mantenimiento o construcción de nuevas redes 

eléctricas. 

5.4.9.4 Frecuencia de interrupción. 

Es el número de veces, en un periodo determinado, que se interrumpe el 

suministro de energía eléctrica a un consumidor. 

5.4.9.5 Duración de la interrupción. 

Es el periodo de tiempo en el que un consumidor queda sin servicio de 

energía eléctrica afectado por una interrupción del suministro de energía 

eléctrica. 

5.4.9.6 Energía no vendida. 

Es la energía que no ha sido suministrada, debido a una interrupción de la 

energía eléctrica, en toda el área de concesión de una distribuidora. 

5.4.10 INTERRUPCIONES CODIFICADAS EN LA EEQSA 14 

A continuación se explica las posibles causas por la que se producen las 

interrupciones de energía eléctrica. 

5.4.10.1 Descargas atmosféricas (Código 0-1). 

Cuando hay una tormenta eléctrica se producen descargas atmosféricas, 

ocasionando la introducción de campo magnético entre las líneas de una 

                                                           
14 REFRENCIA [23] 
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red de distribución, produciendo un desequilibrio en la red que da origen a 

la interrupción de energía eléctrica. 

5.4.10.2 Vientos fuertes (Código 0-5). 

Por situaciones de la naturaleza pueden originarse fuertes ventarrones, 

originando el cruce de las líneas de distribución, y con ello puede 

producirse una interrupción; puede ser bifásica o trifásica. 

5.4.10.3 Incendio no ocasionado por fallas (Código 1-14). 

Esto se da en el caso de producirse un incendio y el mismo incida sobre las 

líneas de distribución, este puede quemar el aislante del conductor, 

dejando al descubierto el alambre, el cual puede estar propenso a tomar 

contacto con cualquier otra superficie, originando un corto circuito y con ello 

una interrupción. 

5.4.10.4 Deslizamiento de tierra o excavación (Código 1-15). 

Los deslizamientos de tierra son situaciones naturales, que afectan 

directamente a los postes o estructuras metálicas que sostienen las redes 

de distribución, originando la caída de los mismos y produciéndose  el 

rompimiento de las redes, lo cual conlleva a producirse una interrupción 

eléctrica. 

Las excavaciones producidas por maquinaria pesada  al tratar de realizar 

trabajos en la superficie de la tierra, afectan las instalaciones eléctricas 

subterráneas, como ejemplo se puede citar un tractor que sin saber que en 

el sitio donde va a realizar sus trabajos  existen instalaciones subterráneas, 

este no se percata y puede producir una interrupción eléctrica. 

5.4.10.5 Inundación  (Código 1-16). 

De la mima forma debido a situaciones que sucede en la naturaleza 

pueden darse inundaciones, que alcanzan las líneas  las líneas 

subterráneas, produciendo cortocircuitos, en el caso de existir conductores 
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desnudos, pues como es sabido que el agua es un buen conductor de la 

electricidad. 

5.4.10.6 Ramas, árboles (Código 1-18). 

Cuando hay fuertes lluvias o ventarrones se producen la caída de árboles a 

su vez la caída de sus ramas, y si  estos se tienen la mala fortuna de caer 

sobre una red de distribución, se produce el rompimiento de las líneas, 

originando una interrupción del servicio de energía eléctrica. 

5.4.10.7 Materiales  llevados  por el viento (Código 1-19). 

Cuando se producen ventarrones estos llegan a tal punto de ser muy 

fuertes , como ejemplo se puede citar un pequeño tornado el cual levanta 

muchos materiales conductores y no conductores, si un material conductor 

produce que dos líneas de la red de distribución se unan, se produce un 

cortocircuito lo cual origina una interrupción en el servicio. 

5.4.10.8 Pájaros (Código 2-20). 

La presencia de este tipo aves en las redes de distribución es muy 

frecuente y si por mala fortuna estando un pájaro en una línea energizada 

este llega a hacer  contacto con otra línea, se produce un cortocircuito lo 

cual conlleva a una interrupción en el fluido eléctrico. 

5.4.10.9 Otros animales (Código 2-22). 

Prácticamente se da lo mismo que en el numeral anterior, ya que existen 

algunos animales que pueden llegar a las redes de distribución, como por 

ejemplo una culebra, un mono, los cuales pueden originar una interrupción  

eléctrica. 

5.4.10.10 Daños o interferencias intencionales (Código 3-30). 

Esto es producto del vandalismo de ciertas personas que actúan 

directamente sobre la red de distribución, causando daños de 

consideración como por ejemplo el lanzamiento de objetos de cualquier 
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índole sobre la red, lo cual ocasiona una interrupción en el servicio 

eléctrico. 

5.4.10.11 Daños, interferencia accidental particulares (Código 3-31). 

Esto es producido por personas que de una u otra manera tratan de dañar 

las redes de distribución causando daños considerables como por ejemplo: 

al destruir los postes producto de un choque, por llevar un exceso de 

velocidad, también por el lanzamiento de diversos objetos sobre la red de 

distribución como: boleadoras, cometas, cables telefónicos, etc. 

5.4.10.12 Daños, interferencia accidental otras empresas (Código 3-32). 

Se produce cuando otras empresas tratan de llevar su servicio por los 

mismos postes donde se encuentran las redes eléctricas de distribución, en 

muchos de los casos ocasionan cortocircuitos ya que al realizar sus 

trabajos tienden a producir desperfectos sobre las líneas energizadas, lo 

cual produce una interrupción en el servicio eléctrico. 

5.4.10.13 Falla en equipamiento y/o instalaciones de consumidores (Código 3-

33). 

Esto se produce debido a que los consumidores finales tienen equipos que 

consumen mucha energía eléctrica como por ejemplo: sueldas eléctricas, 

estas a su  vez originan una disminución del voltaje, así como también 

sucede en los transformadores de distribución. 

5.4.10.14 Error en la operación del equipamiento de consumidores (Código 3-

34). 

Prácticamente se da lo mismo que en el numeral anterior, ya que existen 

algunos consumidores que al trabajar, por ejemplo con sueldas eléctricas 

no solicitan su transformador particular, ya que esto sería lo más 

conveniente para que no produzca una disminución de voltaje. 
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5.4.10.15 Choque de vehículos (Código 3-35). 

Esto es producido por personas que conducen en estado etílico o debido al 

exceso de velocidad que llevan algunos automóviles, los cuales chocan 

con los postes, originando la caída de las redes de distribución y 

produciendo una interrupción considerable en el servicio eléctrico. 

5.4.10.16 Problemas en trabajos con líneas energizadas (Código 4-40). 

Esto se da por conectores en mal estado es decir que se encuentran 

oxidados o saturados, al tratar de empalmar una línea en su respectiva red. 

5.4.10.17 Interferencia accidental personal (Código 4-41). 

Cuando por ejemplo el carro canasta topa con alguna línea de distribución 

o algún trabajador realiza una maniobra de mala operación. 

5.4.10.18 Errores en le supervisión de operación del sistema (Código 4 - 42). 

Esto se da por ejemplo cuando el ingeniero supervisor da una orden errada 

y el operador de la subestación energiza aun cuando sigue persistiendo el 

corto circuito. 

5.4.10.19 Circuito de distribución incorrectamente identificado (Código 3-34). 

Se da el caso de conectar un circuito que no es debido y puede ser que no 

es el circuito correcto debido a que se encuentra inoperable y/o aterrizado. 

5.4.10.20 Instalación o construcción deficiente (Código 4-45). 

Si las crucetas son deficientes o por el paso del tiempo han disminuido su 

vida útil, esto da origen a que los conductores se topen con el poste o 

algún otro elemento 
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5.4.10.21 Protección, medición, errores de cableado (código 4-48). 

Si las protecciones no funcionan como es debido, es decir si los relés no 

dan las señales correspondientes se está incurriendo en errores los cuales 

pueden originar las respectivas fallas. 

5.4.10.22 Fallas en materiales y accesorios (Código 4-49). 

Si todos los elementos eléctricos que van hacer utilizados en un montaje no 

cumplen con las normas establecidas para su respectivo uso. 

5.4.10.23 Maniobra si tensión por seguridad (Código 4-51). 

Cuando quieren dejar sin tensión una zona específica y por dejarla aislada 

maniobran mal desergenizando sectores que no deben. 

5.4.10.24 Maniobras por localización de fallas (código 4-52). 

Es idéntica a la falla anterior que al tratar de localizar una falla en el menor 

tiempo posible, se equivocan y energizan sectores que no deben. 

5.4.10.25 Errores en la operación de equipamiento (Código 5-54). 

Esto puede suceder cuando entre alguna generadora, no se maniobra bien 

y se da origen a una falla por entrar a generar un grupo sin la respectiva 

sincronización. 

5.4.10.26 Fallas en el sistema de alimentación externa al sistema EEQSA 

(Código 7-70). 

Cuando el sistema Nacional Interconectado (SIN) sufre una falla debido a 

que algún agente del mismo sufrió algún colapso eléctrico. 

5.4.10.27 Desconexión deliberada por problemas de generación (código 7-72). 

Cuando existen problemas en la central de generación por diversas fallas 

internas, entonces se reflejan obviamente sobre el sistema de distribución. 
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5.4.10.28 Desconocida (Código 8-81). 

Son fallas no previstas que inciden en la operación o en el mantenimiento 

de los diferentes parámetros eléctricos. 

5.4.10.29 Programas por ampliaciones y mejoras (Código 9-90). 

Esta causa es planificada por la distribuidora, es decir se hace conocer a 

toda la ciudadanía que se suspenderá el servicio de electricidad por un 

determinado lapso de tiempo, con el propósito de realizar trabajos de 

ampliación y mejora en las redes de distribución. 

5.4.10.30 Programas por mantenimiento correctivo (Código 9-91). 

Es idéntica a la causa anterior pero en este caso para realizar 

mantenimiento correctivo a las líneas de distribución como también a sus 

diferentes elementos, tratando de solucionar problemas que se han 

solicitado. 

5.4.10.31 Mantenimiento preventivo (Código 9-92). 

Esta causa tiene que ver con el mantenimiento a las líneas de distribución y 

sus diferentes elementos, tratando de solucionar problemas que 

posteriormente se suscitaran en el sistema eléctrico de una distribuidora. 

5.4.10.32 Transferencia de carga (Código 9-93). 

Esto se da cuando algunas de las interrupciones pueden ser maniobradas 

rápidamente y se puede poner en servicio otro alimentador vecino al 

alimentador con falla, en este caso se aplica la transferencia de carga. 

5.4.11 DESCONEXIONES EN LA EEQSA 

Se debe entender las causas que originan un paro, así comprenderemos la 

confiabilidad del SEP. En la tabla que se detalla a continuación denotamos 

causas de desconexiones de primarios según la comisión de integración 

eléctrica regional (CIER). Los datos corresponden a una estadística de la 
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EEQSA para el período enero – diciembre 2010; observe y analice que la 

principal causa de desconexión está en la falla de los materiales y 

accesorios. 

5.4.12 ANÁLISIS ECONÓMICO 

Con el fin de encaminar de mejor manera los recursos de las Distribuidoras, 

estas deben conocer el monto económico que pierden con las interrupciones 

de servicio, ya que además de la energía que se deja de vender por este 

concepto, debe realizar compensaciones a los consumidores finales cuando 

excede los límites impuestos por el CONELEC en la regulación de Calidad 

de Servicio Eléctrico. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



220 
 

CODIGO DESCRIPCION 

0-1 Descargas atmosféricas 

0-5 Vientos fuertes 

1-14 Incendio no ocasionado por fallas 

1-15 Deslizamiento de tierra o excavación  

1-16 Inundación 

1-18 Ramas, arboles 

1-19 Materiales llevados por el viento 

2-20 Pájaros  

2-22 Otros animales 

3-30 Daños o interferencia intencionales 

3-31 Daños, interferencia accidental particulares 

3-32 Daños, interferencia accidental otras empresas 

3-33 Falla en equipamiento y/o instalaciones de consumidores 

3-34 Error en la operación del equipamiento de consumidores 

3-35 Choques de vehículos 

4-40 Problemas en trabajos con líneas energizadas 

4-41 Interferencia accidental personal E.E.Q.S.A 

4-42 Errores en la supervisión de operación del sistema 

4-43 Circuito de distribución incorrectamente identificado 

4-45 Instalación o construcción deficiente 

4-48 Protección, medición, errores de cableado 

4-49 Fallas en materiales y accesorios 

4-51 Maniobras sin tensión por seguridad 

4-52 Maniobras por localización de fallas 

4-54 Errores en la operación de equipamiento 

7-70 Falla en el sistema de alimentación externa al sistema EEQSA 

7-72 Desconexión deliberada por problemas de generación  

8-81 Desconocida 

9-90 Programadas por ampliaciones y mejoras 

9-91 Programadas por mantenimiento correctivo 

9-92 Mantenimiento preventivo 

9-93 Transferencia de carga 

CUADRO 5.7 CÓDIGO DE CADA UNA DE LAS INTERRUPCIONES Y SU DESCRIPCION 
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CAPÍTULO VI 

6 HAZOP Y EL ÁRBOL DE FALLAS 

6.1 ANÁLISIS DE RIESGOS Y PELIGROS 

Es conveniente analizar en el equipo interdisciplinario de expertos un proceso 

de seguridad, conjuntamente con el diseño de una S/E por un proceso técnico 

– económico más conveniente. Puede aplicarse también a una S/E existente 

para identificar los peligros de varios aspectos que se presentan cuando se 

encuentran en operación una S/E. 

