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RESUMEN

En el presente proyecto de titulacion, se realizé un andlisis técnico econémico a
cerca de la factibilidad de automatizar la Subestacién Mulal6 de ELEPCO
mediante tecnologia digital, ademas demostrar porque era necesario implementar
este tipo de fecnologia para cumplir con las nuevas disposiciones de la Ley de
Régimen del Sector Eléctrico. Para lograr este objetivo se utilizaron las
herramientas técnicas necesarias como son: Diagramas unifilares de la
Subestacién, manuales de operacién de las RTU’s, de los reiés de proteccioén
digital, asi como manuales del software necesario para efectuar la configuracién
de los relés, la RTU vy la disposicién de la subestacién a través de una pantalla
del computador. Cabe resaltar que Unicamente se realizé una descripcién dei
software que debia ser utilizado para el efecto, debido a que por razones
netamente econémicas era imposible disponer de todos y cada uno de los

paquetes computacionales requeridos.

Un resultado concreto al que se llegd, fue el determinar el tipo de RTU que debia
ser instalada en la Subestacién (ello implica determinar el nimero total de
entradas y salidas analogas y digitales, el medio de transmisién v los protocolos
de comunicacién requeridos para enviar la informacién requerida por el centro de
control que se instalara en un futuro en ELEPCOY); asi como también de acuerdo a
criterios técnico-econémicos se recomendé la instalacién de relés de proteccién
digital en lugares estratégicos de la Subestacién, manteniendo los equipos de
proteccién existentes al maximo, para de esta forma reducir los costos iniciales de

inversion.

Al efectuar el analisis econémico de factibilidad, se demostré que un proyecto de
esta naturaleza es completamente viable, por lo que se recomendd la

implementacién del proyecto lo antes posible.

Otro aspecto importante del presente trabajo, era hacer una investigaciéon en 5
Empresas Eléctricas del Ecuador a cerca del estado en que se encontraban las



mismas en lo gue respecta a la impiementacion de sistemas SCADA. De las 5
empresas que se realizé el estudio, 2 de ellas atn no incursionaban en este tipo
de sistemas concretamente’ EMELEC y ELEPCO, las otras 2 Empresas Eléctricas
se encontraban en un proceso de instalar completamente un sistema SCADA en
sus instalaciones, aunque ya tienen implementados centros de control para
efectuar la toma y adquisicién de datos: émpresa Eléctrica Ambato y la Empresa
Eléctrica Quito; mientras que EMELGUR tiene implementado el sistema SCADA
en todo sus sistema, y Unicamente 5 de todas las Subestaciones manejadas por
esta empresa requieren personal para efectuar las diferentes tareas.



PRESENTACION

CAPITULO 1.-

Se describe la introduccién, objetivo y alcance del presente trabajo; ademas hace
referencia a la Ley de Régimen del Sector Eléctrico para justificar la necesidad de
implementar nuevos tipos de tecnologias con el fin de mejorar la calidad de

servicio eléctrico.

CAPITULO 2.

Se hace un analisis del tipo de techologia empleada en 5 Empresas Eléctricas del
Ecuador, concretamente en lo referente a [a implementacién de sistemas SCADA
en cada una de elias; estudios que puedan tener dichas empresas para
implementar estos sistemas y perspectivas a futuro.

CAPITULO 3.-

Este capitulo tiene por propésito presentar los 3 tipos de esquemas de
automatizacién propuestos por SIEMENS, en ellos se incluye el tipo de equipo
requerido en cada uno de estos esquemas de automatizacién, software requerido
en cada caso, medios de transmisién de datos y protocolos de comunicacién que

podrian utilizarse.

CAPITULO 4.

Basado en los 3 tipos de automatizacién descritos en el capitulo anterior, se hace
un analisis detallado de la Subestacién Mulalé para luego seleccionar el esquema
de automatizacidon que mas se ajuste a los requerimientos técnicos de la
Subestacion. Basado en ello se proporcionan 2 alternativas para efectuar la
automatizacion de la Subestacién Mulald, pero se aconseja el tipo de esquema de
automatizacion que deberia ser implementado.



CAPITULO 5.-
En este capitulo se hace una analisis técnico-econdémico de factibilidad para
determinar la viabilidad de realizar una inversion de esta naturaleza; fodo esto a

través de 2 métodos de evaluacion econoémica.

CAPITULO 6.
Corresponde a conclusiones y recomendaciones adquiridas al realizar el presente
proyecto de fitulacién.






CAPITULO 1

INTRODUCCION

1.1 OBJETIVO.-

El nuevo marco en el cual se desenvuelven las empresas del sector eléctrico
ecuatoriano y mundial obliga a profundos cambios administrativos, tecnoldgicos,
financieros y legales. La nueva ley de régimen del sector eléctrico establece
normas que deben ser cumplidas por los agentes del mercado a fin de brindar un
servicio de calidad, confiabilidad y economia. Para cumplir con este objetivo, se
deben implementar nuevos esquemas a fin de mejorar la calidad del servicio; en
lo referente al aspecto técnico, la mayoria de empresas eléctricas disponen de
equipos de proteccion, medicidén y control que no estén acorde con las exigencias
del sector eléctrico actual, razdén por la cual es imperativo un cambio radical
mediante el cual se pueda mejorar las condiciones técnicas en beneficio de los
agentes y del usuario final.

Los componentes de un sistema elécirico de potencia son: generaci6n,
transmisién y distribucién. El sistema de distribucién constituye la fase final del
proceso de abastecimiento de energia eléctrica, y es quizé el mas complejo por
cuanto involucra varios subsistemas que van desde el punto de recepciéon de
energia eléctrica en la red de transmisién hasta el equipo de medicion ubicado en
el sitio mismo de consumo. El sistema de subtransmision consta de lineas y
subestaciones que conforman una red eléctrica en la mayoria de los casos radial;
es aqui donde se controla la calidad de voltaje y las interrupciones de servicio; la
calidad de voliaje se puede controlar mediante la insercion de un banco de
capacitores en la subestaciones 0 mediante el cambio de taps en los
transformadores.

Para realizar una evaluacion de la confiabilidad, se registran las interrupciones de
acuerdo al tipo de origen, para luego hacer un analisis del nidmero de



inferrupciones y el tiempo de duracion de las mismas. Es en este tipo de analisis
en el cual interviene la tecnologia digital, mediante la cual y el uso de relés
digitales se pueden obtener datos exactos del nimero de desconexiones y el
tiempo de duracién de las mismas. Otra de las veniajas que se pueden obtener
mediante el empleo de este tipo de relés es por ejemplo el tiempo de reconexion
de servicio, ya que debido al grado de automatizacién existente en una
determinada subestacién se pueden hacer reconexiones local o remotamente;
ademas este tipo de relés permiten un sinnlimero de aplicaciones mediante las

cuales se puede controlar de una mejor manera el sistema.

Por las razones mencionadas anteriormente, el presente trabajo esta orientado a
la automatizacién de la subestaciéon Mulalé de ELEPCO mediante el empleo de
tecnologia digital; para lo cual dependiendo de las necesidades especificas
requeridas en cada parte de la Subestacién, se describirad el tipo de relé
necesario, asi como la RTU que debera ser instalada en el sistema y el software
necesario para administrar a todos los equipos a ser instalados en la Subestacién
Mulai6é. Un ejemplo de ello es el relé (Siprotec 7SJ63 SIEMENS). Ademéas se
efectuara un analisis de factibilidad, a fin de determinar si la realizacién del
proyecto es factible.

1.2 RESENA HISTORICA.-

El 23 de Abril de 1897 se crea la primera SOCIEDAD "LUZ ELECTRICA" en el
pais, con asentamiento en la ciudad de Loja; dicha sociedad estuvo conformada
inicialmente por veinte socios, de los cuales diecisiete fueron accionistas mayores
y los fres restantes, accionistas menores. Enire los objetivos de Ia naciente
sociedad, figuraron:

a.- Instalar una central para proporcionar luz eléctrica de servicio publico y
particular.

b.- Instalar una fabrica de aserrar y labrar madera.



Una vez instalada la central, su inauguracion oficial se llevo a efecto el PRIMEROC
DE ABRIL DE 1899, (conmemoracién del dia del electricista ecuatoriano e
ingeniero eléctrico), para tal efecto circularon invitaciones, cuyo texto decfa:
"GLORIA AL TRABAJO Y A LA INDUSTRIA, EN LOGRO ESTRECHO VAN
CAMINO DE LA VIDA. EL EXTENDIDO, EL PODEROSO ABRAZO. ELLA
BANADA DE LUZ Y SONREIDA", de esta manera la ciudad de Loja fue Ia primera
en tener luz eléctrica en el Ecuador, y probablemente la tercera ciudad de
Sudamérica, luego de Lima y Buenos Aires.

En Mayo de 1961 se promuigé la ley basica de electrificacién que crea el instituto
ecuatoriano de electrificacion INECEL, ente estatal, al cual se asigna la
planificacién, construccion, operacion y mantenimiento de los futuros proyectos de
electrificacién en el palis. Ademas de las funciones antes mencionadas, el INECEL
es encargado también de la regulacién y control de la actividad eléctrica nacional.
Dicha entidad se convirtié en accionista de las diferentes empresas dlstrlbmdoras
de electricidad, excepto EMELEC, que obtuvo un contrato de concesion en el afio
de 1925, para abastecer de servicio eléctrico a la ciudad de Guayaquil.

Los primeros pasos dados por el INECEL, fueron obtener informacion sobre los
recursos hidraulicos y las instalaciones existentes, para elaborar lo que seria el
primer plan de electrificacién mismo que es publicado en Agosto de 1966. Este
plan tuvo 2 objetivos principales:

La creacién del Sistema Nacional interconectado SNI.

La integracién eléctrica regional.

El plan de electrificacién para el periodo 1980-1984, uno de los mas completos
realizados en el pais, contempldé la ejecucién de los proyectos Paute fase C,
Daule Peripa, Paute Mazar y otros menores, para cuyo financiamiento se requeria
de nivelacioén tarifaria y apories del Estado. Sin embargo a partir del afio 1985 se
inicia un proceso de deterioro financiero del sector al congelarse los ingresos por
las regalias petroleras, se aumentan los aranceles de importacién y los precios de

los combustibles, todo esto manteniendo las tarifas eléctricas practicamente fijas.




Por estas razones los proyectos del plan se retrasaron o se suspendieron. La

central Paute fase C inicia su operacion en 1981, con cuatro afios de retraso,
Agoyan en 1987 con dos afios de retraso. Los proyectos Paute-Mazar y Toachi-
Pilatdn que debian operar desde ios afios 1989 y 1990, respectivamente, alin no

se han construido.

La Ley de Régimen del Sector Eléctrico establece un nuevo tipo de mercado
eléctrico y los agentes que lo conforman, cada uno de los cuales tiene derechos y
obiigaciones, algunas de las cuales deben ser cumplidas en determinados
periodos de tiempo para el correcto funcionamiento de! mercado. Una de las
obligaciones fundameniaies de los agentes del mercado es de proveer un
suministro de energia con calidad. Para cumplir con este objetivo, los agentes del
mercado deben realizar cambios en la parte técnica y administrativa; para lo cual
deben emplear nuevos esquemas administrativos, y realizar investigaciones en lo
referente al uso de nuevas tecnologias que les permitan satisfacer los
requerimientos de calidad en los plazos fijados.

1.3 LEY DE REGIMEN DEL SECTOR ELECTRICO.-

Esta Ley produce una transformacién radical en el sector. Dispone Ia
desintegracion vertical y horizontal de [a industria; el INECEL es dividido en varias
empresas de generacion, en una empresa de transmision y una de sus unidades
que constituia el CENACE, pasa a ser una corporacién. La ley promueve la
inversién privada en las diferentes etapas de la industria: generacién, transmisién
y distribucién. Se crea el Concejo Nacional de Electricidad, CONELEC, como ente
de regulacién vy control.

1.3.1 OBJETIVOS DE LA LRSE.-

La Ley de Régimen del Sector Eléctrico (LRSE) fija los siguientes objetivos
fundamentales de la politica nacional en materia de generacién, transmisién y

distribucion de electricidad:




2.

J-

Proporcionar al pafs un servicio eléctrico de alta calidad y confiabilidad que

garantice su desarrollo econémico y social.

Regular la transmisién y distribucién de electricidad, asegurando que las
tarifas que se apliquen sean justas tanto para el inversionista como para el

consumidor.

Reglamentar y reguiar la operacion técnica y econémica del sistema, asi
como garantizar el libre acceso del servicio a las instalaciones de

transmisién y distribucién.

Proteger los derechos de los consumidores y garantizar la aplicacién de

tarifas preferenciales para los sectores de escasos recursos econémicos

Promover la competitividad de los mercados de produccion de electricidad
y las inversiones de riesgo del sector privado para asegurar el suministro a
largo plazo.

Establecer sistemas tarifarios que estimulen la conservacién y el uso

racional de la energia.

Desarrollar la electrificacién en el sector rural.

Promover la realizacién de inversiones privadas de riesgo en generacion,
transmision y distribucion de eleciricidad, velando por la competitividad de
los mercados.

Fomentar el desarrollo y uso de los recursos energéticos no
convencionales a ftravés de organismos publicos, universidades e

instituciones privadas.

Promover la realizacion de inversiones publicas en fransmisién




k. Asegurar la confiabilidad, iguaidad y uso generalizado de los servicios e

instaiaciones de transmision y distribucion de electricidad.

1.3.2 DISPOSICIONES FUNDAMENTALES.-

La ley de régimen del sector eléctrico en su articulo 1 esiablece: El suministro de
energia eléctrica es un servicio de utilidad pablica de interés nacional; por tanto,
es deber del Estado satisfacer directa o indirectamente las necesidades de
energia eléctrica del pais, mediante el aprovechamiento 6ptimo de recursos
naturales, de conformidad con el Pian Nacional de Electrificacién.

1.3.3 DISPOSICIONES GENERAILLES.~

Articulo 7. —

E! Estado garantiza la coniinuidad del servicio de energia eléctrica para cuyo
efecto en el caso de que, cumplidos los procedimientos de seleccion
determinados en la presente Ley, no existieren oferentes a los que pudiese
concesionarse tales actividades de generaciébn o servicios de transmision y
distribucién, el Estado desarroilara esas actividades de generacion y proveera
servicios de transmisidn y distribucién, de conformidad con lo establecido en esta
Ley.

]

1.3.4 LAS EMPRESAS DE GENERACION, TRANSMISION Y DISTRIBUCION.-

Art. 27. —

La generacion, transmisién o distribucién de energia elécirica sera realizada por
compafiias autorizadas, y establecidas en el pais, de conformidad con esta Ley y
la de Compaiias. Las compaiiias a las que se refiere esia disposicién,
independientemente de su estructura accionaria, se someteran para fodos los
efectos, incluyendo el tributario y el laboral, al régimen legal aplicable para las



personas juridicas de derecho privado.

A fines de Septiembre de 1998, se aprueba la ley gue declara al INECEL en
liquidacién y, se dispone gque hasta el 31 de Marzo de 1999, debian ejecutarse
todos los actos y contratos tendientes a la constitucion de las sociedades
anénimas de generacion y transmision, asi como también a la formacién de lo que
hoy es el Centro Nacional de Control de Energia CENACE. Estas actividades se
han cumplido, vy en los actuales momentos, se encuentran constituidas ias
siguientes empresas de generacion: Hidropaute, Hidroagoyan, Hidropucara,
Electroguayas, Termoesmeraldas y Termopichincha.

Se ha conformado también, la Gnica empresa de transmision, Transelectric S.A., a
cuyo cargo se encuentran Iias instalaciones que constituyen el Sistema Nacional
de Transmision, incluyendo lineas de transmisibn y subestaciones. Su
responsabilidad es de operar y mantener las instalaciones actuales, asi como
efectuar las ampliaciones que sean necesarias para cumplir con los
requerimientos del pais.

1.3.4.1 De las empresas de distribucion.-

Art.34.-

La distribucién sera realizada por empresas conformadas como sociedades
anénimas para satisfacer, en los términos de su contrato de concesion, toda
demanda de servicios de electricidad que les sea requerida.

El CONELEC otorgara la concesiébn de distribucién, manteniendo un solo
distribuidor por cada una de Ias areas geograficas fijadas en el Plan Maestro de
Electricidad.

En el contrato de concesidon se estableceran los mecanismos de control de los
niveles de calidad de servicio, tanto en lo técnico como en lo comercial, y de



identificacion de las mejoras de coberiura. En ningun caso el Estado garantizarg
la rentabilidad del negocio, ni establecera tratamientos tributarios especiales o
diferentes a los que rijan al momento de la celebracién del contrato

En cuanto se refiere a las empresas disfribuidoras de electricidad, éstas por
mandato de ia Ley, han continuado trabajando bajo su anterior régimen juridico y,
en la actualidad tienen como accionista al fondo de solidaridad, asi mismo,
acatando lo dispuesto por la Ley, estas empresas han suscrito el respectivo
acuerdo de concesion con el CONELEC, requisito previo para ia suscripcién del
contrato de concesion, instrumento que, a mas de fijar el area geografica, dentro
de 1a cual desarrollara la actividad de distribuciéon de energia eléctrica, establece
las reglas, los derechos y obligaciones que el Estado y las Distribuidoras fijan para

la prestacion del servicio de distribucién.

Las empresas de distribucién tienen la responsabilidad de satisfacer toda la
demanda del servicio de electricidad que les sea requerida por los clientes en su

area de concesion.

Esta etapa de la industria estd normada en lo relacionado a la calidad de servicio,
tanto técnico, comercial y administrativo gue debe ofrecer al cliente. Las
distribuidoras estan atravesando actualmente por una situacién econémica dificit,
originada en el hecho de que las tarifas al usuario final ain no alcanzan niveles
reales para cubrir el propio costo de la distribucién y los pagos por la energia
comprada asi como los servicios de transporte.

La situacion antes descrita se agrava debido a las altas pérdidas de energia
(técnicas y comerciales) que tienen la mayoria de distribuidores. El reciente
incremento aprobado por el CONELEC Junio 2000 permite recuperar
parciaimente la economia del sector, la misma que ird mejorando paulatinamente.
con el incremento mensual del 4% en promedio que se aplicara en los siguientes

dos afios.



1.3.5 REGLAMENTO DE SUMINISTRO DEL SERVICIO DE ELECTRICIDAD.-

Art.1.- Objetivo y alcance.-

El presente Reglamento contiene las normas generales que deben observarse
para la prestacién del servicio eléctrico de distribucién y comercializacion; v,
regula las relaciones entre el Distribuidor y el Consumidor, tanto en los aspectos
técnicos como en los comerciales.