El proceso racional de identificación se realiza en dos fases, bien diferenciadas: 

la primera para detectar posibles accidentes, y la segunda para la 

caracterización de sus causas, o sea, los sucesos o cadenas de sucesos que 

provocan el incidente no desead. La primera fase es relativamente sencilla, 

pero debe realizarse con mucha atención ya que define el desenlace de la 

segunda. 

Otras técnicas son excelentes para realizar análisis detallados sobre un ámbito 

amplio de peligros durante la fase de diseño del proceso y durante la operación 

rutinaria del mismo. Métodos cualitativos como son; auditoria de seguridad 

(Safety review), análisis histórico de accidentes, análisis preliminar de peligros 

(Preliminary Hazars Analysis, PHA), listados de comprobación (Check lists), 

¿qué para sí…? (What if), análisis de peligro y operatividad (HAZard and 

OPerability analysis, HAZOP) y análisis de modos de fallo y efectos (Failure 

Modes and Effect Analysis, FMEA). 

Ciertas técnicas se deben reservar para usarse en situaciones especiales que 

requieran un análisis detallado de una o unas pocas situaciones de peligro 

preocupantes: 

-     Análisis de Árbol de Falla. 

-     Análisis de Árbol de Eventos. 
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-     Análisis  Causa –consecuencia. 

-    Análisis de Confiabilidad Humana 

Todas las técnicas de análisis mencionadas se caracterizan porque se 

desarrollan en varias etapas: descripción, propósito, preparación de recursos, 

realización del estudio propiamente dicho, documentación y clase de 

resultados. Estas bosquejan lo que podemos esperar alcanzar con métodos 

particulares de Evaluación de Peligros (EP). Se dan estimados burdos de la 

cantidad de esfuerzo generalmente requerido para realizar el estudio. 

OBS: Estimar el tiempo y esfuerzo para una técnica particular de EP es más 

un arte que una ciencia. 

Para ayudarle al analista y darle una idea del esfuerzo necesario, los 

estimados se basan en dos sistemas: 

- Sistema Simple/Pequeño: Por ejemplo, un sistema de distribución que 

consiste de una cámara de transformación, líneas para acometidas, 

sistemas de protección y control de energía (medidores). 

- Sistema Complejo/Grande: Por ejemplo, una central de generación 

que comprende una estructura compleja, son un embalse adecuado, 

con un sistema de alimentación de agua para cada turbina, con 

sistemas de control y seguridad en cada etapa de generación, etc.; que 

es un proceso que puede generar varios ciento de MW. 

La preparación es una actividad muy similar en todas las técnicas de análisis 

e implica actividades tan diversas como la obtención de información, la 

definición del objetivo y su alcance, la selección del personal para el estudio, 

esta clase de estudios es realizada por equipos interdisciplinarios de expertos. 

El conocimiento de los elementos de cada uno de los componentes y su 

manipulación dentro del proceso de distribución es un aspecto importante 

para el correcto desarrollo el análisis posterior. De la misma manera, una 

definición ajustada del objetivo y del alcance del estudio permitirá llevarlo a 

cabo eficientemente. 
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La realización del  estudio varía mucho según las diversas técnicas de 

análisis y responde al seguimiento de su propio protocolo. La documentación 

no sólo hará referencia a los resultados conseguidos, sino también al propio 

desarrollo del estudio. 

Estas técnicas se pueden aplicar a distintas etapas de la vida de un proceso 

industrial: diseño, construcción, puesta en marcha y funcionamiento normal, 

modificaciones, desmantelamiento o abandono de una subestación de 

distribución. La identificación de los accidentes potenciales en las primeras 

etapas de diseño, mejorará la eficacia de las medidas reductoras del riesgo y 

al mismo tiempo disminuye los costos de su implementación. No se deja de 

lado la gestión del riesgo, que se realiza de forma continua en la instalación; 

por lo tanto, el mantenimiento siempre está presente.  

Recuerde que una S/E se encuentra siempre en un proceso de actualización; 

sea por cambio de elementos, ampliación, automatización, etc. 

6.1.1 ADMINISTRACIÓN DE RIESGOS 

En general los Consultores de Administración de Riesgos cuando realizan un 

análisis detallado de las causas que dieron origen a un determinado 

incidente, en pocas ocasiones concluyen que la causa básica estuvo en un 

problema de diseño de la instalación, de los sistemas y/o de los equipos. 

Son muchos ejemplos que podríamos citar, en donde el incidente se podría 

haber evitado, si el diseño hubiese considerado la interacción HOMBRE – 

SISTEMA. Desde un caso de tránsito, en donde un signo PARE es mal 

ubicado, hasta un complejo diseño de una S/E que permitiría que se 

produzcan errores. 

Esto demuestra, que por diferentes razones, en alguna etapa del diseño no 

se identificó uno o más riesgos, o se estimó que las probabilidades de 

ocurrencia y/o consecuencias del evento en las futuras operaciones, serían 

nulas o bajos. 
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En este contexto, la disciplina de Administración de Riesgos es una valiosa 

herramienta que dispone la Empresa para enfrentar y solucionar, en tapa del 

diseño de un nuevo proyecto, todos aquellos aspectos que tienden a 

eliminar, minimizar o controlar los riesgos en las futuras operaciones. 

La participación de esta disciplina permite además, evitar futuras pérdidas en 

las operaciones, construir proyectos según la normativa legal vigente y  

disminuir considerablemente el costo de un seguro. 

Una Revisión de Seguridad incluye entrevistas con mucha gente que estaría 

involucrada directa e indirectamente con el proyecto en estudio. 

- Operadores de la S/E. 

- Personal administrativo. 

- Personal de mantenimiento. 

- Personal de seguridad. 

- Ingenieros. 

- Otros. 

Se enfoca usualmente en las situaciones de riesgo importantes. No son 

objetivos normales revisar el manejo diario y la moral. Puede planearse una 

evaluación o inspección de seguimiento para verificar que las acciones 

correctivas se has implementado correctamente. 

6.1.2 PROPÓSITO DE LA SEGURIDAD 

La revisión de la seguridad puede usarse para constatar que la S/E, su 

operación y su mantenimiento está acorde con la intención del diseño y las 

normas de construcción, todo esto para obtener un producto final de  

calidad. 

6.1.3 EL PROCEDIMIENTO DE SEGURIDAD COMPRENDERÍA 

1. Mantener alerta al personal de operación ante los peligros. 
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2. Revisar los procedimientos de operación para su correcto 

funcionamiento. 

3. Identificar cambios en los equipos o el proceso que pudieren introducir 

nuevos peligros. 

4. Evaluar el diseño de los sistemas de control y seguridad. 

5. Revisar la implementación de una nueva tecnología para controlar todo 

peligro existente. 

6. Revisar si las inspecciones de mantenimiento y seguridad son las 

adecuadas. 

La técnica de Revisión de la Seguridad se usa a menudo para efectuar una 

revisión del correcto funcionamiento de la S/E de distribución. 

6.1.4 RESULTADOS DE LA TÉCNICA DE REVISIÓN DE LA 

SEGURIDAD 

Son descripciones cualitativas de un problema potencial de seguridad y de 

las acciones correctivas sugeridas para que una S/E no salga de servicio. 

6.1.5 EL REPORTE DE INSPECCIÓN DE LA SEGURIDAD INCLUYE: 

- Implementar elementos de seguridad adicionales a los del diseño. 

- Procedimientos actualizados de operación normal de una S/E. 

- Lista de asuntos sobres seguridad en la S/E. 

La responsabilidad de implementar la acción correctiva sobre una normativo 

de seguridad recae en la administración de la distribuidora, quien es 

propietaria de la S/E. 

6.1.6 REQUISITOS PARA EL ELEMENTO HUMANO 

Para una revisión compresiva, los miembros del equipo necesitan acceso a: 
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- Códigos y normas aplicables a todo lo que involucre el funcionamiento 

normal dela S/E. 

- Descripción detallada de la S/E y diagramas de todo lo que existe en la 

S/E. 

6.1.7 PROCEDIMIENTOS BÁSICOS PARA UNA S/E 

- Paro y/o salida de la S/E. 

- Operación normal. 

- Mantenimiento. 

- Emergencias. 

- Reportes de accidentes del personal. 

- Reportes de incidentes peligrosos. 

6.1.8 REGISTROS DE MANTENIMIENTO COMO: 

- Revisión de instrumentos críticos. 

- Pruebas de instrumentos electrónicos. 

- Inspecciones de los transformadores. 

- Características de los instrumentos que controlan el flujo eléctrico. 

- El personal asignado a la Revisión de la Seguridad debe estar 

familiarizado con los estándares y procedimientos de seguridad. 

- Son útiles capacidades y experiencia del elemento humano para evaluar: 

· La instrumentación de todo elemento electrónico. 

· Sistemas eléctricos de S/E. 

· Recipiente sometido a presión y temperatura. 

· Otros tópicos de énfasis especial. 
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6.1.9 RIESGOS EN INGENIERÍA 

La participación de la Administración de Riesgos en cada una de las fases 

de un Proyecto, se puede resumir en: 

6.1.9.1 Concepto del proyecto. 

- Identificar que riesgos se incorporan en el nuevo proyecto (sistema de 

distribución, medio ambiente, aplicando modelos lógicos como: análisis 

preliminar de riesgos, listas de verificación, HAZOP). 

- Identificar en que forma el nuevo proyecto eliminará y/o minimizará los 

riesgos operacionales existentes en el área en que se desarrollará. 

- Proponer Sistemas de Tratamiento de los Riesgos que incorporará el 

nuevo Proyecto. 

- Hacer estudios para evaluar el impacto de las futuras operaciones en 

las transferencias de las pérdidas (Contratación de los Seguros), que 

pudiesen afectar el Proyecto en su etapa de construcción y posterior 

funcionamiento. Se analiza además, en que forma los sistemas 

destinaos a controlar los riesgos influirá en los valore finales de las 

primas de los seguros. 

6.1.9.2 Ingeniería del proyecto. 

- Participar en la confección de las bases técnicas, relacionadas con la 

Administración de Riesgos, para el llamado a licitación de las empresas 

que participarán en el desarrollo de la Ingeniería Básica del proyecto. 

- Definir los criterios de diseño en Administración e Riesgos, para el 

Proyecto particular. 

- Participar en el estudio de los procesos, identificando los diferentes 

riesgos operacionales asociados a ellos, con el fin de asesorar en las 

medidas de control que deberá considerar el Proyecto. 
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- La disciplina de Administración de Riesgos: identificará los riesgos 

operacionales asociados aplicando análisis de riesgos usando técnicas 

de evaluación cualitativas (Listas de Verificación – HAZOP – Otras). 

- Asesorar a las disciplinas que participan en la ingeniería para que 

incorporen las Políticas de Administración de Riesgos de la empresa 

dueña del Proyecto. 

- Asesorar en la ingeniería básica del proyecto sobre las disposiciones 

legales, las normas y reglamentos (internos y/o externos), relacionados 

con la Administración de Riesgos. 

- Asesorar en la adquisición de los equipos mayores del proyecto, con el 

fin que se consideren las mismas medidas  de control, para que ellos no 

sean los causantes de riesgos indeseados en las futuras operaciones. 

- Participar en el desarrollo del Estudio o Declaratoria del Impacto 

Ambiental del Proyecto. 

6.1.9.3 Detalles del proyecto. 

- Participar en las Bases Técnicas, relacionadas con la Administración de 

Riesgos, para el llamado a licitación de las empresas que participarán 

en el desarrollo de la Ingeniería de Detalles del proyecto. 

- Revisar la Ingeniería de Detalles del proyecto para verificar que no 

exista condiciones subestándares en el diseño, que afecte durante las 

operaciones. De igual forma verificar como el diseño colabora a que los 

trabajadores no cometan errores durante las operaciones, producto de 

situaciones constructivas. 

- Entregar orientaciones para la incorporación de  medidas que 

garanticen la vida de las personas que harán uso de las diferentes 

instalaciones del Proyecto. 

- Asesorar en la ingeniería de detalles del proyecto, los diseños de los 

Sistemas de Protección Contra Incendio y especiales (Higiene 
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Industrial, Saneamiento Básico, Control de elementos de la S/E, otros)  

para el control de riesgos que puedan afectar a la gente, equipos, 

materiales y medioambiente. 

- Participar en las acciones necesarias para la obtención de permisos 

para la construcción instalación -  funcionamiento de sistemas y/o 

equipos regulados por disposiciones legales, y que tengan relación con 

la Administración del Riesgo. 

6.1.10 Adquisiciones para el proyecto. 

- Definir las especificaciones técnicas de los equipos para incluir los 

aspectos que permitan mantener bajo control los riesgos. 

- Incluir la definición de las especificaciones de los sistemas especiales 

que se instalarán, relacionados con la Administración del Riesgo (equipos 

de incendio, equipos para el control d los elementos de la S/E, otros). 

- Evaluar el impacto, por los productos que incorporará el proyecto en los 

procesos operacionales (productos químicos de ciertos elementos de la 

S/E). 

6.1.10.1 Construcción. 

- Participar en la redacción de las Bases Técnicas, relacionadas con 

Administración de Riesgos, para el llamado a licitación de las empresas 

que participarán en la construcción de la S/E (proyecto). 