Art. 7. - Obligaciones del Distribuidor.-

El Distribuidor esta obligado a cumplir con las disposiciones gue establece la Ley
de Régimen del Sector Eléctrico, su Reglamento General, el Reglamenio de
Concesiones, Permisos y Licencias para la Prestacién del Servicio de Energia
Eléctrica, este Reglamento, las Regulaciones dictadas por el CONELEC vy las
obligaciones establecidas en el Contrato de Concesion. El Distribuidor asume la
responsabilidad de prestar el servicio a los Consumidores ubicados en su zona de
concesion de acuerdo a estas normas y de mantener el suministro de energia y la
atencién al consumidor, dentro de los limites de calidad previstos.

Art. 13. - Continuidad de Servicio.-

Los Distribuidores deberédn efectuar la recopilacion de informacioén relacionada
con el registro de las interrupciones de Servicio y la determinacién de los
indicadores de continuidad de suministro. El registro de las interrupciones debera
efectuarse mediante un sistema cuya metodologia debera ser desarrollada hasta
alcanzar los indices de calidad que se estabiezcan en las Regulaciones
pertinentes.

Art.14.~ Frecuencia.~

El Distribuidor debera instalar equipos (relés de frecuencia) que desconecten, en
blogues, parte de sus cargas cuando la frecuencia del Sistema Nacional
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Interconectado (SNI) varie fuera de los limites permitidos. Las etapas de las
desconexiones seran establecidas por el CENACE y las interrupciones por esta
causa no seran consideradas en el célculo de los indicadores de continuidad de

Servicio, a los que se refiere el articulo inmediato anterior.

Art. 15. - Interrupciones Intempestivas Generales.-

En caso de producirse interrupciones generales intempestivas (apagones), que
afecten la operacién global del Sistema Nacional interconectado (SNI) o la de un
Distribuidor, se debera cumplir estrictamente con los procedimientos de reposicion
gradual dei Servicio a ser determinados por el CENACE, a fin de que el voitaje y
frecuencia permanezcan dentro de los rangos permitidos y no causen dafos a los
bienes de los Consumidores.

En el caso de que el Distribuidor no cumpla con los procedimientos de reposicién
establecidos por el CENACE y que por esta causa se produjeren dafios y
perjuicios en las instalaciones y equipos del Consumidor, éste podra recurrir a las

acciones sefialadas en el articulo 5 de este Reglamento.

1.4 ALCARNCE.-

Por todo lo anotado en los puntos anteriores, queda comprobado que debe
hacerse un estudio serio a cerca de la posibilidad de impiantar nuevas
tecnologias, con el objeto de mejorar la calidad de servicio al usuario final.

El presente trabajo esta dirigido a la automatizacién de la subestacion Mulalo
perteneciente a ELEPCQO; para lo cual se procedera a determinar el tipo de relés y
la configuracién de los mismos que se requieren en cada alimentador, linea de
Subfransmisién, asi como los relés necesarios para efectuar la proteccion del
transformador y proteccion de barras de la mencionada subestacién. Ademas
hacer un estudio general de ELEPCO a partir de diagrama unifilar, demandas
méaximas, y hacer una evaluacién en lo que respecia al estado actual de los
esgquemas de proteccién utilizados en dicha empresa.
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Se presentara especial énfasis en lo que respecta al tipo de relés utilizados, ast:
tecnologia utilizada, protocoios de comunicacién y demas aspectos que permitan
describir completamente la funcionalidad de los mismos aplicado a la proteccién
de subestaciones de distribucién.

Otro punto relevante del presente trabajé sera hacer una evaluacién de 5
empresas eléctricas, en lo que respecta a la implementacién de sistemas SCADA,
es decir hacer una evaluacién del tipo de fecnologia utilizado en cada una de las
subestaciones de distribucién de las empresas eléctricas seleccionadas.

Como punto final, se hara un estudio de factibilidad de inversién, para determinar
la viabilidad de implementar relés digitales en la mencionada subestacién a través
de la relacién beneficio-costo del proyecio de automatizacion.






CAPITULO 2

ANALISIS TECNOLOGICO DE LAS EMPRESAS
ELECTRICAS DEL ECUADOR

El nuevo tipo de mercado en cual se desarrollan las transacciones comerciales
efectuadas por los actores del mercado eléctrico, obliga a que dichos actores se
vean obligados a realizar cambios en los aspectos econémico, técnico, legal, etc.

Uno de los principales aspectos a ser tomado en cuenta es el técnico, debido a
que mediante un correcto desarrollo de los agentes en este ambito, permitira que
dichos actores sean capaces de competir con eficiencia en un medio que cada

vez se vuelve mas competitivo.

Las nuevas técnicas de informacién, adquisicion y toma de datos, hacen que,
aguellos agentes que desarrollen sus capacidades en torno a estas
caracteristicas, se tornen mas eficientes para competir con éxito en el futuro.

El objeto principal del presente capitulo, es hacer una evaluacion del estado
actual en el que se encuentran ias empresas eléctricas, en lo referente al aspecto
técnico, es decir hacer un analisis y evaiuacion del tipo de protecciones
implementadas, ¥ los esquemas utilizados para efectuar la adquisicion evaluacion
y supervision de los datos generados en las subestaciones principalmente de
distribucién de cada una de las empresas eléctricas. De acuerdo a la informacién
que a continuacién se proporcionara, existen empresas eléctricas que se
encuentran en un avanzado proceso de implementacién de sistemas SCADA,
debido a que las mismas han sido participes de proyectos piloto en lo que
respecta a esta area; como contraste de lo citado con anterioridad, existen
empresas eléctricas que aun no han emprendido el proceso de innovacion de sus

esquemas de control supervision y adquisicion de datos.
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Debido a cuestiones economicas, el presente estudio se hara respecto a 5
Empresas Eléctricas del Ecuador, las cuales detaliamos a continuacién: Empresa
Eléctrica Quito S.A. (EEQSA), Empresa Eléctrica Ambato S.A. Regional Centro
Norte, Empresa Eléctrica Provincial Cotopaxi (ELEPCO S. A.), Empresa Eléctrica
del Ecuador INC. (EMELEC.), Empresa Elécirica Guayas los Rios S.A.
(EMELGUR),

En el anexo I.1 se detalia el area de concesién correspondiente a cada empresa
de distribucién.

2.1 EMPRESA ELECTRICA QUITO S.A. (EEQSA).-

2.1.1 ANTECEDENTES.-

La Empresa Eléctrica Quito S. A., es una de las mas importantes Empresas
Eléctricas del Ecuador, puesto que sirve a una de las Ciudades con mayor
poblacién —La ciudad de Quito-, ademas de otros cantones de la Provincia de
Pichincha, y cantones de Provincias aledafias.

Como no podia ser de otra forma, debido a la importancia que esta empresa
ocupa en el mercado eléctrico nacional, se encuenfra en un proceso de
actualizacibn de sus esquemas de proteccibn, equipos de adguisicidn,
administracion y supervisién de datos. En la actualidad, la empresa ha efectuado
la modernizacién de 6 subestaciones de distribucion, y tiene previsto efectuar la
actualizacién de 8 subestaciones mas, que pronto entraran en funcionamiento.

A continuacién se detallan algunos de los aspectos mas relevantes que
caracterizan a la mencionada empresa.

2.1.2 AREA DE SERVICIO DE LA EMPRESA ELECTRICA "QUITO" S.A.

El &rea de servicio de Empresa Eléctrica "Quito" S.A., comprende:
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2.1.2.1 Proviceia de Pichincha.-

Guito: Quito, Alangasi, Amaguarfia, Atzhualpa, Calacali, Calderén, Conocoto,
Cumbayé, Chavezpamba, Checa, E! Quinche, Gualea, Guangopolo,
Guayllabamba, La Merced, Llano Chico, Lloa, Nanegal, Nanegalito, Nayén, Nono,
Pacto, Perucho, Pifo, Pintag, Pomasqui, Puéllaro, Puembo, San Antonio, San
José de Minas, Tababela, Tumbaco, Yaruqui, Zambiza.

Mejia: Machachi, Aléag, Aloasi, Cutuglagua, Chaupi, Cornejo, Astorga, Tambiilo,
Uyumbicho.

Rumifahui: Sangolqui, Cotogchoa, Rumipamba.

Cayambe: Ascazubi, Oton, 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.
2.1.2.2 Provincia del Napo.-

Quijos: Baeza, Cuyuja, Cosanga, Papallacta.

Chaco: El Chaco, Bombén, Linares.

2.1.2.3 Provincia de Imbabura.-

Garcia Moreno.

2.1.2.4 Provincia de Cotopaxi.-

CLIRSEN.

2.1.3 ASPECTOS TECNICOS RELEVANTES.-

A continuacion se detallan algunos aspectos que sirven de referencia para
observar el crecimiento de la empresa:



1.992 1.993 1.9%4 1.995 1.99¢6 1.997 1.998*
Capacidad instalada en centrales hidrauficas propias KW
91.530 91.530 91.530 91.530 91.530 91.530 91.530
Capacidad instalada en centrales térmicas propias KW
43,4 43,4 43,4 43,4 43,4 434 43,4
Demanda Maxima KW
314.000 | 319.200 | 353.400 | 392.600 | 408.900 | 439.650 | 457.200
Energia generada (propia més coinprada) GWh
1.650 1.658 1.804 1.812 2.021 2.133 2.336
Energia facturada GWh
1.405 1.389 1.478 1.530 1.693 1.845 2.003
Abonados #
334,649 | 358.075 | 378.376 | 407.197 | 429.415 | 454.450 | 473.367
Ingresos facturados millones de sucres
85.508 171.597 | 199.343 | 206.851 | 233.077 | 524.764 | 648.453
Precio medio de venta sucres / KWh
61,41 123,5 134,87 135,19 137,69 284,42 323,7
1992 1983 1984 1985 1986 1997 1998
Poblacién electrificada #
1.515.612 | 1.571.095 | 1.629.139 | 1.689.868 | 1.753.423 | 1.818.057 | 1.885.699
Grado de electrificacién %
94 94,4 94,8 95,2 95,6 95,9 96,2

15
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Pérdidas %
14,73 16,04 17,96 15,34 16,24 14,43 14,24

2.1.4 PLANIFICACION DEL SISTEMA ELECTRICO DE POTENCIA PLAN DE
EXPANSION.-

En las subestaciones de transmision y distribucion se prevé la instalacion y
operacién de Sistema SCADA de Subestaciones y centrales de generacién.

En lo referente a los aspectos de transmision y distribucién, se planea ejecutar
obras de construccion y readecuacion de las lineas existentes, a continuacién se

detallan algunos ejemplos:
- /T 138 KV S/E Pomasqui — S/E 18-N, 1998

- /T 138 KV Deriv. S/E Chillogallo, 1998
- S/E Vicentina, 138/46 KV, 60/80/100 MVA adicional, 2005

2.1.4.7 Subestaciones de distribucion.-

En lo que respectz a las subestaciones de distribucién, como se mencioné
anteriormente, se prevé el incremento de la capacidad de las mismas, asi como la
_ actualizacién en lo referente a nuevos sistemas de proteccién y adquisicién de

datos,
S/E Epiclachima, 46/23 KV, 20/27/33 MVA reemplazo, 2001 y 2005

- S/E N°18-N, 138/23 KV, 20/27/33 MVA adicional, 2002

- S/E N° 20 (Kennedy), 138/23 KV, 20/27/33 MVA, 2005

- S/E Chillogallo, 138/23KV, 20/27/33 MVA adicional, 2005
- S/E N°19-N, 46/23 KV, 20/27/33 MVA adicional, 2005

- S/E San Rafael, 46/23 KV, 15/20 MVA adicional, 2005



17

- 8/E Tumbaco, 46/23 KV, 15/20 MVA adicional, 2003

- S/E Santa Rosa, 46/23 KV, 15/20 MVA adicional, 2005

2.1.4.2 Redes de distribucién.-

Remodelacion y cambio de tension de redes urbanas y rurales de 13,2 a 23 KV,
primarios urbanos y rurales, extensiones de red, alumbrado publico, construccién
de nuevas redes de disfribucién para atender a 243.241 nuevos abonados, lo cual
permitira incorporar al servicio eléctrico a una poblacién cercana al millén
cuatrocientos mil habitantes.

Para atender la incorporacién de los nuevos abonados, se requerira instalar las
respectivas acometidas y equipos de medicién.

2.1.4.3 Diversas.-

- Actualizacién del Inventario de bienes EEQ
~ Plan de Control y Reduccion de Pérdidas (OLADE)
- Estudios Proyectos Microcentrales

- Mejoramiento y construccion de agencias de recaudacién, bodegas,
talleres, etc.

- Convenios Politécnica Nacional y Universidades.
- Sistema documental EEQ.

En el anexo I.2.1 se detallan, el tipo de relé, y ei fabricante del mismo, en lo que
respecta a las subestaciones de distribucién.

2.1.5 IMPLEMENTACION DEL SISTEMA SCADA.-

Como se mencioné anteriormente, la Empresa Eléctrica Quito, se encuentra en un

proceso de reestructuracion de sus esquemas de proteccién, control y adquisicién
de datos (SCADA).
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Para efectuar la actualizacion de sus esquemas de proteccién, la Empresa
Eiéctrica Quito ha efectuado un proceso de transicion, el cual implica cambiar los
equipos de proteccién que han cumpliido su tiempo de vida util; de acuerdo a esto,
actualmente se encuentran instalados relés de estado sélido, y en algunas
subestaciones, principalmente de transmisién, se encuentran instalados algunos
relés digitales en lugar de los relés electromecénicos instalados anteriormente. Es
asi que, en algunas subestaciones de la Empresa eléctrica Quito, se pueden
encontrar una gama de relés operando en conjunto.

En el cuadro siguiente se describen las subestaciones que actualmente cuentan
con RTU’s y aquellas que entraran a operar con este tipo de unidades en corto

tiempo.
S/E que operan con S/E a implementar
. RTU s ILEX RTU’s ELIOP
o Carolina Eugenio Espejo
10 Vieja Eplicachima
10 Nueva 15
12 16
11 18
9 19
Tumbaco
Pomasqui

Un segundo paso, que consiste en instalar unidades para efectuar controf y
adquisicién de datos, es instalar RTU’s en las subestaciones de distribucién mas
importantes de la empresa. De acuerdo a criterios técnicos y econémicos, la
empresa ha optado por mantener los equipos de proteccién existentes en las
subestaciones, es decir mantener los reiés existentes, sean electromecanicos de
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estado soélido o digitales; y con ellos hacer una red que se conectara hacia la RTU
para efectuar el control y adguisicién de datos.

A futuro, de acuerdo a las exigencias del mercado, la disponibilidad econémica, y
de acuerdo a como se cumpla la vida atil de los relés instalados en la actualidad,
la empresa planea implementar en sus subestaciones relés digitales y equipos
para efectuar el control proteccion y monitoreo, los mismos que permitiran

incrementar la versatilidad al efectuar la automatizacion de una subestacion.

2.2 EMPRESA ELECTRICA AMBATO S.A. REGIONAL CENTRO
NORTE.-

2.2.1 ANTECEDENTES.-

l.a comision de las comunidades Europeas y las autoridades del Ecuador, a
través del Ministerio de Energia y Minas, en 1987 y 1989, iniciaron un programa
de cooperacion en materia de energia del Ecuador, mediante el desarrollo de un
proyecto de control y gestién de cargas eléctricas de distribucién. Este proyecto
de caracter piloto para América Latina tuvo como propésito desarrollar
metodologias y tecnologias para un mejor manejo de la demanda de Energia
Eléctrica.

Posteriormente, como una segunda accién, desde 1991 se ejecutd un nuevo
proyecto similar al anterior para otras 2 ciudades del Ecuador: Ambato y Cuenca.
A Yravés de las respectivas Empresas Eléctricas, con el propésito de difundir los
resultados del primer proyecto piloto. A fin de complementar el proyecto ejecutado
en estés 2 gjudades, en 1994, como una segunda fase de la segunda accion, se
suscribe un nuevo convenio de financiamiento denominado “ Control y gestion de
carga y demanda elécirica en las ciudades de Cuenca y Ambato” o lo que se
denominaria proyecto COGECEL,; esta segunda fase se desarrolio con el fin de
extender los aicances de la primera.
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Los objetivos generales de largo plazo a cumplirse con las diferentes acciones
desarroliadas, principalmente han sido los siguientes:

- Apoyar al desarrollo tecnolégico Nacional mediante la transferencia y
adaptacion de nuevas tecnologias para contribuir al proceso de
modernizacion.

- Lograr una utilizacién eficiente y racional de la energla y contribuir a los
programas de ajuste mediante la consideracién de nuevos criterios de
eficiencia y rentabilidad en la gestién del sector eléctrico.

- Coniribuir al desarrollo economico y social mediante un adecuado
Suministro de energia elécirica.

- Promover la cooperacion industrial y el intercambio comercial.

Las acciones del programa en sus 2 proyectos han fenido como objetivos
especificos de corto plazo y metas:

- Automatizar la gestion de la red desde un centro de control, con el fin de
suministrar informacién confiable que permita mejorar la operacién de
las subestaciones y de los alimentadores asociados a estas

- Dotar de los medios técnicos que permitan el analisis para planificar el
crecimiento de la carga en las redes, a fin de controlar pérdidas,
sobrecargas y condiciones de suministro.

- Optimizar la utilizacién de energfa disponible en funcion de la demanda,
los recursos disponibles para ia operacién y mantenimiento, y las
distintas posibilidades de configuracién de los circuitos de distribucién.