- Colaborar en las evaluaciones de las ofertas técnicas, de las empresas 

que participaran en la propuesta de construcción del proyecto, para 

analizar sus antecedentes sobre Administración de Riesgos en una S/E. 

- Desarrollar Modelos de Programas de Trabajo en Administración de 

Riesgos y Protección del Medio Ambiente para las empresas 

constructoras que participan en la construcción de la S/E. 
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- Difundir en las empresas constructoras la Política de Administración de 

Riesgos. 

- Entrenar a la línea de mando de las empresas constructoras, los 

aspectos conceptuales de la Administración de Riesgo y sus técnicas. 

- Asesorar en la elaboración de procedimientos de tareas críticas que se 

requieren durante la construcción del proyecto. 

- Participar en la Investigación de Incidentes relevantes que afecten a la 

Construcción del proyecto y evaluar sus pérdidas. 

- Elaborar estudios estadísticos sobre incidentes ocurridos durante la 

construcción del proyecto. 

- Evaluar el desempeño de las empresas constructoras en materias de 

Administración de Riesgos. 

- Verificar la aplicación de los criterios de diseño y la construcción y/o 

instalación de los sistemas destinados al control de los riesgos. 

6.1.10.2 Supervisión. 

- Colaborar con la Ingeniería de Terreno, en todo lo que esté relacionado 

con la Administración de Riesgos, a través de verificar en el terreno las 

condiciones delas instalaciones, sistemas y quipos que se 

implementaran. 

6.1.10.3 Implementación 

- Preparar manuales para operaciones, son el fin que se implementen la 

Administración de Riesgos. 

- Identificar los aspectos críticos que se deben incluir en los Programas 

de Entrenamiento a los futuros operadores del proyecto. 

- Preparar inventarios de componentes críticos en el funcionamiento 

normal de la S/E. 
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- Participar en los procedimientos operacionales, de acuerdo a los 

Inventarios de Componentes Críticos. 

6.1.11 ANÁLISIS DE RIESGOS 

Uno de los aspectos más trascendentes que le corresponde a la 

Administración de Riesgos en la Ingeniería, es la identificación de fallas, su 

evaluación de medidas de control, que deberán incorporarse en el diseño. 

La seguridad en el diseño de una nueva S/E, áreas y/o procesos depende 

principalmente de la aplicación de diversos códigos, normas y/o estándares 

que se basan sobre la experiencia y los conocimientos de todas las 

disciplinas involucradas en el diseño. 

Se debe considerar que cada nuevo proyecto incorpora algún cambio, que 

no necesariamente se tiene experiencia sobre el, ó está, es limitada por la 

extensión de los conocimientos actuales. 

Conlleva la necesidad de verificar los diseños para evitar errores y 

omisiones, a través de métodos de Análisis de Riesgos, que integren a todas 

las disciplinas afines al diseño. 

Los métodos de Análisis de Riesgos son mecanismos lógicos y 

sistematizados, estructurados para detectar las desviaciones a las 

intenciones del diseño. 

Estos métodos hoy en día son aplicados: 

- Al inicio, durante y al término de un diseño de ingeniería. 

- Modificaciones de un sistema. 

- Revisión de sistemas en operaciones. 

- Por la ocurrencia de un incidente. 
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GRAFICO 6.1 MODELOS DE ANÁLISIS DE RIESGO 

En el Gráfico 6.1 se visualiza el modelo de aplicación de las tres fases del 

análisis de riesgos: 

- Identificación del riesgo. 

- Evaluación del riesgo. 

- Aplicación de medidas de control. 

Una vez que el  equipo de trabajo ha identificado los riesgos en el sistema 

en estudio, aplicando un método seleccionado, o la combinación de ellos, se 

deberá evaluar la Magnitud de Riesgo, o sea que probabilidad existe que el 

o los riesgos identificados y fuera de control, terminen en una salida de la 

S/E. 
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Identificada la probabilidad que el evento cumbre o superior ocurra, se 

evaluarán las consecuencias más probables hacia las personas y equipos. 

6.1.12 MÉTODOS DE INVESTIGACIÓN DE RIESGOS 

En la actualidad se emplean diferentes métodos para la identificación de 

Riesgos, teniendo cada uno de ellos ventajas y desventajas, dependiendo de 

cómo y en que sistema se usen. 

Se pueden diferenciar dos tipos básicos de métodos: inductivos y 

deductivos. 

En  los métodos inductivos encontramos: ANÁLISI PRELIMINAR DEL 

RIESGO (PHA- Preliminary Hazard Analysis), LISTAS DE VERIFICACÓN 

(check list), el ESTUDIO DE LOS RIESGOS Y OPERABILIDAD (HAZOP 

Hazard and OPerability Studies) y el ANALISIS DE RIESGOS DE 

ERRORES (FHA fault Hazard Analysis). 

El segundo método el deductivo, se aplica cuando el sistema o equipo ha 

fallado realmente, es decir se ha generado un incidente. Este método 

deductivo está representado principalmente por el MODELO CAUSAL, que 

ha sido ampliamente usado en nuestro país (Secuencia del Dominó) y por el 

ANÁLISIS DEL ÁRBOL DE FALLAS, (FTA – Fault Tree Analysis). 

Los métodos deductivos se pueden aplicar en proyectos, considerando la 

simulación de incidentes o fallas en los procesos. 

La elección del método que se empleará en una identificación de riesgos, 

dependerá del tipo de proyecto y en la fase que se aplique, además de la 

experiencia del equipo de trabajo que desarrollará las tareas. 

6.1.13 EVALUACIÓN DE RIESGOS 

En el Análisis de Riesgos, uno de los aspectos más complejos es la 

Evaluación e los Riesgos identificados. Es el momento en donde la 

experiencia del equipo que desarrolla el análisis de una falla tiene un valor 

muy alto. 
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Para ciertas situaciones conocidas y repetitivas, la evaluación no causará 

mayores problemas, pero en quipos y sistemas nuevos, se requiere un 

detallado análisis de todas las variables, y principalmente la aplicación del 

juicio profesional del equipo de trabajo. 

Normalmente el riesgo se evalúa bajo dos variables, la probabilidad de 

ocurrencia y las consecuencias más probables. El  producto de estas dos 

variables se conoce como MAGNITUD DEL RIESGO (MR). 

La expectativa que ocurra un incidente puede ser estimada, además de su 

probabilidad, a través de la frecuencia. Este aspecto es importante cuando 

esta frecuencia de ocurrencia de falla está en el horizonte de análisis del 

sistema. 

Existen situaciones, cuando las consecuencias probables del riesgo 

desencadenadas son altas, independiente de la probabilidad o frecuencia de 

ocurrencia, se aplicará las medidas de control. 

6.1.14 MEDIDAS DE CONTROL 

Identificado el riesgo y evaluado su magnitud, y si ésta supera los límites que 

se han fijado como base aceptable, las diferente disciplinas involucradas en 

el proyecto deberán aplicar las medidas de control necesarias, ya sea 

modificando los diseños, incorporando nuevas tecnologías, equipos o 

sistemas de control u otra. 

Si por la limitación del recurso económico o falta de tecnología, el riesgo no 

se elimina, la puesta en marcha del proyecto proveerá los procedimientos 

operacionales y el entrenamiento a las personas que desarrollarán  estas 

tareas. 

6.1.14.1 Propósito. 

- El propósito general es determinar el área de operación más 

significativa con respecto al peligro en una S/E de distribución. 
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- La teoría detrás de los métodos de Posicionamiento Relativo tiene su 

origen en tres preguntas básicas usadas en análisis del riesgo. 

· ¿Qué puede salir mal? 

· ¿Cuán posible es? 

· ¿Cuáles serían los efectos? 

La filosofía detrás de los métodos de Posicionamiento Relativo es contestar 

estas preguntas de análisis del riesgo antes de realizar estudios más 

costosos de evaluación del peligro o análisis del riesgo. 

Se comparan relaciones aproximadas de los atributos del proceso para 

determinar qué áreas presentan un peligro o riesgo relativo mayor. 

Después pueden realizarse estudios adicionales de EPE en las áreas 

preocupantes más importantes. 

6.1.14.2 Tipo de resultados 

Deben resultar en una lista ordenada de: 

- Procedimiento de maniobras en operación normal y mantenimiento de 

una S/E. 

- Equipos involucrados en una S/E. 

- Operaciones de mantenimiento en una S/E. 

- Actividades de funcionalidad en toda la S/E. 

La lista puede tener varios niveles estratificados representando niveles de 

importancia, que son resultados de: 

- Índices de confiabilidad 

- Implementación de sistemas de control automatizado. 

- Factores externos (inundación, caída de un árbol, etc.). 

- Gráficos  
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- Etc. 

Dependen de la técnica particular usada l realizar el posicionamiento, la 

técnica de Posicionamiento Relativo no se basa usualmente en secuencias 

específicas de accidentes, por lo tanto normalmente no se presta para 

desarrollar recomendaciones específicas para mejorar la seguridad al 

interior de una S/E. 

6.2 MÉTODO HAZOP – HAZARD AND OPERABILITY ANALYSIS 

6.2.1 ANÁLISIS DE PELIGRO Y OPERABILIDAD 

6.2.1.1 INTRODUCCIÓN  

¿QUÉ ES HAZOP? 

HAZOP es una herramienta estructurada de forma sistemática para 

identificación de peligros potenciales. Es extremadamente básico en su 

acercamiento y no hace prácticamente ninguna asunción. 

HAZOP es un Análisis de Peligro y Operabilidad, es una técnica 

multidisclinaria (expertos con diferentes experiencias en diversas áreas) 

que realiza un estudio sistemático de un proceso usando palabras guía 

para descubrir cómo las desviaciones pueden ocurrir y si las 

consecuencias de estas y si las desviaciones pueden dar lugar a un 

peligro. 

La técnica de Análisis de Peligro y Operabilidad, HAZOP se desarrolló para 

identificar y evaluar los peligros de seguridad en procesos e identificar 

problemas de operabilidad, los cuales aunque no fuesen peligrosos podrían 

comprometer la capacidad de un proceso para alcanzar la productividad de 

diseño. 

 Desarrollada originalmente para identificar problemas con tecnologías con 

las que las empresas tenían poca experiencia y se ha encontrado que es 

muy efectiva en procesos que ya existen. Se requiere de información 

detallada sobre el diseño y operación de un proceso. 
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El equipo interdisciplinario usa un método creativo y sistemático para 

identificar problemas de peligro  y operabilidad de forma conjunta, siendo 

más productivo que cuando un individuo lo hace por sí solo, que pueden 

llevar a consecuencias indeseadas y utiliza un conjunto fijo de palabras: 

“denominadas palabras guía”. Los expertos se reúnen y durante las 

sesiones de HAZOP, con un esfuerzo colectivo de reflexión que estimula la 

creatividad y nuevas ideas, se hace una revisión cuidadosa del proceso  

bajo ciertas consideraciones. 

6.2.2 PROPÓSITO DE HAZOP 

Revisar cuidadosamente un proceso du operación de forma sistemática para 

determinar si existen elementos dentro del proceso que pueden llevar a 

consecuencias indeseables. 

HAZOP se utiliza para: 

- Procesos continuos. 

- Procesos en serie. 

- Evaluar procedimientos escritos. 

- Evaluar salvaguardas existentes contra las desviaciones. 

6.2.3 SUPOSICIONES DE HAZOP 

La instalación se comporta según el diseño original sin la ocurrencia de 

eventos imprevistos los cuales afectarían el funcionamiento de la S/E. 

La instalación se maneja de una manera competente. Se aplican buenas 

prácticas de operación y mantenimiento en correspondencia con el diseño 

original. 

6.2.4 PROCESO DE HAZOP 

El equipo de HAZOP se centra en las porciones específicas del proceso 

llamado los “nodos”. Éstos se identifican generalmente el proceso antes de 
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que el estudio comience. Se identifica un proceso y sus parámetros, la 

opinión e intención se considera para el nodo en estudio. Entonces  una 

serie de palabras guía se combina con el parámetro “flujo” para crear 

desviaciones. Por ejemplo, la palabra guía “no” se combina con el parámetro 

de “flujo” para dar la desviación “flujo nulo”. El equipo entonces se centra en 

enumerar todas las causas creíbles de una desviación del “flujo nulo” que 

comienza con la causa que puede dar lugar a la peor consecuencia posible 

que el equipo puede pensar en ese instante. Las causas se registran, una 

vez listada las consecuencias, las seguridades y cualquier recomendación 

juzgada como apropiada por el equipo. El proceso se repite para la 

desviación siguiente y así sucesivamente hasta la terminación del nodo. El 

equipo se traslada al nodo siguiente y repite el proceso. 

6.2.5 OBJETIVOS DE HAZOP 

Estudios de HAZOP identifican tantos peligros como problemas de 

operabilidad. Mientras que el estudio de HAZOP se diseña para identificar 

peligros con un acercamiento sistemático, más del 80% de recomendaciones 

del estudio son problemas de operabilidad y no son, en sí mismo, peligros. 

Aunque la identificación el peligro es el foco principal, los problemas de 

operabilidad deben ser identificados hasta el punto de considerar un 

potencial proceso de peligro, por su impacto ambiental o un impacto 

negativo en el personal. 

Proponemos una definición de peligro y una definición de operabilidad. 

Peligro.- Cualquier operación que podría causar posiblemente un evento 

catastrófico por: producto tóxicos, inflamables, explosivos o de cualquier 

acción que podrían dar lugar a lesión al personal. 

Operabilidad.- Cualquier operación dentro del diseño que causaría una 

interrupción por conducir posiblemente a una violación ambiental, 

regulaciones de la salud o de seguridad personal. 

La técnica de peligro y operabilidad HAZOP, que fue desarrollada para 

industria química, tiene un amplio uso para identificar y evaluar la seguridad 
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de un proceso, peligros ambientales y procesar problemas que podrían 

afectar la eficiencia operativa (ejemplo: productividad, calidad del producto o 

costo operativo). La revisión de instalaciones existente, normalmente se 

realizan en 1 año. El uso de HAZOP, ha crecido en esto años, se difunden 

aún más con la promulgación una reglamentación en Estados Unidos. 

6.2.6 RESPONSABILIDAD DE HAZOP 

El propósito de HAZOP es descubrir sistemáticamente todas las 

desviaciones creíbles de un proceso en una instalación, sistema o 

subsistema y determinar las consecuencias específicas que podrían surgir 

de cada una. Esto se hace a través del uso de palabras guías que dirigen el 

análisis. El equipo interdisciplinario de estudio HAZOP examina cada 

segmento de un proceso para identificar todas las desviaciones significativas 

en condiciones operativas normales, describir cómo podrían ocurrir y 

contabilizar los medio disponibles para detecta y corregir las desviaciones. 

El procedimiento para el análisis HAZOP por lo general sigue estos pasos: 

- Un equipo interdisciplinario utiliza un enfoque estructurad de ideas para 

identificar, analizar peligros y problemas de operabilidad resultantes de 

desviaciones del diseño y operaciones. Una serie estándar de palabras 

guía asignan categorías a las desviaciones que han se des analizadas. 

Por ejemplo la palabra guía “No” combinada con el parámetro el proceso 

“flujo” resulta en la desviación “Sin Flujo”. 

- El equipo interdisciplinario identifica causas posibles (error del operador), 

así como las salvaguardas existentes o sistema de respaldo, que mitigan 

las desviaciones (un seccionador, un fusible, un disyuntor, etc.). 

- Se hacen recomendaciones para controlar o corregir escenarios de fallas. 

Un estudio HAZOP requiere información detallada sobre el diseño, operación 

de un proceso e instalación de equipos: utilizada durante toda la etapa de 

estudio. 
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El estudio HAZOP puede ser utilizado con efectividad para revisar procesos 

continuos y en serie; ha demostrado ser útil al revisar procedimientos de 

operación y como una herramienta para identificar un error humano. Su 

capacidad de atender fallas múltiples – la causa más común de incidentes- 

es invaluable. Por último, proporciona un beneficio importante para una 

institución al reunir profesionales de: la seguridad, la salud, ingenieros, etc.; 

todos afín al diseño. 

El líder del equipo de análisis preliminar de peligro (Preliminary Hazard 

Analysis - PHA) trabaja con el coordinador de PHA en definir el alcance del 

análisis y la  selección de los miembros del equipo interdisciplinario. Dirige a 

miembros del equipo en la reunión de información del proceso de seguridad 

antes de comenzar el estudio. Planea el estudio con las reuniones del 

coordinador de PHA y el equipo seleccionado que mantiene a miembros del 

equipo centrados en descubrir los peligros asociados al proceso y dirige al 

escribano del equipo como registrar los resultados. Se asegura de que el 

análisis cubra a fondo el proceso como se definió al principio del análisis de 

peligro y se asegura de que el estudio esté terminado en el tiempo asignado 

para cada etapa. Escribe un informe que detalla los resultados, las 

recomendaciones del estudio realizadas por el equipo y divulga los 

resultados. Lo fundamental de cualquier investigación es poner en práctica 

las recomendaciones del proyecto. 

6.2.7 INGENIERIA EN HAZOP 

El equipo de los expertos en ingeniería asignados al análisis de peligros y 

procesos pueden incluir el siguiente personal: un ingeniero de proyectos, un 

ingeniero de maquinaria, un ingeniero de instrumentos, un ingeniero 

eléctrico, un ingeniero industrial, un ingeniero en seguridad, un ingeniero en 

calidad, un ingeniero en mantenimiento o técnico en corrosión, un ingeniero 

en materiales. Estos expertos se serán responsables de proporcionar en su 

respectiva disciplina como se aplica el análisis de peligro y procesos, al 

proyecto de estudio, Estos experto son responsables de asistir a la reunión 

de análisis de peligros y procesos. 



241 
 

Así como también se requiere que estén disponibles para la conformación 

del equipo cuando el líder del equipo así lo solicite, previamente 

proporcionando la documentación de los procedimientos existentes a cada 

uno de los miembros del equipo de expertos.  

6.2.8 PROCEDIMIENTO TECNICO DE HAZOP 

6.2.8.1 ¿Cuándo utilizar HAZOP? 

Puedes utilizar HAZOP prácticamente en cualquier etapa. La metodología 

de HAZOP es ampliamente utilizada que cualquier PHA y referido como 

HAZOP. Con nuevos diseños, HAZOP realiza como sea posible el estudio 

del nuevo diseño. Con una facilidad existente, el HAZOP se puede utilizar 

en cualquier momento. 

Se puede también utilizar HAZOP para analizar las instrucciones de 

funcionamiento, procedimientos y en operaciones de cualquier tipo de 

proceso. 

6.2.8.2 Metodologías de HAZOP. 

1. Recoger los documentos y los dibujos aplicables. 

2. Romper la facilidad en las secciones manejables (nodos). 

3. Elaborar la lista de los parámetros y de las operaciones que se 

examinaran. 

4. Para cada nodo crear las desviaciones. 

5. Enumerar y registrar las causas para cada desviación. 

6. Enumerar y registrar las consecuencias para cada causa. 

7. Enumerar y registrar las salvaguardias o los controles que pueden 

prevenir la causa o la consecuencia. 

Enumerar cualquier acción futura o las recomendaciones que piensas 

deben ser puestas en ejecución. 
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6.2.8.3 Características de análisis HAZOP. 

- Es sistemático y estructurado. 

- Toma en cuenta la experiencia del equipo interdisciplinario que analizo 

el proyecto. 

- Permite analizar un amplio espectro de riesgos potenciales. 

- Se aplica durante cualquier fase de la vida de una instalación, menos 

cuando esta está parada por cualquier causa. 

6.2.8.4 Limitaciones de HAZOP. 

- Su extensión en tiempo puede ser prolongada. 

- No es apropiada para sistemas puramente mecánicos. 

6.2.8.5 Datos para análisis HAZOP. 

- Esquemas de los diferentes sistemas y componentes que conforman la 

subestación. 

- Instrucciones de operación. 

- Hojas de control que (registra los procedimientos de operaciones), las 

secuencias de instrumentos y diagramas. 

- Manuales de operaciones de equipos. 

- Diagramas de flujo de actividades de operadores involucrados en el 

mantenimiento. 

6.2.8.6 Formato tipo de hoja de trabajo de análisis HAZOP 

Equipo: ------------------------------ 

No de hoja: ------------------------- 

Fecha: ------------------------------- 

No de Revisión: ------------------- 
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No DESVIACION CAUSAS CONSECUENCIAS ACCIONES 

     

CUADRO 6.1 

OBS: Las desviaciones se obtienen de la combinación de parámetros 

típicos y palabras guías. 

6.2.8.7 Parámetros utilizados en análisis HAZOP. 

- Flujo. 

- Temperatura. 

- Presión. 

- Composición. 

- PH. 

- Fase. 

- Voltaje. 

- Relevación. 

- Instrumentación. 

- Nivel. 

- Muestreo. 

- Velocidad. 

- Corrosión / erosión. 

- Servicios / utilidades. 

- Mantenimiento. 

- Frecuencia. 

- Adición. 
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- Seguridad. 

- Separación. 

- Viscosidad. 

- Reacción. 

- Inserción. 

- Contaminación. 

- Mezcla. 

- Información. 

REQUISITO: Los parámetros específicos deben ser considerados por el 

equipo al evaluar cada nodo. 

 Si un parámetro particular no cambia de un nodo al siguiente, entonces no 

es necesario repetir todas las desviaciones que eran consideradas en el 

nodo anterior. 

6.2.8.8 Contenido de la documentación de resultados HAZOP. 

- Breve descripción del proceso. 

- Lista de planos y procedimientos. 

- Identificación; datos técnicos de equipos y componentes. 

-  Notas de las reuniones de especialistas que intervienen en el análisis 

HAZOP. 

- Recomendaciones, acciones de control y correctivas. 

El proceso de HAZOP crea desviaciones, en el intento de cálculo de un 

proceso combinado; las palabras guía (no, mas, menos, etc.) combinadas 

con parámetros de procesos generan por resultado una desviación posible 

de cálculo. El equipo debe entonces enumerar todas las causas creíbles 

que den lugar a una condición del flujo nulo para el nodo. Una lista de las 
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palabras guía se da a continuación. Debemos indicar que no todas las 

combinaciones  de palabras guía – parámetro serán significativas. 

PALABRA GUIA SIGNIFICADO OBSERVACIONES 

NO Negación de la intención del diseño No se logran, ni siquiera en parte, las intenciones, pero no 
sucede nada más. 

MAS Incremento cualitativo Se refiere a cantidades de parámetros 

MENOS Decremento cualitativo Se refiere a cantidades de parámetros 

PARTE DE Disminución cualitativa Solo se alcanza una de las finalidades, otras no 

ADEMÁS DE Incremento cualitativo Se logran todas las finalidades del diseño y ocurre algo mas 

INVERSIÓN Lógica opuesta al sentido original Es aplicable a las actividades de direcciones de flujo de todo 
tipo, también puede aplicarse a indicaciones de uso de 
sustancias 

DISTINTO DE Completa situación  No se consigue, ni tan siquiera en parte, la finalidad original. 
Sucede algo totalmente diferente. 

CUADRO 6.2 PALABRAS GUÍAS UTILIZADAS EN HAZOP 

El uso de parámetros dependerá del tipo de proceso que es considerado, 

del equipo en el proceso y del intento de proceso. En casi todos los casos, 

estos parámetros se deben evaluar para cada nodo. El escribano 

documentará, sin excepción, los comentarios del equipo referentes a estos 

parámetros. Además, el nodo se debe defender para el uso de los 

parámetros específicos y para la lista de parámetros generalmente 

aplicables. Estos deben ser registrados solamente si hay un problema de 

peligro o de operabilidad asociado al parámetro. 

Los resultados del análisis d HAZOP son las recomendaciones del equipo, 

que incluyen la identificación de peligros y las recomendaciones para los 

cambios en diseño, procedimientos, etc., para mejorar la seguridad del 

sistema. Las desviaciones durante los procesos normales, paradas y 

operaciones de mantenimiento son discutidas por el equipo e incluidas en 

el HAZOP. 

Los siguientes términos se utilizan en el proceso de HAZOP. 

- Intento de cálculo.- Se piensa la manera que funciona un proceso. 
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- Desviación.- Una salida descubierta sistemáticamente aplicando 

palabras guía con parámetros de proceso. 

- Palabra guía.- Palabras simples tales como “alta” presión, “alta” 

temperatura, “escape” etc., que se utilizan para modificar, para dirigir y 

para estimular el proceso e identificar peligros en el proceso. Fue 

utilizada una lista de palabras y entre estas determinar las palabras guía 

más apropiada para un proceso; de esta lista fueron seleccionadas las 

posibles palabras guía. 

- Causa.- La razón por la que una desviación pudo ocurrir. 

- Consecuencia.- Los resultados de una desviación. 

- Salvaguardia.- Sistemas o controles de administración dirigidos a 

prevenir las causas o atenuar las consecuencias de desviaciones. 

- Categoría del peligro.- Un riesgo de peligro en la operación. 

- Recomendaciones.- Para los cambios del diseño, cambios procesales 

o para el estudio adicional. 

6.2.9 EL CONCEPTO DEL PUNTO DE REFERENCIA 

Al definir nodos y realizando un HAZOP en un nodo particular es útil el 

concepto del punto de referencia (POR) cuando las desviaciones se evalúan. 

Como una ilustración de esta idea, analice el ejemplo: el tambor del destello, 

donde el nodo consiste en la tubería de destello, el producto del tambor y el 

líquido hasta el reborde en un tanque de almacenaje. Si la desviación “flujo 

nulo” propone un dilema y llega a ser evidente cuando comienzas a hablar 

de las causas del flujo nulo. Si es una causa del flujo nulo la ruptura de la 

pipa en la conexión del reborde en la tubería de destello. El término “flujo 

nulo” es ambiguo, puesto que hay flujo del tambor de destello pero no a 

través de la tubería al tanque de almacenaje. Por lo tanto un POR debe ser 

establecido claramente cuando se define el nodo. Se recomienda establecer 

siempre el termino POR en sentido descendiente del nodo 
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6.2.10 INVESTIGACIÓN PARA LAS CAUSAS DE DESVIACIONES 

Es necesario ser cuidadoso en el listado de causas de desviaciones. Una 

desviación se considera realista si hay suficientes causas para que la 

desviación ocurra. Sin embargo, solamente las causas creíbles deberán ser 

enumeradas. El juicio del equipo se utiliza para decidir si incluye 

acontecimientos con una probabilidad muy baja de ocurrencia. Sin embargo, 

el buen juicio que debe hacer el equipo es determinar que acontecimientos 

tienen una probabilidad baja de ocurrencia para no pasar por alto causas 

creíbles. Básicamente existen tres tipos de causas, las cuales son: 

1. Error humano: Que son actos de omisión por parte del: operador, el 

diseñador, el constructor u otra persona; creando un peligro inminente 

que podría dar lugar a un lanzamiento de material al medio ambiente. 