- Incrementar la utilizacion de las capacidades instaladas a fin de diferir o
reducir las inversiones requeridas para la expansién del sistema de
distribucion.
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2.2.2 AREA DE SERVICIO DE LA EMPRESA ELECTRICA AMBATO S.A. .-

El area de servicio asignada a la Empresa Eléctrica Ambato S.A. corresponde a
las siguientes provincias: Tungurahua, Pastaza y Morona Santiago; los cantones:
Palora y Huamboya

2.2.3 ASPECTOS TECNICOS RELEVANTES.~

2.2.3.1 Centrales de Generacién.-

TIPO NOMBRE | POTENCIA UTIL
HIDRAHULICA Peninsula 2.94 MW
TERMOELECTRICA DIESEL| Batan 1.50 MW
TERMOELECTRICA DIESEL| Lligua 4.0 MW
TOTAL 8.44 MW

2.2.3.2 Sistemsa de Subirapsmision.-

NOMBRE CAPACIDAD DE NUMEROQO DE

TRANSFORMACION (OA) | TRANSFORMADORES

ORIENTE 15 MVA 2 '
LORETO 16 MVA 7
SAMANGA 5 MVA ]
ATOCHA 70 MVA i
HUACHI 10 MVA 1
MONTALVO 5 MVA 1
PELILEO 10 MVA 1
BANOS 5 MVA 3
PUYO 5 VA ]
TOTAL 81 MVA 10




Otras Subestaciones: 13.8/ 6.9/ 4.16 kV

Capacidad de transformadores | 26.25 MVA
Namero de Transformadores 10
2.2.3.3 Lineas de Subtrapsmision a 69 kV.-
B NOMBRE LONGITUD
Anillo De Subtransmision Ambato| 46.1 Km
Totoras — Pelileo 13.0 Km
Pelileo — Bafios 19.6 Km
Bafios — Puyo 51.5 Km
TOTAL 130.2 Km
2.2.3.4 Redes de Distribucion.-
Alimentadores de 13.8 kV 31
Alimentadores de 4.6 kV 6
Longitud de primarios 1350 Km
MVA en transformadores |[98.1 MVA
Namero de transformadores | 5450
Potencia en Luminarias 3.3
Nimero de Luminarias 18401

22

En el anexo 1.2.2 se describe el tipo de relé utilizado en las subestaciones de

distribucion para la empresa eléctrica Ambato S. A. Regional centro Norte.
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2.2.4 IMPLEMENTACION DEL SISTEMA SCADA.-

Seguln lo expresado en el numeral 2.2.1, la necesidad de un desarrolio para el
control, gestién de carga y demanda elécirica en varias empresas eléctricas del
Ecuador, ha tenido como proposito fundamental implementar proyectos pilotos
dotandolos de ciertas herramientas modernas, y los conocimientos para mejorar
la gestién de distribucion en lo que respecta fundamentalmente a centros urbanos,
todo lo expuesto anteriormente, dentro de! marco de apoyo y asistencia técnica de
la comision de las comunidades Europeas.

El proyecto COGECEL es el resuitado de 2 fases ejecutadas a partir de 1881 y
responde a varios de los objetivos, metas y medios a través de los cuales se ha
alcanzado la asistencia técnica y financiera que, la Comision de las Comunidades
Europeas, actuando en nombre de la Comunidad Econémica Europea (CCE),
contribuye mediante una subvencién no reembolsable para el financiamiento del
proyecto: Control y Gestién de Cargas y Demandas eléctricas en las ciudades de
Cuenca y Ambato (Programa COGECEL). El proyecto consistié de un sistema
integrado de control y manejo de distribucion a través de 2 subsistemas:

- Sistema de supervisidn, control y adquisicion de datos, con las
funciones de un SCADA, a través de un software principal denominado
SEDIS, para la automatizacién de 6 subestaciones con la instalacion de
la respectiva unidad terminal remota RTU, y los sistemas de
comunicacién para transmision de datos.

- Sistema para el andlisis y manejo de las redes de distribucion,
denominado DMS, asociado al registro de parametros eléctricos
mediante registradores portatiles. Asociado también al sistema SEDIS
mediante una red LAN y ofras aplicaciones.

2.2.4.1 Descripeién del sistemaa SCADA.-

EL sistema SEDIS instalado tanto en la primara fase, como en la modificacién de
su sofiware realizado en la segunda fase, corresponden a un SCADA elemental,
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para funcionamiento en un PC. Provee las funciones de control y monitoreo
remoto de las 6 subestaciones consideradas en el proyecto.

En la primera fase, el sistema SCADA instalado para la automatizacién de las 2
subestaciones consideradas, se basé en el desarroilo informatico EPC 6200 de la
empresa francesa CEGECEL que ha sido adaptado a las necesidades especificas
del proyecto, fue instalado con el nombre de SEDIS ( Systems Europe Dispatch).

Para la segunda fase, se ha modificado el software y el sistema operativo,
habiéndose instalado una nueva versién denominada SEDIS/G que permite un
sistema de visualizacién tipo Windows a base del sistema operativo 0OS/2. Las
caracteristicas y funciones principales del SCADA son las siguientes:

- Telemedicién

- Telesenalizacién

- Control remoto (Telecomando)

- Alarmas

- Configuracion de base de datos

- Diagramas sindpticos y reportes

- Galculos y programacién especifica
- Almacenamiento histérico de datos
- Evaluacién y manejo de cargas.

2.2.4.2 Descripcidn del sistema para administracién y manejo de redes de distribucién
DMS.-

Este sistema DMS ( Distribution Management System), es un paquete de
software compuesto de una base de datos, funciones de aplicacién y funciones de
soporte.

El DMS tiene como fuentes de datos al sistema SEDIS y a los registradores
portatiles a instalarse en los primarios de distribucion; [a primera proporciona al
sistema de mediciones en fiempo real, y la segunda, recolecta datos estadisticos
de carga en sitios estratégicos del primario. Estos registradores también se



25

pueden utilizar para obtener la carga de transformadores de distribucién y
secundarios.

Los componentes iniciales del DMS instalados como parte del proyecto
COGECEL comprenden: un sistema para manejo ( gestion) de Distribucion
consistente de un conjunto de programas informéticos que funcionan bajo MS-
Windows 3.1 y que comprende:

- Base de datos DMS, la cual esta compuesta de varios archivos y
dividida en 2 sub bases de datos: Una base de datos de carga, un
sistema de Base de Datos, para almacenar las caracteristicas de la red

- Funcionen de aplicacibn DMS: Representacién grafica de la red,
descripcién de los componentes de la red.

- PBase de datos con el registro histérico de los estados de la red

- Visualizacién de flujos y curvas de carga

- Calculo de pronésticos de flujos y cargas

- Calculo y visualizacién de flujos de corriente, voltajes y pérdidas para
una determinada topologia en un particular momento de tiempo.

- Funciones de soporte del DMS: Intercambio de datos con el SEDIS,
Software para los registradores poriatiles.

En el cuadro que se detalla a continuacién, se describe las subestaciones que
forman parte del sistema SCADA CON RTU's ELIOP

S/E QUE OPERAN CON |S/E A IMLEMENTAR
RTU RTU
Huachi Puyo
Atocha Barios
‘Samanga Batan
Montalvo Lligua
Oriente
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S/E QUE OPERAN CON | S/E A IMLEMENTAR
RTU RTU

} Loreto

L Pelileo

Con objeto de mejorar las caracteristicas del sistema SCADA impiementado en la
actualidad, manteniendo las RTU’s existentes marca ELIOP y los dispositivos de
proteccion implementados en cada subestacion; la Empresa Eléctrica Ambato
planea la adquisicién de un nuevo software de control Supervisorio y Adquisicién
de datos marca SHERPA, con el cual planea integrar todo el sistema y evitar los
inconvenientes de comunicacién existentes en la actualidad entre las RTU’s
ELIOP y el sistema SEDIS.

2.3 EMPRESA ELECTRICA PROVINCIAL COTOPAXI ELEPCO
S.A. -~

2.3.1 ANTECEDENTES.-

Acorde con las exigencias del sector eléctrico nacional, ia Empresa Elécirica
Provincial Cotopaxi ELEPCO, ha contratado un estudio a cerca de la factibilidad
de implementaciéon de un sistema SCADA con un centro de control ubicado en
una de sus Subestaciones, concretamente en la Subestacion El calvario. En dicho
estudio se detallan las caracteristicas que debe presentar el sistema SCADA,
mismas que se describen en un capitulo posterior.

El presente trabajo esté orientado a la automatizacién de la Subestacion Mulald,
cifiéndose a los reguerimientos planteados por dicho estudio, proponiendo una
alternativa de automatizacién de la misma con miras a la implementacién de un
sistema SCADA que a futuro administre a todas las subestaciones de la empresa.

Cabe resaltar que en la actualidad no esta implementado en ninguna de las
subestaciones manejadas por la empresa ningln tipo de tecnologia referente a
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sistemas SCADA; en lo que se refiere a la instalacién de relés de proteccién

digital tampoco existen este tipo de equipos en ninguna de las Subestaciones.

2.3.2 ARFEA DE SERVICIO.-

El érea de servicio asignada a la Empresa Eléctrica Provincial Cotopaxi S.A.

comprende fundamentalmente la Provincia de Cotopaxi

2.3.3 ASPECTOS TECNICOS RELEVANTES.-

2.3.3.1 Caracteristicas técnicas de los transformadores de cada S/E.~

Subestacion |Potencia Impedancia | Taps Conexion | BilkV |Clase
(MVA) (AT/BT)

SALCEDO 5 6.87% |-"2x2.5% Dy1 350/110 OA
SAN RAFAEL 10-13 687% |-"2x2.5% | Dyni 350/110 | OA/FA
CALVARIO 4-52 581% |- 2x2.5% Dy1 150/110 | QA/FA

CALVARIO 3x1.75 6.4% |[-"2x2.5% |Yyaislad| Nodisp”. | OA
COCHA 10 -12 6.44% |[-"2x25% | Dyn1 350/125 | OA/FA
MULALO 10 ~-12 757% |[-"22.5% Dy1 350110 | CA/FA
LASSO 10-12 7.70% |[-"2x2.5% Dy1 350/110 | OA/FA

2.3.3.2 Antigiiedad y fabricante de transformadores de S/E.-

SUBESTACION | ANTIGUEDAD |[FABRICANTE
SALCEDO 12 MITSUBISHI
SAN RAFAEL 25 FEDERAL PIONEER
CALVARIO (22/13.8) 25 FEDERAL PIONEER
CALVARIO 3x(22/6.3) 39/49/45 BROWN BOVERI
COCHA 3 PAWELS
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SUBESTACION |ANTIGUEDAD |FABRICANTE

MULALO 12 MITSUBISHI
LASSO 11 MITSUBISHI

En el anexo 1.2.3 se describe el tipo de relé utilizado en las subestaciones de
distribucién para la Empresa Eiléctrica Provincial Cotopaxi S. A ELEPCO.