2. Falta de equipo: En la cual una falla: mecánica, de funcionamiento, 

estructural o falto del elemento, podría ocasionar una situación de 

peligro. 

3. Acontecimientos externos: Se daría en situaciones fuera de la unidad 

y que afecten la operación de la unidad y la misma pudiere causar un 

estado de peligro. Estos acontecimientos externos incluyen trastornos 

en las unidades adyacentes que afectarían la operación segura de la 

unidad (o del nodo) en estudio, esto puede ser por: perdida por utilidad, 

exposición al clima o siniestro por incendio y también producto de una 

actividad sísmica. 

El nivel del detalle requerido para describir las causas de una desviación 

dependerá si esta causa de trastorno ocurre al interior o fuera del nodo. 

Requisito: Dividir las causas de las desviaciones basadas en error humano, 

falta de equipo y acontecimientos externos aplicables. 
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6.2.11 CONSECUENCIAS Y SALVAGUARDIAS 

El propósito primario del HAZOP es identificar los panoramas que 

conducirían a identificar un peligro catastrófico donde además de involucrar 

a la unidad afecte a trabajadores. Esta determinación es siempre necesaria y 

lo más exacta posible, todas las consecuencias de cualquier causa de 

peligro, deberá ser identificado por el grupo. Esto responde a un propósito 

doble: primero, ayudar a determinar una graduación del riesgo en HAZOP 

donde los peligros múltiples son analizados por el grupo para poder 

establecer la dirección del peligro y segundo,  determinar si una desviación 

da lugar a un problema o a un peligro de operabilidad. 

Si el equipo concluye que a consecuencia de una desviación, existe un 

problema solamente de operabilidad, termina el análisis y el estudio se 

traslada al nodo siguiente. Ahora si el equipo determina que la causa dará 

lugar a una posible situación de peligro, entonces las salvaguardias deben 

ser identificadas. 

Las salvaguardias deben ser incluidas siempre y cuando el equipo determine 

que una combinación presentare un proceso creíble de peligro. ¿Qué 

constituye una salvaguardia?, se puede resumir en los siguientes criterios 

generales: 

1. Esos sistemas, diseños dirigidos y procedimientos escritos que se 

estipulan para prevenir un evento catastrófico. 

2. Esos sistemas que se diseñan para detectar tempranamente la causa 

que iniciaría el evento catastrófico. 

3. Esos sistemas o procedimientos escritos que atenúan las consecuencias 

de un evento catastrófico. 

El equipo debe tener especial cuidado al enumerar salvaguardias, esto es 

porque el análisis de peligros requiere una evaluación de las consecuencias 

de la falta de ingeniería y los controles de administración, una determinación 

cuidadosa de sí o no estos artículos pueden realmente ser considerados 
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salvaguardias. Además, el equipo debe considerar fallas múltiples realistas y 

acontecimientos simultáneos al considerar si o no la salvaguardia funcionara 

ante una ocurrencia. 

Las recomendaciones se hacen cuando las salvaguardias para un panorama 

dado de peligro, según lo analizado, son inadecuadas ante un inminente 

peligro. Los artículos de acción son esas recomendaciones para las cuales 

han asignado un individuo o equipo. Las “necesidades de información” son 

identificadas como recomendaciones por uno de los miembros del equipo. 

Las siguientes se sugieren para la puesta en practica de las 

recomendaciones del análisis de peligro: 

1. Los artículos de acción prioritarios se deben resolver en el plazo de 4 

meses. 

2. Los artículos de acción de prioridad media se deben resolver en el plazo 

de 4 a 6 meses. 

3. Artículos de acción de prioridad mas bajos se deben resolver después de 

artículos de prioridad media. 

Se recomienda que la revisión de la seguridad complemente todas las 

recomendaciones realizadas en los estudios para determinar prioridades 

relativas e implementar un horario para la puesta en práctica. Después de 

que se haya repasado cada recomendación, la resolución de cada una de 

ellas se debe registrar en un documento como una hoja de balance y 

guardar en archivo. 

Las recomendaciones incluyen el diseño, el funcionamiento, los cambios en 

el mantenimiento que reduce o elimina desviaciones, causa y/o 

consecuencias. 

Las recomendaciones identificadas en un análisis de peligro se consideran 

preliminares por naturaleza. 



250 
 

6.2.12 RESULTADOS DEL HAZOP  

Los resultados del Análisis HAZOP son las conclusiones y/o 

recomendaciones que se hacen en el equipo interdisciplinario y que 

incluyen: 

- Identificación de peligro y problemas de operación. 

- Recomendaciones para cambios en:  

a) Diseño. 

b) Procedimientos. 

c) Etc.  

- Mejorar el sistema implementado, a través de los resultados de las 

discusiones del equipo interdisciplinario concernientes a:  

a) Causas de una falla. 

b) Efectos de una falla. 

c) Salvaguardas para minimizar una salida. 

Y que presentan un cuadro ordenados en columna  

- Recursos que el análisis HAZOP requiere: 

a) Informes al día y exactos del proceso. 

b) Planos o diagramas de áreas críticas. 

c) Otra información detallada del proceso como es el 

procedimiento de operación del S/E. 

d) Pleno conocimiento considerable del proceso, instrumentación 

y operación de elementos electrónicos. 

- El quipo interdisciplinario de expertos para un proceso grande y 

complejo consiste de 5 a 7 miembros cada uno especialista en su 
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aérea técnica y para procesos simples o una revisión de campo 

limitada, el equipo puede tener de 3 a 4 miembros. 

· Diseño 

· Ingeniería 

· Mantenimiento de operaciones 

· Etc. 

DESIGNACIÓN PREPARACIÓN EVALUACIÓN DOCUMENTACIÓN 

Sistema simple / pequeño 8 a 12 horas 1 a 3 días 2 a 6 días 

Sistema complejo / grande 2 a 4 días 1 a 3 semanas 2 a 6 semanas 

CUADRO 6.3 TIEMPO ESTIMADO PARA LA TECNICA DE HAZOP 

6.3 ANÁLISIS DE ÁRBOL DE FALLAS (FAULT TREE ANÁLYSIS – FTA) 

6.3.1 OBJETIVO 

Es demostrar la comprensión de los principios del análisis del árbol de fallas 

con diagramas de árbol. 

6.3.2 ¿QUÉ ES UN ANÁLISIS DE ÁRBOL DE FALLAS? 

Definir que es un análisis de árbol de fallas; es un poco difícil por el hecho de 

que no existe una verdad absoluta, lo más sencillo es proponer algunos 

conceptos del análisis de árbol de fallas (Fault Tree Analysis – FTA). 

- El FTA es una técnica por la cual se condiciona los factores que pueden 

contribuir a un evento específico in deseado (catastrófico); se identifica, 

se organiza de una manera lógica y se pueden representar 

gráficamente. 

- El FTA es un acercamiento de arriba hacia abajo, comienza con un 

acontecimiento indeseable (accidente potencial catastrófico) llamado 

acontecimiento superior o cumbre, y después se determina todas las 

maneras que  pueden suceder el acontecimiento indeseable. 
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- El FTA procede determinándose cómo el acontecimiento superior o 

cumbre es causado por el individuo, las fallas o las combinaciones de 

acontecimientos de nivel inferior. Las causas del acontecimiento superior 

o cumbre “están conectadas” a través de una estructura de la lógica 

booleana. Consideramos solamente compuertas AND y compuertas OR. 

Ciertos elementos o eventos básicos, pueden ocurrir juntos, para que 

ese evento superior o cumbre ocurra. En este caso, estos eventos se 

colocarían bajo una compuerta AND, significando que todos los eventos 

básicos necesitarían ocurrir para activar el evento cumbre. Si por lo 

menos uno de los eventos básicos activaría el evento cumbre, entonces 

estos eventos se agruparían bajo la compuerta OR. 

- El FTA es una técnica de uso general para el análisis causal en estudios 

de riesgo y confiabilidad que proporciona una herramienta que ayuda 

analizar el problema (¿Dónde se encuentra?, ¿Qué puede causar eso?, 

etc.) y el medio es identificar los componentes del problema. Esta 

herramienta estimula el pensamiento por la comprensión creciente del 

potencial problema. 

- El FTA es un método deductivo que se enfoca en un accidente, efectivo 

que analiza un plan del sistema. Involucra una metodología que 

determina un evento por encima de todos para ser analizado (Ej. Una 

falla), seguido por la identificación de todos los elementos asociados en 

el sistema que podría causar que dicho evento ocurra. Su fortaleza como 

una herramienta cualitativa es su habilidad  para identificar las 

combinaciones de fallas y errores humanos que pueden llevar a un 

evento catastrófico. La capacitación básica es introducir el análisis de 

árbol de fallas y su diagrama (FTA, por sus siglas en inglés). 

- El FTA proporciona una representación simbólica (grafico) conveniente 

de la combinación de fallas y eventos que producen la ocurrencia del 

incidente cumbre. Los eventos y análisis de árbol de falla son 

representados por símbolos. 
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- El análisis de árbol de fallas es un proceso lógico, estructurado que 

puede ayudar a identificar las causas potenciales de fracaso del sistema 

realmente antes que las fallas ocurran. El análisis de árbol de fallas es 

una herramienta de planificación muy poderosa que ayuda a conseguir 

los objetivos del diseño. 

- El Análisis de Árbol de Fallas (FTA) es una técnica analítica que utiliza 

un enfoque top-down para analizar sistemas que combinan: hardware, 

software y fallas humanas. El FTA comienza con un evento potencial no 

deseado, como una salida de una S/E, y luego identifica todos los 

subeventos que pueden causar que el evento superior o cumbre ocurra. 

El FTA proporciona una representación simbólica de fácil uso con una 

estructura lógica y las relaciones que existen entre los eventos 

potenciales indeseados básicos, que pueden permitir de manera 

conjunta que el evento cumbre ocurra. El principal objetivo del FTA es 

determinar la probabilidad de que el evento cumbre ocurra. 

6.3.3 ANTECEDENTES 

El FTA fue desarrollado primero por ingenieros para mejorar la seguridad de 

los sistemas de misiles, por los laboratorios telefónicos Bell para el análisis 

de seguridad des sistema de control de lanzamiento del misil Minuteman en 

1962. La técnica fue mejorada por la compañía Boeing y utilizada 

extensivamente durante el estudio de seguridad del reactor (WASH 1400). 

Entendieron que la mayoría de accidentes resultan de fallas inherentes a un 

sistema. Un sistema consta de personas, equipo, material y factores 

ambientales. Este sistema realiza tareas específicas con métodos 

recomendados. La realidad es que los componentes de un sistema y su 

ambiente están interrelacionados y una falla en cualquier parte puede afectar 

a otro elemento. Un evento negativo se puede considerar como un evento 

catastrófico que podría resultar en lesiones personales o daños a elementos 

de una S/E. 
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6.3.4 VENTAJAS DEL FTA  

- Identifica problemas de: seguridad, riesgo y componentes críticos.  

- Mejorar el entendimiento del sistema y cumple con los requerimientos 

de: seguridad, riesgo y fiabilidad en el momento de la planificación. 

- Identifica la fiabilidad del sistema, identifica causas y consecuencias de 

eventos (accidentes, incidentes, etc.). 

- El Análisis de Árbol de Fallas es útil tanto para el diseño de nuevos 

productos o servicios, así como identifica los problemas en productos o 

servicios ya existentes. 

- Evaluar la fiabilidad del sistema y seguridad durante el funcionamiento 

normal. 

- Identifica cambios en el diseño e identifica componentes que pueden 

necesitar pruebas o rigurosos controles de calidad. 

- Identifica fallas del equipo desde su raíz, también eventos inactivos e 

inspecciones. 

- El árbol de fallas es capaz de utilizar un software y hardware que 

permite el cálculo de probabilidades y tasas de ocurrencia de eventos. 

- Posibilita el uso de las siguientes compuertas lógicas: AND y OR. 

Probabilidades de efectos condicionales pueden ser dados bajo 

compuertas OR. 

- Posibilita el cálculo de combinaciones mínimas y sus probabilidades 

para que ocurra el evento superior o cumbre. 

- Solo realiza desplazamientos del tipo “arriba/abajo” no es necesario 

desplazamientos del tipo “derecha / izquierda”. 

- Cálculos de probabilidades y tasas de fallo, con una alta precisión. 
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- El FTA puede ser construido por medio de componentes o 

ensamblajes, desde un FMEA existente y un diagrama de bloque del 

sistema. 

6.3.5 PROPOSITO DEL FTA 

El propósito de un análisis de árbol de fallas (FTA) es determinar un sistema 

o un subsistema con un acontecimiento indeseable y examinando la gama 

de acontecimientos potenciales (combinaciones de fallas y el error humano) 

que podrían conducir al evento catastrófico. Para sistemas particularmente 

vulnerables o fallas individuales que pueden causar un evento catastrófico 

es mejor usar técnicas orientadas a fallas individuales como análisis FMEA o 

HAZOP. Un FTA se emplea a menudo en situaciones donde otra técnica de 

EP (Análisis HAZOP) ha identificado un incidente importante de interés que 

requiere un análisis más detallado. El FTA desarrolla una lógica deductiva de 

un acontecimiento indeseado y todos los acontecimientos secundarios que 

deban ocurrir para causar el acontecimiento indeseado. El FTA se puede 

aplicar en cualquier momento de la vida de un proyecto. El FTA se puede 

utilizar para apoyar el proceso de análisis de peligro (PHA) durante la fase 

del diseño. La técnica es universal, es aplicable a toda clase de sistemas; sin 

embargo, se debe tomar en consideración: 

1. Los acontecimientos indeseables, deben ser analizados, deben ser 

disminuidos y las contribuciones indeseables, deben ser previstas. 