Al no existir ningan tipo de tecnologia para la toma y adquisicién de datos,
mediante el presente trabajo se pretende dar una alternativa de automatizacién
con miras a la implementacién de un sistema SCADA; esto en cierto modo es
beneficioso, debido a que en otras empresas que han iniciado procesos de
implementacion de sistemas SCADA han existido problemas de comunicaciones,
software, incompatibilidad de equipos y ofros; estas experiencias pueden ser
tomadas a beneficio de la empresa.

2.4 EMPRESA ELECTRICA DEL ECUADOR INC. EMELEC.-

2.4.1 ANTECEDENTES.-

A causa de la situacién politico-econémica que ha vivido la empresa durante los
Ultimos afos, se han dejado de lado aspectos tan importantes como el técnico;
todo ello ha ocasionado un retraso de esta empresa en lo referente a la
implementacién de nuevas tecnologias. Cabe resaltar gue tampoco se han
realizado estudios en lo referente a la futura implementacién de sistemas SCADA,;
al igual gue ofras empresas eléciricas, se ha reemplazado los relés
electromecanicos que han cumplido con su tiempo de vida util por relés de

proteccién de estado sélido.



29

Existe un convenio verbal enire la Empresa Eléctrica del Ecuador Inc. y la
empresa ABB, para efectuar la automatizacion de una de las subestaciones de
distribucidn; de acuerdo a esto EMELEC proporcioné la informacién necesaria de
una de sus Subestaciones de distribucién, pero hasta el momento rno se ha tenido
respuesta por parte de la empresa ABB. Como se ha podido constatar, la
incursion de EMELEC en lo referente a la implementacién de sistemas de
automatizacidn de Subestaciones es practicamente nula.

2.4.2 AREA DE SERVICIO.-

La Empresa Eléctrica del Ecuador Inc. EMELEGC, tiene asignada como &rea de
servicio Unica y exclusivamente la ciudad de Guayaquil en su ‘perimetro urbano y

rural.

2.4.3 ASPECTOS TECNICOS RELEVANTES.-

2.4.3.1 Listado de Subestaciones y Transformadores de Distribucion.-

SUBESTACION MARCA CAPACIDAD VOLTAJE
MVA MVA | Primario Secund.
1 Alborada Delta Star 18 24 67 13.8
2 América H. K. Porter 18 24 67 13.8
3 Atarazana ABB 18 24 67 13.8
4 Ayacucho Trafo 18 24 67 13.8
5 B. Publico G. Electric 8 10 67 13.8
6 Boyaca 1 H. K. Porter 18 24 67 13.8
7 Bovaca 2 H. K. Porter 18 24 67 13.8
8 C. Blanco Wagner 12 16 67 13.8




SUBESTACION| MARCA CAPACIDAD VOLTATR
MVA MVA | Primario Secund.

8 Ceibos 1 ABB 18 24 67 13.8
10 Ceibos 2 ABB 18 24 87 13.8
11 Cumbres Wagner 12 16 67 13.8
12 El Universo G. Electric 12 16 67 13.8
13 | Esmeraldas 1 ABB 18 24 67 13.8
14 | Esmeraldas 2 ABB 18 24 67 13.8
15 Garay 1 H. K. Porter 18 24 67 13.8
16 Garay 2 H. K. Porter 18 24 67 13.8
17 | Garzota H.K Porter | 18 24 67 138
18 Germania Trafo 18 24 67 13.8
19 Guasmo 1 ABB 18 24 87 13.8
20 Guasmo 2 Delta Star 18 24 67 13.8
21 | Guayacanes Trafo 18 24 67 13.8
22 Kennedy 1 ABB 18 24 67 13.8
23 Kennedy 2 ABB 18 24 67 13.8
24 | Mapasingue 1 ABB 18 24 67 13.8
25 | Mapasingue 2 Toshiba 18 24 67 13.8
26 P. Canals ABB 18 24 67 13.8
27 P. Liza ABB 18 24 87 13.8
28 Portuaria Wagner 12 16 67 13.8
29 Pradera G. Electric 18 24 67 13.8
30 Sauces 1 Delta Star 18 24 67 13.8
31 Sauces 2 Waestinghouse 10 67 13.8
32 Torre 1 G. Electric 12 16 67 13.8
33 Torre 2 H. K. Porter 12 16 67 13.8
34 Vergeles Delta Star 18 24 67 13.8

30
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2.4.3.2 Liness de Subtransmision.-

CIRCUITOS TRIFASICOS LONGITUD (Km)
No. 477 MCM 26/7 ACSR 11545
No. 477 MCM 18/1 ACSR 5.95
No. 4654 MCM 5005 AA 3.32
No. 336.4 MCM 18/1 ACSR 16.19
No. 4/0 AWG 6/1 ACSR 14.23
No. 4/0 AWG 5005 AA 12.34
No. 2/0 AWG ACSR 1.15
240 mm2 Cu — XLPE insulated 0.9
TOTAL 173.53

En lo que respecta a los alimentadores primarios existen un total de 120 a un
nivel de voltaje de 13.8 KV con un promedio de longitud de 2 Km .

En el anexo 1.2.4 Se detalla el tipo de relé implementado en cada S/E

2.5 EMPRESA ELECTRICA REGIONAL GUAYAS LOS RIOS
EMELGUR S.A. .-

2.5.1 ANTECEDENTES.-

De acuerdo a criterios técnico-econémicos, 10 afios atras EMELGUR proyecté
disponer de un sistema SCADA que le permitiese superar inconvenientes como
poder tomar decisiones operativas acertadas en un sistema que abarca un area
tan extensa; para esto, como un primer paso para efectuar la automatizacién de
su sistema eléctrico, EMELGUR a través del ex INECEL y mediante convenio del
gobierno de Bélgica, presentd su deseo de elaborar el proyecto que permitiese la
implementacién de un sistema SCADA; en el mismo participaron las empresas
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PAUWELLS CONTRACTING, el ex INECEL y EMELGUR con personal técnico en
la elaboracién de este proyecto.

En virtud de las distancias existentes entre cada una de las subestaciones y el
centro de control, y considerando que solamente 5 de las 19 subestaciones
existenies son atendidas por personal de operadores durante las 24 horas; el
sistema SCADA debe operar los equipos de las Subestaciones, tomar lecturas de
los parametros eléciricos, de manera similar a los trabajos que se desarrollaban
en forma manual.

2.5.2 AREA DE SERVICIO.-

La Empresa Eléctrica Regional Guayas Los Rios S.A. tiene como area de
cobertura aproximadamente 11.000Km?; cubriendo las provincias de Guayas, Los
Rios, Manabi, Azuay y Cotopanxi; dispone de 400 Km de linea de 69 KV, 2300Km
de linea de 13.8 KV y 21 Subestaciones distribuidas en distintas provincias donde
sirve alrededor de 140.000 clientes.

2.5.3 IMPLEMENTACION DEL SISTEMA SCADA.-

El sistema SCADA de EMELGUR estd compuesio por 3 subsistemas que son:
Sistema de control, Sistema de comunicaciones, y el Sistema de ejecucion de
comandos y adquisicién de datos.

2.5.3.1 Sistema de comunicaciones.-

La primera consideracion hecha por ia PAUWEWLS CONTRACTIC, el ex INECEL
v EMELGUR para el desarrollo del proyecto SCADA fue la determinacién del
medio de comunicacion a ser utilizado; se analizaron 2 alternativas, una alambrica
y la otra inalambrica. La primera alternativa considera la posibilidad que la
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comunicacién sea via PLC (Power Line Carrier), se analizé las desventajas de
este sistema, puesto que EMELGUR dispone de varias fuentes para distribucién
de energia; esta alternativa encareceria los costos de transmisiobn de datos

porque se tenia que combinar tecnologias.

La segunda alternativa se consideré mas conveniente, iniciando el proyecto con ia
utilizacién de la banda en VHF, posteriormente se decidi6 hacerlo en ia banda
UHF a una frecuencia aproximada de 400 MHZ. Finalmente se utilizé la banda de
800 MHZ, todos estos cambios se efectuaron debido a disposiciones que cada

cierto tiempo emitian los organismos gue rigen las comunicaciones en el pais.

2.5.3.2 Centro de Control e Interfaz Hombre Maquina.-

El centro de control consta de 2 computadores Compag, los cuales funcionan
simultaneamente; el primer computador funciona como maestro, y se encarga de
las comunicaciones, control y demas tareas requeridas. El segundo computador
funciona como esclavo, no es un punto activo de control sino funciona como una

unidad en “ Stand By “, cada una conectada a su Gateway.

Los computadores poseen un sofiware especial para sistemas SCADA
denominado WIZCON 7, que se detalla a continuacién.

La interfaz hombre Maquina o HMI ( Human Machine Interface), es el medio a
través del cual los usuarios del sistema SCADA pueden procesar y visualizar los
datos que este proporciona, ademas permite ejercer control sobre el proceso; en
otras palabras, es la ventana del operador del sistema hacia el proceso. Mediante
este programa se pueden ejecutar [as siguientes tareas:

- [Edicién en linea

- Monitoreo y Control

- Caélculos

- Almacenamiento de Eventos
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- Senalizacién de alarmas

- Graficos y tendencias

- Generacion e impresién de reportes

- Configuracion y operacion facilmente manejables

- Funciones de ayuda incorporadas provistas para cada nivel

Wizcon 7 es un programa avanzado de control supervisorio y adquisicién de
datos SCADA utilizado como una herramienta para desarrollar aplicaciones, que
permite a los integradores del sistema crear aplicaciones sofisticadas para una

variedad de procesos.

Wizcom 7 toma las ventajas de las capacidades poderosas y multitareas de los
sistemas operativos Windows p5 y Windows NT.

La aplicacién Wizcon 7 se comunica con el grupo de conirol de campo, como
RTU’S, PLC’S o controladores logicos programables, instrumentos de medicién y
otros dispositivos. Como el equipo es monitoreado y los datos grabados, Wizcom
7 responde de acuerdo a los requerimientos l6gicos del sistema o del operador.

El sistema MOSCAD { Motorola SCADA) estd formado por las unidades
terminales remotas RTU'S y uno o mas centros de control computarizados,
conectados a una red de comunicacibn a través del procesador de
comunicaciones MCP/T.

Los componentes de la RTU MOSCAD son: Radio o MODEM, bateria de
respaido, Fuente de poder AC, Mddulo para el CPU, médulos de expansién /O

Como dato adicional se presenta a continuacién un cuadro, en el cual se
demuestra la conveniencia de la implementacién del sistema SCADA en lo
referente a tiempos de reconexion. Este cuadro se basa en la experiencia
adquirida por EMELGUR en la implementacion de su sistema SCADA.
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SUBESTACION [ALIMENTADOR| HORA HORA FECHA | TIEMPO
APERTURA | REPOSICION INTERRUP.
EL EMPALME PORVENIR 18:00 h 19:00h [05-0398| 1 Hora
EL EMPALME | PICHINCHA 19:25h 20:07h | 15-02-98 | 43 minutos
PALESTINA CEDEGE 06: 50 h 08:53 h 2-12-98 | 2 h 3 min.
CON SCADA:
SUBESTACION  ALIMENTADOR| HORA HORA FECHA | TIEMPO
APERTURA | REPOSICION INTERRUP.
EL EMPALME |[PORVENIR 21 :20h 21:22h 15-02-00 |2 minutos
EL EMPALME |PICHINCHA 11:14h 11:17h 13-12-99 3 minutos
PALESTINA  |CEDEGE 07:15h [07:16h 12-12-89 | 1 minuto.







CAPITULO 3

AUTOMATIZACION DE SUBESTACIONES

El creciente desarrollo de los microprocesadores, las facilidades presentadas por
los convertidores analogo-digitales, la incorporacién de librerias para protecciony
control, han permitido que en la actualidad sea técnicamente posible integrar las
funciones de proteccion, controi y monitoreo; por ejemplo para realizar la
proteccion de una subestacion o de una linea de transmision. La tercera
generacion de equipos de protecciébn y control basados en este tipo de
microprocesadores, hacen que sea factible integrar las funciones descritas
anteriormente; esto debido a que como se puede inferir, las funciones de
proteccion y control utilizan la misma informacién proveniente del equipo primario
y, ademas, tienen muchas similitudes o, lo que equivale a decir que muchas de

las funciones utilizadas para proteccién y control son redundantes.

La integracién permite disminuir los requerimientos -de espacio y cableado-, y al
mismo tiempo incrementar la disponibilidad y confiabilidad del sistema; ademas de
estos beneficios se suman otros como son reducir inversiones y costos de

operacién y mantenimiento.

Una pregunta que se debe formular es: Como la disponibilidad y la confiabilidad
se pueden mantener en un sistema en el que se han integrado muchas funciones
en un solo terminal, esto se puede explicar mediante el criterio de primera falia

que se vera posteriormente.

3.1 PORQUE ES NECESARIO AUTOMATIZAR UNA
SUBESTACION.-

La industria del sector eléctrico mundial se enfrenta a rapidos cambios orientados
a optimizar el manejo y administracién del sistema de potencia en todos los
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niveles que conforman el mismo. La privatizacién del sector eléctrico ha
desembocado en un nuevo tipo de mercado, ei cual difiere en muchos aspectos al
mercado eléctrico tradicional que se ha manejado en el pasado. Un mercado en
donde !os consumidores se transforman en clientes, debido a que nuevos agentes

aparecen en el mercado haciéndolo mas competitivo.

Por lo tanto, la necesidad de automatizar las subestaciones existentes debe ser
evaluada por las compaiiias, a fin de cubrir las expectativas del nuevo tipo de
mercado y poder competir con éxito en el mismo; para poder cumplir con este
cometido, dichas compariias deberan estudiar profundamente sus necesidades de
automatizacion en particular, y los beneficios que obtendrian del mismo. Existen
dos principales criterios que se deben tomar en cuenta para decidir si se debe o
no automatizar una subestacion, estos dos criterios son: econémico y técnico. A

continuacién se hace un analisis de los dos criterios menciocnados anteriormente.

3.1.1 CRITERIO ECONOMICO.-

La parte econémica es la razén primordial que justifica la automatizaciéon de una
Subestacion existente. La informacién que se obtiene del mercado eléctrico
actual, es un referente que demuestra que las compafiias involucradas en el
negocio de la electricidad, deben ser mas competitivas en un tipo de mercado
libre, en el cual, la competencia entre comparifas y un tipo de mercado eléctrico

desreguiado se esta introduciendo con fuerza en el mundo entero.

3.1.2 CRITERIO TECNICO.-

Las necesidades del nuevo mercado, el cual requiere mayor informacién, obligan
a los integrantes del mercado a actualizar las subestaciones existentes. Los
requerimientos de informaciéon de los clientes y otros agentes del mercado,
obligan a efectuar predicciones de carga mediante computador, nuevos sistemas
de administraciéon de energia; cuanto mas precisos y confiables sean los datos,
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implicaran mayores réditos. Por tanto, el poder disponer de datos confiables y

precisos, asegura poder competir de forma eficiente en el nuevo mercado.

E! preciso manejo de la informacién, juega un papel importante para efectuar una
correcta administracién del sistema de potencia, los datos son continuamente
requeridos por los centros de control para ser procesados a fin de manejar
correctamente el sistema de potencia, esto requiere que las subestaciones

existentes sean actualizadas y automatizadas.

Uno de los problemas que se presentan actualmente, se refieren en lo que
respecta a la documentacién de todos los cambios y actualizaciones efectuadas
en la red. En ofras palabras actualmente no hay un sistema que permita conocer
exactamente el estado de operacion de los equipos, principalmente de los equipos
secundarios. Actualmente se destina gran parte de tiempo a verificar las
instalaciones, antes de realizar cualquier operacién, actualizacién o
implementacién de Ia red existente. Con la nueva tecnologia digital, la cual ofrece
sistemas de almacenamiento y evaluacién de datos, los problemas descritos
anteriormente, se resuelven de forma rapida y eficiente; ademés con cada cambio
que se haga en el equipo secundario, el software se encarga de actualizar el

mismo instantaneamente.

Debido al rapido diagnostico de problemas, y demas tipos de informacion
requeridos por el sistema, el sistema de potencia incrementa su confiabilidad, esto
implica un mejor y més rapido restablecimiento de servicio en caso de problemas

severos gue se presentaren en el sistema de potencia.

3.2 ESQUEMA TRADICIONAL DE LOS SISTEMAS DE
ABASTECIMIENTO DE ENERGIA ELECTRICA.-

En el pasado los sistemas de potencia, en lo que se refiere a proteccion

supervision y control, se han llevado a cabo por equipos separados y manejados
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por diferente personal. Los equipos convencionales para el control, monitoreo y
proteccién de una subestacién han sido disefados tradicionalmente mediante una
combinacién de equipos de estado soélido y electromecanicos, lo cual implica un
sinniimero de sistemas separados. El control de equipos de seccionamiento,
blogueos, alarmas, registradores de disturbios, proteccién, medicién, etc. son
algunos ejemplos de los subsistemas empleados, cabe indicar que cada uno de

estos requiere un cableado individual.

Anteriormente y en la actualidad, muchas empresas utilizan para el manejo de
sus subestaciones techologia convencional, lo cual implica utilizar un gran namero
de relés auxiliares y aparatos de medicién. En general este tipo de tecnologia, va
perdiendo espacio debido a que resulta costosa, debido a que consume gran
cantidad de tiempo y espacio en detrimento de la seguridad y confiabilidad. La
principal desventaja de la tecnologia convencional es el mantenimiento, o en caso
de que se requiera realizar nuevas ampliaciones en una subestacion, debido a
que el sistema de control, y por ende el cableado y los aparatos deben ser
totalmente modificados.