2. Cada uno de esos acontecimientos indeseables, se debe analizar 

individualmente. 

OBS: Debido a su complejidad y detalle relativo, no es rentable utilizar el 

FTA para sistemas de poco riesgo. El FTA sería utilizado solamente para 

esos peligros que se han denotado por la herramienta de la investigación 

como un peligro 



256 
 

6.3.6 METODOLOGIA DEL FTA 

El análisis de árbol de fallas (FTA) puede estudiar la falla de un solo 

acontecimiento o múltiples fallas que conduzcan a una sola falla, la del 

sistema. El FTA es un análisis de arriba hacia abajo. El método identifica un 

acontecimiento indeseable y los elementos que contribuyen (averías / 

condiciones) a la falla. Interconectan a los contribuidores con el 

acontecimiento indeseable, usando las trayectorias de la red a través d las 

compuertas de la lógica booleana (AND Y OR). 

Los siguientes pasos se utilizan para desarrollar el análisis de árbol de fallas: 

1. Definir el acontecimiento superior indeseado. 

2. Definir los límites físicos y analíticos del sistema. 

3. Construir la estructura del árbol. 

4. Desarrollar la trayectoria lógica de las fallas para cada rama. 

5. Evaluar la probabilidad del árbol de fallas. 

6. Analizar los resultados. 

Una vez que el árbol de fallas se haya desarrollado al detalle, las diversas 

trayectorias se pueden evaluar para llegar a una ocurrencia de la 

probabilidad. Los sistemas de corte son combinaciones de fallas de los 

componentes que causan una falla del sistema (es decir, causando el 

acontecimiento superior del árbol). Los sistemas mínimos del corte son las 

combinaciones más pequeñas que causan una falla del sistema e identifican 

los sistemas mínimos de corte; los cuales ayudaran a determinar  los 

controles necesarios para prevenir el acontecimiento superior o cumbre. 

6.3.7 REQUISITOS DEL FTA 

El uso del FTA requiere: 

- Entendimiento detallado de cómo funciona la subestación o el sistema. 
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- Planos y procedimientos detallados del proceso de distribución. 

El análisis de un sistema - árbol de fallas – promueve continuidad al interior  

de sí mismo. Se puede convocar a un equipo interdisciplinario si el proceso 

es extremadamente complejo o si se requiere más de un árbol de fallas. 

Cada especialista calificado de este equipo se concentraría en un árbol de 

fallas individual y posteriormente, si necesitare interactuar con otros 

miembros experimentados del equipo lo puede hacer sin ningún problema. 

 

DESIGNACION PREPARACION  CONSTRUCCION 
DEL MODELO 

EVALUACION 
CUALITATIVA 

DOCUMENTACION 

Sistema simple pequeño 1 a 3 días 3 a 6 días 2 a 4 días 3 a 5 días 

Sistema complejo grande 4 a 6 días 2 a 3 semanas 1 a 4 semanas 3 a 5 semanas 

CUADRO 6.4 TIEMPO ESTIMADO PARA LA TÉCNICA DE FTA 

6.3.8 CONDICIONES DE LÍMITE DEL FTA 

- Los límites físicos del sistema (¿Qué partes del sistema se incluyen en el 

análisis y que partes del sistema no se incluyen en el análisis?) 

- Las condiciones iniciales (¿Cuál es el estado operacional del sistema 

cuando ocurre el acontecimiento superior?). 

- Condiciones de límite con respecto a los sucesos externos (¿Qué tipo de 

sucesos externos se debe incluir en el análisis: guerra, sabotaje, 

terremoto, relámpago, etc.?). 

- El nivel de resolución (¿Cómo se detalla el análisis?). 

6.3.9 DIAGRAMAS ANALITICOS 

Representan graficas e ilustraciones de un proyecto o evento. Utilizan el 

razonamiento deductivo ya que empiezan con un evento superior o cumbre y 

se elaboran por las ramas los eventos específicos causantes que tienen que 

ocurrir para producir: el evento general, evento superior o evento cumbre. Se 

refiere a los diagramas analíticos como arboles porque su estructura parece 
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la de un árbol, estrecho en lo de arriba con un solo evento y luego echando 

ramas en el proceso de su desarrollo. 

Comenzando con el acontecimiento indeseado (superior), las posibles 

causas de ese acontecimiento se identifican en el siguiente nivel inferior. Si 

cada una de esas contribuciones produce el acontecimiento superior, 

solamente se utiliza la compuerta OR; si todos los contribuidores deben 

actuar para dar lugar al acontecimiento superior  se utiliza la compuerta 

AND. Y así continuamos al siguiente nivel. 

6.3.10 CONSTRUCCION DEL FTA 

Árbol analítico negativo o árbol de fallas, es una herramienta excelente que 

permite localizar y corregir fallas. Pueden usarse para prevenir o identificar 

fallas antes de que ocurran, pero se usan con mas frecuencia para analizar 

las fallas ocurridas o como herramienta investigativa para señalar las fallas. 

Al ocurrir una falla, se puede identificar la causa raíz del evento negativo. Se 

analiza cada evento al hacer la pregunta, “¿Cómo es posible que esto 

suceda?”. Al contestar esta pregunta, se identifican las causas principales y 

como se interactúan para producir un evento no deseado. Se recomienda 

considerar: 

- El punto de partida de un Análisis de Árbol de Fallas (FTA) es a menudo 

un Análisis de Modo y Efecto de Fallas (FMEA) existente y un diagrama 

de bloque del sistema. Es decir el FMEA es el primer paso esencial para 

entender el sistema.  

Análisis de Modo y Efecto de Fallas 

(Failure Modes and Effect Analysis-FMEA) 

FMEA (AMEF) es una técnica adaptada de la industria aeroespacial 

mediante la cual el analista considera los diversos modos de fallas de partes 

del equipo y evalúa los efectos de estas fallas en el sistema o en la planta. 

Por ejemplo, una válvula de control puede fallar en la posición “abierta” o 

“cerrada”, una bomba puede fallar al detenerse o al arrancar, un transmisor 



259 
 

puede dar lecturas erróneas altas o bajas, o un intercambiador de calor que 

puede tener una fuga al fluir del proceso a servicio o de servicio a los 

laterales del proceso. 

La respuesta del sistema a una falla del equipo determina los efectos de un 

modo de falla. 

Las fallas de un equipo pueden iniciar o contribuir a un accidente. Por 

ejemplo, la falla de un controlador de presión podría iniciar la falla de una 

válvula de alivio y contribuir a la ruptura de un recipiente. Un FMEA reporta 

fallas únicas en el equipo, pero no combinaciones de fallas que conducen a 

accidentes. Por lo común, el enfoque no proporciona un examen directo del 

error humano. Dado que la técnica requiere información detallada del diseño 

del proceso, por lo común es utilizado durante o después de que la etapa del 

diseño detallada ha sido terminada. 

Ya que la técnica es intencionalmente metódica, el análisis puede requerir 

tiempo considerable para identificar modelos de fallas de equipo y analizar 

su efecto potencial. Utilizar lista de verificación que identifique cada modo de 

falla posible para cada tipo de componente, puede reducir la probabilidad de 

dejar de observar importantes modos de falla. 

- El diseño, la operación y el ambiente del sistema  deben ser evaluados. 

- Las relaciones causa – efecto que conducen al acontecimiento superior 

deben ser identificadas y entendida. 

Este proceso de lógica continua hasta identificar todas las posibles causas. 

A lo largo de este proceso, se usa un diagrama de árbol para grabar los 

eventos identificados. Las ramas de árbol de fallas terminan cuando se 

completa todos los eventos que resultan en el evento negativo. Se usan 

símbolos para representar varios eventos y para describir las relaciones 

entre ellos: 

Compuerta AND.-  Representa una condición en la cual todos los eventos 

mostrados debajo de la compuerta (compuerta de entrada) tienen que estar 

presentes para que ocurra el evento que se encuentra arriba de la 
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compuerta (evento de resultado). Esto significa que el evento de resultado 

ocurrirá si y  solamente si uno o cualquier combinación de los eventos de 

entrada ocurren simultáneamente. 

Compuerta OR.- Representa una situación en la cual cada uno de los 

eventos mostrados debajo de la compuerta (compuerta de entrada) llevará al 

evento mostrado arriba de la compuerta (evento de resultado). El evento 

ocurrirá si y solamente si uno o cualquier combinación de los eventos de 

entrada ocurre. 

Existen cinco tipos de símbolos para eventos: 

1. Rectángulo.- El rectángulo es el principal componente básico del árbol 

analítico. Representa el evento negativo, el evento general, el evento 

superior o el evento cumbre y se localiza en el punto superior del árbol; 

puede localizarse por todo el árbol para indicar otros eventos que 

pueden dividirse más. Este es el único símbolo que tendrá abajo una 

compuerta lógica con eventos de entrada. 

2. Círculo.- Un círculo representa un evento base en el árbol. Estos se 

encuentran en los niveles inferiores del árbol y no requieren más 

desarrollo o divisiones. No hay puertas o eventos debajo del evento 

base. 

3. Diamante.- El diamante identifica un evento terminal sin desarrollar. Tal 

evento no es completamente desarrollado debido a una falta de 

información o significancia. Una rama de árbol de fallas puede terminar 

con un diamante. Por ejemplo, todo proyecto necesita personal, 

procedimientos y equipo. Quien desarrolla el árbol de fallas decidirá 

enfocarse en el aspecto del personal y no en el aspecto del equipo. En 

este caso el desarrollo usa diamantes  para mostrar “procedimientos” y 

“equipo” como eventos terminales no desarrollados. 

4. Ovalo.- El símbolo de ovalo representa una situación especial que 

puede ocurrir si y solamente si ocurren  ciertas circunstancias. Esto se 

explica adentro del símbolo del ovalo. Un ejemplo de esto tal vez sea el 
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caso que cierre ciertos interruptores por una secuencia específica antes 

que ocurra una acción. 

5. Triangulo.- El triangulo significa una transferencia de una rama de 

árbol de fallas a otro lugar de árbol. Donde se conecta un triangulo al 

árbol con una flecha, todo lo que este mostrado debajo del punto de 

conexión se pasa a otra área del árbol. Esta área se identifica con un 

triangulo correspondiente y se conecta al árbol con una línea vertical. 

Letras, números o figuras diferencian un grupo de símbolos de 

transferencia de otro. Para mantener la simplicidad del árbol analítico, el 

símbolo de transferencia debe usarse con moderación. 

El análisis de árbol de fallas es un medio  para analizar, más que para 

identificar peligros. Es una técnica deductiva que hace énfasis en un 

accidente o falla del sistema principal, proporciona un método para mostrar 

de manera grafica las diversas causas primarias y secundarias (fallas de 

equipo, factores externos y errores humanos) que resultan en la falla del 

sistema (llamado el acontecimiento principal). 

La importancia del análisis del árbol de fallas es su capacidad de ayuda a los 

analistas que identifican combinaciones de acontecimientos que pueden 

llevar a un accidente y visualizar la relación entre los pasos en una senda de 

falla. Un árbol de fallas permite a los analistas determinar la importancia 

relativa de las diversas causas, básicas, permitiéndoles así hacer énfasis en 

medidas preventivas o de mitigación de estas causas básicas para reducir la 

probabilidad del evento principal. Con frecuencia el modelo del análisis del 

árbol de fallas se basa en las relaciones causa-efecto descubierta a través 

de la aplicación de otras técnicas de evaluación de peligros. 

 

En aquellos casos en los que el análisis de árbol de fallas se cuantificara la 

dificultad de encontrar individuos con experiencia en el proceso y en el 

análisis de árbol de fallas por lo común conduce a un proceso de dos pasos 

en el que analistas calificados desarrollan arboles de falla utilizando 
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información del proceso proporcionada por ingenieros, operadores y otro 

personal que comprende el sistema bajo estudio. 

 

El análisis de árbol de fallas es utilizado ampliamente en las industrias: 

aeroespacial, electrónica y nuclear. Se aplica cada vez más en industrias de 

procesos químicos, en la mayoría de los casos para investigar porciones 

especificas de un proceso que se considera especialmente peligroso 

también es útil para determinar la causa de accidentes. La figura siguiente 

representa un ejemplo de un árbol de fallas. 

 

 

GRAFICO 6.2 ÁRBOL DE FALLAS 
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Sugerimos  un procedimiento para implementar el análisis de árbol de fallas:  

- Definición del sistema, del acontecimiento superior de una manera clara 

e inequívoca (el accidente potencial) y de las condiciones del límite. 

- Construcción de árbol de fallas con todos los elementos. Conexión vía 

compuerta AND o compuerta OR. Se debe contestar siempre. 

Qué                   por ejemplo    “fuego” 

Donde                por ejemplo  “en el reactor de proceso de                  

                                                                  oxidación” 

Cuando      por ejemplo  “durante la operación        

                                                                  normal” 

- Identificación de los sistemas mínimos de corte. Proceder de esta 

manera a un nivel apropiado (igual que los acontecimientos básicos). 

Nivel apropiado: 

Acontecimientos básicos independientes y acontecimientos de falla para los 

cuales tenemos datos: 

- Análisis cualitativo de árbol de fallas 

- Análisis cuantitativo de árbol de fallas. 

- Divulgación de resultados  

Desarrollaremos algunos de los elementos del procedimiento, que se han 

nombrado anteriormente, como son: 

1. Definir el evento superior: Para definir el evento superior, se tiene que 

identificar el tipo de falla que se va a investigar. Esto podría ser resultado 

final de un incidente, tal como la salida definitiva de un transformador por 

cualquier razón. 

Determine todos los eventos no deseados en la operación de un 

sistema. Separe esta lista en grupos con características comunes. 

Varios FTA serán necesarios para estudiar un sistema complejo. 
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Finalmente, se establece un evento que representa a todos los eventos 

dentro de un grupo. Este trámite determina el evento no deseado que se 

estudiara. 

2. Conozca el sistema: Se debe estudiar toda la información disponible 

sobre el sistema. Puede ser de ayuda un análisis de funcionamiento para 

determinar la información  necesaria.  

3. Construya el árbol de fallas: Este paso tal vez sea el más fácil porque 

se usan solamente pocos símbolos y en la práctica la construcción es 

sencilla. 

Principios de construcción  

El árbol de fallas se construye con los símbolos nombrados arriba y 

estructuralmente debe ser de forma sencilla. Mantenga un formato lógico, 

uniforme y consistente de nivel a nivel. Use títulos claros y precisos al 

escribir dentro de los símbolos de eventos. Las compuertas lógicas deben 

limitarse a: “la compuerta AND” y “la compuerta OR”; use los símbolos de 

restricción solamente cuando sea necesario. Por ejemplo el uso del símbolo 

ovalo de restricción ara utilizar una secuencia necesaria de eventos que 

tienen que suceder para que ocurra un evento. El triángulo de transferencia 

debe usarse poco o nunca, si usa el triángulo de transferencia, se pone más 

complicado el árbol de fallas. El propósito de árbol de fallas es mantener el 

procedimiento tan sencillo como sea posible. 

4. Valide el árbol: Esto necesita de una persona que sabe mucho del 

proceso para que verifique si el árbol de fallas esta completo y exacto. 

5. Evalúe el árbol de fallas: El árbol necesita examinarse, según el análisis 

el área donde se pueda realizar mejoras o donde exista oportunidad de 

utilizar procedimientos o elementos alternativos que disminuyan el 

peligro, serian implementados. 

6. Estudie y evalúe cambios constructivos: Cualquier método alternativo 

que se implemente debe evaluarse. Esto permite que los asesores vean 
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cualquier problema que este relacionado con el nuevo procedimiento 

antes de implementarlo.  

7. Considere alternativas y recomiende pasos: Este es el último paso en 

el proceso donde se recomiendan acciones correctivas o medidas 

alternativas. 

Beneficios: La ventaja principal del análisis de árbol de fallas, es que los 

datos permiten evaluar y mejorar la fiabilidad del sistema. También evalúa la 

eficiencia y la necesidad de redundancia. 

Limitación: Una limitación del análisis de árbol de fallas es que el evento no 

deseado que se está evaluando tiene que ser previsto y todos los factores 

contribuyentes a la falla tienen que ser anticipados. Este esfuerzo puede 

llevar mucho tiempo y puede ser muy costoso. El éxito del proceso depende 

de la habilidad del analista.  

 

6.3.11 SÍMBOLOS DEL ÁRBOL DE FALLA  

 

CUADRO 6.5 SÍMBOLOS DEL ÁRBOL DE FALLA 
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6.3.12 EVALUACIÓN CUALITATIVA 

Sistema de corte 

- Un sistema de corte en un árbol de fallas es un sistema de 

acontecimientos básicos que ocurren (simultáneamente) y se asegura 

que ocurrirá el acontecimiento superior. 

- Un sistema de corte mínimo es un sistema que no puede ser reducido 

sin dejar su estado, pues es un sistema de corte. 

- El acontecimiento superior sucederá si ocurren todos los 

acontecimientos básicos en un sistema de corte mínimo al mismo 

tiempo. 

- El análisis cualitativo de corte mínimo investigado fija: orden de los 

sistemas de corte y el orden basado en el tipo de acontecimientos 

básicos implica: 

1. Error humano (el más crítico) 

2. Falta del equipo activo 

3. Falta del equipo pasivo. 

6.3.13 EVALUACION CUANTITATIVA 

Notación:  

- Q0 (t) = Pr (el acontecimiento superior ocurre en el tiempo t). 

- qi (t) =  Pr (el acontecimiento básico “i” ocurre en el tiempo t). 

- Qj (t) = Pr (el corte mínimo “j” determina la falla en el tiempo t). 

- Ei (t) es el acontecimiento básico “i” que ocurren el tiempo t. Ei (t) puede, 

por ejemplo, ser ese componente “i” que está en un estado de falla en 

el tiempo t. Observe que el Ei (t) no significa que ese componente “i” 
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falla exactamente en el tiempo t, pero indica que el componente “i” esta 

en un estado de falla en el tiempo t. 

- Un sistema de corte mínimo se dice que falla cuando ocurren todos los 

acontecimientos básicos (se  presentan) al mismo tiempo. 

Escoger la compuerta AND 

 

GRAFICO 6.3 

Ei (t) es el acontecimiento Ei que ocurre en el tiempo t y qi (t) = (Ei (t)) para    

i = 1,2. Si los acontecimientos básicos son independientes, la probabilidad 

del acontecimiento superior es Q0 (t) 

Q0 (t) = Pr [E1 (t) n E2 (t)] = Pr [E1 (t)] ● Pr [E2 (t)] = q1 (t) ● q2 (t) 

Cuando tenemos una sola compuerta AND con “m” acontecimientos 

básicos conseguimos. 

 

Escoger la compuerta OR 
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GRAFICO 6.4 

Si los acontecimientos básicos son independientes, la probabilidad del 

acontecimiento superior Qo (t) es: 

Qo (t) = Pr [E1 (t) U E2 (t)] = Pr [E1 (t)] + Pr [E2 (t)]  - Pr [E1 (t) ∩ E2 (t)] 

Qo (t) = q1 (t) + q2 (t) – [q1 (t) ● q2 (t)] = 1 – [1 - q1 (t)] [1 – q2 (t)] 

Cuando tenemos una sola compuerta OR con “m” acontecimientos básicos 

conseguimos: 

 

6.3.14 SISTEMA DE CORTE 

 

 

GRAFICO 6.5 
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Un sistema mínimo de corte falla si y solamente si todos los acontecimientos 

básicos en el sistema, fallan al mismo tiempo. La probabilidad de corte 

mínimo “j” que determina la falla en el tiempo t es: 

 

Asumimos que todos los “r” acontecimientos básicos en el corte mínimo “j” 

son independientes. 

Probabilidad del acontecimiento superior. 

 

GRAFICO 6.6 

El acontecimiento superior ocurre si por lo menos uno de los sistemas 

mínimos de corte, falla. La probabilidad del acontecimiento superior es: 

 

 

La razón de la desigualdad es que los sistemas mínimos de corte no siempre 

son independientes. El mismo acontecimiento básico puede ser miembro de 

varios sistemas de corte. En la formula el 1 se llama la aproximación del 

límite superior. 

Datos. 

Tipos de acontecimientos. 
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Cinco tipos de acontecimientos se utilizan normalmente: 

- Unidad irreparable. 

La unidad “i” no se repara cuando ocurre una falla. 

Datos. 

 li Porcentaje de averías. 

Probabilidad básica del acontecimiento: 

 

 

 

- Unidad reparable (reparada cuando ocurre la falla). 

Se repara la unidad “i” cuando ocurre una falla. La unidad se asume 

“como nueva” después de una reparación. 

Datos. 

 li   Porcentaje de averías. 

 MTTRi  Horario de Greenwich para reparar la unidad “i”. 

Probabilidad básica del acontecimiento: 

 

 

- Unidad periódicamente revisada (fallas que se ocultan). 

La unidad “i” se prueba periódicamente. Una falla puede ocurrir en 

cualquier momento, aun en el intervalo de la prueba, pero si la falla se 

detecta solamente en una prueba, después de la prueba se realiza una 

reparación y la unidad se asume “como nueva”. Esta es una situación 
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típica para muchas unidades donde la seguridad es crítica, como son por 

ejemplo los sensores o válvulas de seguridad. 

Datos. 

 li  Porcentaje de averías. 

 ti  Probabilidad del intervalo. 

Probabilidad del acontecimiento básico. 

  

 

 

- Frecuencia de acontecimientos. 

El acontecimiento “i” ocurre antes o después de una prueba, sin 

especificar su duración. Si el acontecimiento tiene una duración, el uso 

es similar a la unidad reparada. 

- Probabilidad de la demanda. 

La unidad “i” no está activa durante la operación normal, sino que puede 

estar lista para una demanda. Se debe considerar: 

· Pr (la unidad “i” falla a petición). 

· Esto es de uso frecuente, modela errores del operador. 

· Evaluación de los cortes. 

· Características de los sistemas mínimos de corte. 

· Determinar la indisponibilidad. La probabilidad de un sistema 

específico de corte falle en el tiempo t. 



272 
 

· Determinar la importancia del corte. La probabilidad condicionada por 

un sistema de corte al fallar en el tiempo t, esta dado por la falla del 

sistema en el tiempo t. 

Probabilidad básica del acontecimiento: 

qi (t) = Pr (el acontecimiento básico “i” ocurre en el tiempo t). 

6.3.15 CONCLUSIONES DEL FTA 

- El FTA identifica todas las causas posibles para un acontecimiento 

indeseado y se modela la falla de un sistema con lógica Booleana al 

utilizar compuertas AND y OR; se describe como pueden combinarse 

fallas y errores humanos que causan la salida del sistema principal 

(evento superior o cumbre). 

- Pueden resultar muchos modelos de árbol de fallas del análisis de un 

proceso grande. El numero de arboles d fallas depende en cuan selectivo 

fue el análisis del peligro que escogió como el evento superior o cumbre. 

- Usualmente se resuelve cada modelo lógico y cada uno genera una lista 

de fallas, denominada conjunto mínimo de cortes, que puede resultar en 

el evento superior o cumbre. Estas listas, de conjuntos mínimos de corte 

pueden posicionarse cualitativamente por el número y tipo de fallas en 

cada conjunto de corte. 

- Los conjuntos mínimos de corte que contienen mas fallas, generalmente 

son menos probables que aquellos que contienen pocas fallas. 

- El FTA es un análisis deductivo y estructurado de arriba hacia abajo, 

conduce a una mejor comprensión de las características del sistema. Los 

defectos de diseño, los procedimientos operacionales y escaso 

mantenimiento, se revelan y  corrigen durante la construcción de árbol de 

fallas. 
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- El FTA no es (completamente) conveniente para modelar panoramas 

dinámicos, es binario (salir – éxito), por lo tanto no trata algunos 

problemas. 

- Así como el PFMA, el análisis de árbol de fallas proporciona una buena 

técnica para:  

· Mejorar la comprensión del proyecto 

· Identificar áreas potencialmente problemáticas y acciones que permitan 

reducir potenciales riesgos. 

6.4 SUBESTACION NO 18 EEQSA 

6.4.1 CONFIABILIDAD DE UNA SUBESTACION 15 

Manifestar que una Subestación es confiable, es sinónimo que tiene la 

capacidad para cumplir su función. Considere la parte cuantitativa mucho 

más que la cualitativa; por los índices que se manejan en la ingeniería. La 

cuantificación de la subestación es la confiabilidad y los índices relacionados 

directamente con esta cuantificación de la confiabilidad de una subestación 

son aquellos involucrados con la frecuencia y duración de la falla, la misma 

que ha provocado la ausencia del suministro del servicio de energía 

eléctrica. 

La confiabilidad de la subestación es directamente proporcional al grado de 

seguridad que ofrece un determinado esquema ante una falla de cualquier 

naturaleza. Se denota que la confiabilidad de una subestación en general, es 

la respuesta frente a cualquier contingencia, representada por la continuidad 

normal del suministro de energía eléctrica y la calidad del servicio eléctrico. 

El costo que representa proporcionar calidad y continuidad en el suministro 

de energía eléctrica, está relacionado con el beneficio que una sociedad 

obtiene por la calidad y continuidad del suministro de energía eléctrica. El 

satisfacer la necesidad del consumidor, es el objetivo final de una empresa 

                                                           
15 REFERENCIA [15] 
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que: genera, produce, comercializa, distribuye, repara, etc.; para entregar un 

producto denotado como energía eléctrica, sinónimo del progreso de una 

sociedad. 

Que ha causado cada una de las fallas, el tiempo que duro cada una de 

estas fallas y lo más importante es cómo realizar las mejoras en la calidad 

del servicio eléctrico; esto para beneficio directo del usuario, ya que este 

usuario (residencial, comercial e industrial) es quien soporta de manera 

directa y única la ausencia del servicio de energía eléctrica; con el 

consecuente malestar y pérdida económica. 

Un SEP (en general) para ser monitoreado, controlado y protegido tiene que 

cumplir con requerimientos básicos como: 

- El tiempo de ejecución de la acción correctiva tiene que ser el menor 

tiempo posible. 

- Las funciones asociadas al control y protección de estos tienen que ser 

ejecutadas solamente cuando sean requeridas ante una falla. 

- Todas las funciones requeridas durante una falla, tienen que operar, 

garantizando la confiabilidad, eficiencia y rapidez de la protección. 

Antes de realizar un análisis de una S/E es necesario disponer de un 

diagrama unifilar, para tener una idea de cómo están todos los elementos 

dispuestos, todos los equipos eléctricos y todas las protecciones; así como 

también tener presente las distancias de seguridad. En base a éste 

diagrama unifilar se puede realizar las  operaciones de mantenimiento, para 

lo cual el elemento o los elementos deben estar completamente consignados 

en donde se vaya a trabajar. Para esta S/E se tiene el siguiente diagrama 

unifilar, en el cual se puede observar la disposición  física de los diferentes 

componentes instalados en el patio de maniobras con un voltaje de 138 kV a 

23 kV que corresponde al voltaje de distribución. 
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GRAFICO 6.7 DIAGRAMAS UNIFILARES DE LA S/E “LA CRISTIANIA” 
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La S/E No 18, solo se encuentra alimentada por esta única red que viene 

desde Pomasqui; por lo cual es imprescindible tenerla en servicio 

(alimentada), ya que si no se hace esto se podría dejar sin servicio de 

energía eléctrica a algunas zonas industriales del norte de Quito y decenas 

de barrios. A continuación se presentan las principales características que 

tiene la S/E No 18, en lo referente a nivel de voltaje, número de 

alimentadores, número de transformadores, etc. 

Nombre de la S/E: Nº 18 

Tipo de S/E: Distribución 

Nivel de voltaje entrada: 138  kV 

Nivel de voltaje salida  : 22,8 kV 

Número de alimentadores: 7 en uso  

Número de transformadores: 2 (20 y 33 MVA  D - Y) 

Compensación Capacitiva 2 bancos (4.5 y 6.5 MVAR) 

CUADRO 6.6 DATOS TECNICOS DE LA S/E NO 18 

6.4.2 DESCRIPCIÓN DE LA LÍNEA DE TRANSMISIÓN POMASQUI – S/E 

No 18 

Esta línea esta a un nivel de 138 kV, su alimentación sale de la S/E 

Pomasqui hasta llegar a través de una configuración radial a doble circuito a 

la S/E No 18, es decir no forma un anillo, y solo tiene la derivación de esta 

línea. 

 

PARÁMETROS CARACTERÍSTICAS 

Longitud 6.70 [km] 

Configuración 2 circuitos trifásicos 

Conductor 477 MCM – ASCR (Hawk) 

Impedancia 0.1184 + j 0.4270 [Ω/km] 

Capacidad medida 41.6 [MW] 

Voltaje medido 134.56 [kV] 

Corriente calculada 309.215 [A] 

CUADRO 6.7 CARACTERISTICA DE LA LINEA DE TRANSMISIÓN S/E POMASQUI 
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La S/E No 18 cuenta con las siguientes protecciones: 

· Relé diferencial:     87 

· Sobre voltaje:      59 

· Sobre corriente    

- Instantánea:     50 

- Temporizada:     51 

· Baja frecuencia:     81 

· Mínima tensión:      27 

· Relé de Distancia:     21 

· Relé de sobre corriente direccional:   67 

 

6.4.3 ALIMENTADORES PRIMARIOS A 22.8 kV (DISTRIBUCIÓN). 

A continuación se presenta una tabla en la cual se indica los valores de 

potencia activa y reactiva que soportan los alimentadores de la S/E en 

demanda máxima, los cuales son importantes para la calibración de las 

diferentes protecciones: 

ALIMENTADOR P. ACTIVA [MW] P. REACTIVA [MVAR] CORRIENTE [A] 

A 6.37 1.892 288.92 ¬ 16.54 

B 5.92 1.758 268.50 ¬16.54 

C 5.56 1.651 252.17 ¬ 16.54 

D 4.11 1.221 186.414 ¬ 16.55 

E 3.02 0.897 136.16 ¬ 15.35 

F 3.28 0.974 148.76 ¬ 16.54 

G 4.14 1.230 187.78 ¬ 16.54 

CUADRO 6.8 CORTES VISIBLES DE ALIMENTADORES PRIMARIOS A 22.8 KV. 
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CUADRO 6.9 CONFIGURACION DE LA LINEA EN 138 kV 

Presentamos el cuadro de información técnica para alimentadores primarios 

y banco de capacitores en la S/E No 18: 

 

CUADRO 6.10 ALIMENTADORES DE LA S/E 18 

6.5 CONFIABILIDAD DE LA S/E 18 SEGÚN HAZOP Y ÁRBOL DE FALLAS 

6.5.1  HAZOP 

6.5.1.1 Procedimiento de la identificación de peligros y evaluación de 

riesgos en la S/E 18 

IDENTIFICACION DE PELIGROS Y SUS RIESGOS ASOCIADOS 

· Derrames y contaminación con aceites dieléctricos en la S/E 

138/23 kV. 



279 
 

· Explosión e incendio en cualquiera de los dos transformadores 

de potencia. 

· Electrocución durante los trabajos de operación y mantenimiento 

en la S/E 138/23 kV. 

· Incendio en la sala de comando y control. 

· Salida de la línea 138 kV. 

· Salida de uno de los transformadores. 

· Salida de una de las barras de 23 kV. 

· Desconexión de uno o más disyuntores de un primario. 

6.5.1.2 Evaluación y valoración de los riesgos. 

REGLAS Y ACUERDOS PARA LA EVALUACION Y VALORACION 

 

PESO                          
ASIGNADO 

DESCRIPCION                                                        
PELIGRO 
CONSECUENCIAS 

PERDIDA                                                                 
MAXIMA                                                    
PROBABLE  MILES 
DE USD 

SEGURIDAD,                                                             
DAÑOS AL 
PERSONAL DE                                        
LA S/E 

SALUD AMBIENTE EFECTO LEGAL 

5 Catastrófico 1000-1500 > 1 muerte  Sin                          
afectados                             
directos 

Afecta          
al                                                           
predio de la 
S/E y 
clientes 

Prohibición de la 
operación 

4 Critico 500-1000 Gran incapacidad 
Sin                          
afectados                                
directos 

Afecta al 
predio de la 
S/E y cliente 

Sanción por los 
organismos de 
control 

3 Serio 10-100 
Lesiones 
incapacitantes 

Sin                          
afectados                                
directos 

Afecta solo a 
los clientes 

Presión de los 
organismos de 
control sin 
sanciones 

2 Medio 05-oct Lesiones leves 
Sin                          
afectados                                
directos 

Afecta solo a 
los clientes -------- 

1 Mínimo  Inferior a 5 Sin lesiones 
Sin                          
afectados          
directos 

-------- -------- 

CUADRO 6.11 CRITERIO DE SEVERIDAD / CONSECUENCIAS 
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PESO ASIGNADO 1 2 3 4 5 

Descripción de la 
evaluación  

Rara  Baja probabilidad Puede producirse Probable  Regular 

Probabilidad  

No se ha producido 
desde que se instaló 

Podría producirse 
una vez durante todo 
el tiempo de 
instalación  

Podría producirse 
una vez en 30 años 

Podría producirse 
una vez en 10 años 

Podría producirse 
más de una vez en el 
año 

Frecuencia  1 vez / 50años 1 vez / 25 años 1 vez / 15 años 1 vez / 2 años 1 vez / año 

CUADRO 6.12 CRITERIO DE PROBABILIDAD / CONSECUENCIAS 

 

6.5.1.3 Matriz de evaluación de riesgos. 

 

 

 

 

 

 

 

CUADRO 6.13 RANGO DE CONSECUENCIAS 

Riesgo alto   20 o mayor -  rojo  

Riesgo medio      5 – 16    amarillo 

Riesgo bajo  1 – 4 verde 

 

S1 Seguridad (accidentes)     A Riesgo alto 

S Salud (enfermedades)     M Riesgo medio 

MA Medio ambiente (afecta al abonado)  B Riesgo bajo  

C Calidad, productividad 

RS Responsabilidad Social  

5 5 10 15 20 25 

4 4 8 12 6 20 

3 3 6 9 12 15 

2 2 4 6 8 10 

1 1 2 3 4 5 

Rango de 
frecuencia 

1 2 3 4 5 
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6.5.1.4 Identificación y análisis de la efectividad de los controles existentes 

evaluación y valoración de riesgos en las condiciones actuales. 

 

CUADRO 6.14 
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6.5.2 ARBOL DE FALLAS 

Se ha considerado, que en términos de ahorro significaría económicamente 

lo que la EEQSA como institución perdería si es que se llega a producir uno 

de los siniestros pronosticados y evaluados. 

 

 

GRAFICO 6.8 FTA DE LA S/E “LA  CRISTIANIA” 

La confiabilidad de la subestación es de 2,1108 fallas / año; dato que nos 

confirma  la realidad de la subestación; según las estadísticas, de la EEQSA 

las fallas en la subestación no son frecuentes; la salida de operación de la 

subestación de distribución para mantenimiento es considerada como una 

falla (no importara la causa por la que la sale de operación, siempre se 

considerara como una falla. 
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CAPITULO VII 

7 CONCLUSIONES Y RECOMENDACONES 

7.1 CONCLUSIONES 

- Se verifica la confiabilidad de la Subestación de Distribución “La Cristiania” 

o Subestación No 18, por las dos metodologías y en estudio denotaron  

resultados interesantes, a pesar de no centrarse en la matemática 

tradicional. 

 

- Las metologías para este estudio; HAZOP – HAZARD AND OPERABILITY 

ANALYSIS (ANÁLISIS DE PELIGRO Y OPERABILIDAD) y ANÁLISIS DE 

ARBOL DE FALLAS (FAULT TREE ANALYSIS – FTA), no son 

comparativas entre si y los resultados obtenidos concuerdan con la realidad 

de la Subestación según estadísticas  de la EEQSA, las mismas que no se 

encuentran adecuadamente registradas. La EEQSA maneja una tabulación 

en base a causas de falla y atacando a los elementos de estas causas de 

falla es que mejoran su sistema y por ende la confiabilidad del mismo. 

 

- Las dos metodologías implementadas, nos indican claramente el elemento 

del sistema al que hay que ponerle más atención, y por tanto dedicarle 

tiempo y recurso por considerarse el elemento más susceptible de la 

subestación. 

 

- En el caso de no existir un registro de fallas que permitan establecer una 

estadística, se debe utilizar por analogía las similares de ese elemento 

registradas en las otras subestaciones.  

 



284 
 

- La normativa de las metodologías es común para cualquier  análisis dentro 

de cualquier ingeniería, pero la estadística debe ser lo más cercano a la 

realidad de cada proceso. Por ejemplo las fallas de la línea de transmisión 

138 kV entre la Subestación Pomasqui y La Cristiana tiene un promedio de 

2 fallas/año, es de recalcar  que la falla en cualquier elemento analizado 

puede ser de cualquier tipo o clase. 

 

- Es importante la inspección física de los elementos de un sistema, por lo 

menos de lo más susceptibles, que permitan detectar  posibles problemas y 

de esa manera elevar el nivel de confiabilidad del sistema. 

 

- Las fallas básicamente recaen en tres clasificaciones, según lo que se 

denotado en este estudio: salida de la línea por evento  del Sistema 

Nacional Interconectado, salida de la línea de transmisión Pomasqui – La 

Cristiania de 138 kV por cualquier tipo de falla y la ultima seria por 

mantenimiento. 

 

- Se pone un énfasis en la Línea de Transmisión, por la razón de que si no 

existe alimentación entre las subestaciones, la Subestación La Cristiania 

sale de operación irremediablemente. 

 

- La Subestación La Cristiania a pesar de tener una implementación de 

esquema de barra simple, tiene una elevada confiabilidad. 

 

- En la Subestación La Cristiania la barra de 23 kV esta seccionada, es decir 

cada transformador tiene sus primarios, logrando que la confiabilidad sea 

mayor. 
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- El resultado es de 2 fallas/año; que puede ser por causas desconocidas, en 

todo caso existe la posibilidad  de que al menos alguna de ellas sea por 

mantenimiento  o ampliación, por esta razón es que el estudio realizado de 

confiabilidad concuerda con la realidad. 

 

 

7.2 RECOMENDACIONES 

§ Se debe complementar la colocación del otro disyuntor, pues las obras 

físicas se encuentran  implementadas; y al colocar otro disyuntor el nivel de 

confiabilidad seria aun mayor, la razón es que cada transformador 

funcionaria en forma independiente, representando dos subestaciones en 

un mismo espacio. 

 

§ Si la línea de transmisión Pomasqui – La Cristiania de 138 kV es la única 

que abastece la subestación, se debe realizar un mantenimiento  más 

riguroso de la misma  o implementar un doble circuito. 

 

§ La salida de operación de esta subestación esa de consideración por estar 

alimentando, un sector industrial muy importante del norte de la ciudad de 

Quito Distrito Metropolitano. 

 

§ Las causas de no contar con un servicio de calidad ya las hemos reflejado  

durante todo el estudio. La EEQSA no debe esperar que el sector se 

incremente para tomar los correctivos apropiados, como puede ser 

implementar otra subestación, el sector norte está en constante crecimiento 

industrial y habitacional. El servicio de energía eléctrica  debe llegar a 

donde se le requiera, día a día en la EEQSA se receptan solicitudes para 

acceder a al servicio de energía eléctrica. 
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