Si una parte del sistema sale fuera de servicio para mantenimiento, esto afecta a
otras partes del sistema, a menos que se tomen cuidadosos procedimientos. Para
encontrar una alla, se pueden producir largas interrupciones debido al gran
nimero de cables presentes, a continuacién se detallan algunas desventajas de
los sistemas convencionales:

- Confiabilidad: En sistemas de control convencional el disefio emplea un
gran namero de componentes para realizar funciones, ya sean estas
simples o complejas; ademas existe redundancia en tales disefios, y la
falla de simples componentes puede afectar a todo el sistema, lo cual
resta confiabilidad al sistema.

- Instalacién y puesta en servicio: La experiencia indica que |a mayoria de
fallas en los sistemas de proteccién y control son causadas por errores

humanos durante el proceso de ingenieria, cableado, instalacién,
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puesta en servicio; este tipo de problemas no aparecen en el momento

de la instalacién, sino con el transcurso del tiempo.

- Mantenimiento y pruebas: El mantenimiento de cualquier parte del
sistema normalmente requiere cambios del conexionado. Por ejemplo,
para efectuar el mantenimiento de un disyuntor, este debe salir de
servicio asi también el registrador de eventos, alarmas, y cualquier
secuencia légica. Es ademas, casi imposible probar el sistema

completo, debido a que este involucra muchos componentes.

-~ Crecimiento: Modificaciones en una estacién existente, por ejemplo la
entrada de una linea de transmision, resulta harto dificil, debido a que
gran parte de la iégica de control de [a subestacion tiene que cambiar,
lo cual involucra grandes cambios en el cableado; lo anterior implica
riesgo de errores en la conexién, pérdidas de tiempo, ademas de que

una parte de la subestacién quede fuera de servicio.

En los graficos 3.1 y 3.2 que se detallan a continuacién, se describe el
funcionamiento de una subestacién convencional con subsistemas separados
para cada funcion. De esto se puede observar que los sistemas de control y
proteccién tienen muchas similitudes, ya que existen funciones redundantes para
dichas aplicaciones. Con una adecuada coordinacién de estas funciones es

posible mantener por separado las funciones de proteccion y control.

Esta coordinacién puede reducir los requerimientos de espacio, e incrementar
sobre todo la confiabilidad y disponibilidad del sistema de control, el concepto de

esta coordinacién se basa en microprocesadores y técnicas de comunicaciones.
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3.3 DEFINICION DE FUNCIONES.-

| as diferentes funciones de proteccién y control en una subestacion, han sido
agrupadas para efectuar el anlisis de toda la estructura. Este agrupamiento de
las diferentes funciones, no esta asociado con respecto a la separacién fisica del
equipo. Los grupos de funcién seran usados para identificar el factor que influye

en la estructura.

Estos grupos se definen estrictamente como grupos de funciones, incluyendo
todos los componentes que permiten que tales funciones puedan ser lievadas a
cabo, tales como: transformadores de corriente, transformadores de potencial,

cableado, efc.

3.3.1 FUNCIONES DE CONTROL DE EMERGENCIA.-

Este grupo incluye todas las funciones manuales o automaticas, las mismas que
sirven para prevenir condiciones anormales del sistema de potencia, este grupo

incluye alarmas, medicién y otras funciones para detectar condiciones anormales.

3.3.2 FUNCIONES DE CONTROL EN ESTADO NORMAL.-

Este grupo corresponde a las funciones destinadas a la operacion del sistema en
condiciones normales de operacién. Las funciones manuales y automaticas se
utilizan para el control de voltaje y frecuencia, cambio del modo de operacién, asi
como ofras funciones que operan cuando el sistema se halla funcionando en
estado normal.

3.3.3 ADQUISICION DE INFORMACION PARA EL ANALISIS.-

Este grupo contiene funciones para adquisicién, almacenamiento, transmisién y
despliegue de informacién; para permitir el andlisis de la red y el funcionamiento
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del equipo, en ambos casos durante operacion normal y falla del sistema (analisis
post-falla). La medida de cantidades se inciuye en este grupo.

3.4 REQUERIMIENTOS DEL SISTEMA DE POTENCIA.-

Desde el punto de vista de control y proteccion, los principales requerimientos son

los siguientes:

- Dependencia: La dependencia de una funcién, es la probabilidad de que
una funcién sea ejecutada correctamente cuando sea requerida.

- Seguridad: La seguridad de una funcion, es la probabilidad de que esta
funcion no se ejecute si no es requerida.

- Degradacion: Es el porcentaje de funciones individuales en el sistema
principal, las cuales no operaran a causa de una falla en el sistema de

control y proteccidn principal.

3.5 INTERACCION FUNCIONAL.-

Las funciones individuales deben tener independencia con respecto a otras
funciones, desde el punto de vista del sistema, tres tipos de independencia deben
ser tomados en cuenta:

3.5.1 RELACION DE REDUNDANCIA.-

La relacién de redundancia esta relacionada con la dependencia de la funcion; ias
funciones en una relacién redundante no pueden perderse simultaneamente, esta
relacion es por supuesto bidireccional. Normalmente la pérdida simultanea de una
o mas funciones estan relacionadas con una falla en el corazén del sistema o en

el software que opera al mismo.
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Mediante pruebas de mantenimiento regular, y auto-supervision la probabilidad de
mas de una falla simultanea puede ser obviada, y por lo tanto del criterio de
primera falla se justifica. Especificaciones para el disefio de sistemas para dos o

mas fallas, resultan en sistemas muy complicados y disefios demasiado caros.

3.5.2 RELACION DEPENDENCIA SEGURIDAD.-

Esta relacion tiene que ver con la pérdida de seguridad en una funcion, y la
simultanea pérdida de dependencia en otra funcién; esta relacién tiene sélo una
direccion, y no es bidireccional como la relacién de redundancia. Esta relacién
permite una simultanea pérdida de dependencia en dos funciones, y la integracién
es posible si un contador se emplea para evitar una funcion no deseada, cuando

la ofra funcién se pierde.

3.6 OPERACION DE UN SISTEMA DE POTENCIA.-

La operaciéon de un sistema de potencia incluye un gran nimero de funciones.
Estas funciones pueden ser divididas en: Control de subestaciones y funciones de
control de red, dependiendo de donde se encuentren localizadas las funciones, a
continuacion se describen algunas funciones del control de subestaciones:

- Protecciéon del equipo de alto voltaje

- Control y bloqueo de aparatos de desconexion
- Monitoreo del sistema y alarmas

- Indicaciones de estado y grabacion de eventos
- Recierre y restauracion automatica

- Sincronismo y angulos de fase

- Localizacién de fallas y grabar disturbios

- Seccionamiento de carga

Como funciones de control de red, se pueden describir:
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- Control de voltaje
- Control de frecuencia
- Administracion de carga

Para poder coordinar estas funciones, el centro de control debe realizar diversas
acciones en cada una de las subestaciones de la red; esto requiere de un sistema
SCADA (Sistema de Supervision, Control y Adquisicién de Datos), en cada una de

las subestaciones.

El grado de integracion, ha permitido que en la actualidad se incremente la

confiabilidad de los sistemas, reducir los costos de operacion y mantenimiento.

La tendencia en el disefio de futuras subestaciones, sera distribuir la inteligencia
en el sistema para minimizar los dafios en caso de una falla en el equipo de
control, ademas de preparar el sistema para futuras expansiones de los diferentes
componentes de un sistema de potencia; este tipo de arreglo facilita el

mantenimiento del sistema.

3.7 ARQUITECTURA DEL SISTEMA.-

El equipo principal de aito voltaje en una subestacién puede ser dividido en:
bahias y equipo relacionado. Los equipos e bahia los podemos relacionar a la
linea, transformador, etc. También las funciones de proteccién y control pueden
ser relacionadas a las bahias. Las diferentes bahias (alimentadores), son
conectadas mediante la barra de aito voltaje. La conexion de las diferentes
bahias o alimentadores, requieren de un control de subestacién coman; y las
funciones de proteccién tales como: Proteccién de barras, bloqueos, control de

interruptores requieren de una supervision de la subestacion.

Por lo tanto es natural dividir las funciones de control y proteccion, en funciones
de bahia y funciones de nivel de subestacion.
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Para presentar las funciones de bahia con equipo individual de hardware, la
degradacion es limitada en caso de falla a equipo de bahia; en caso de extension
de la subestacién, una o mas bahias son afiadidas junto con unidades de bahia
de control y proteccién, y las funciones complementarias necesarias para el
funcionamiento de la subestacion. El sistema de control y proteccion, puede ser
entonces extendido con [a minima interaccién y modificacién del sistema
existente. Las expansiones de un sistema son de suprema importancia, y el
mismo debe estar preparado para este tipo de cambios, ya que tarde o temprano
practicamente todas las subestaciones se verdn obligadas a incrementar su
capacidad; el mantenimiento de la subestacién también resulta beneficiado,

debido a que se minimizan las interacciones con otras partes del sistema.

La principal funcion del equipo de bahia sera naturalmente la funcion de
proteccion; esta funcién no se vera afectada a causa de una falla ocurrida fuera
de la bahia.

La funcion de proteccion para un transformador normalmente depende de ia
informacion de vanas bahias, y en este caso la funcién de proteccién se relaciona

en mayor grado con [a bahia conectada al lado de alto voltaje.

En el caso de disposiciones como disyuntor o disyuntor y medio, las funciones de
bahia preferiblemente se subdividen en: objeto (linea, etc.), y funciones
relacionadas con el disyuntor.

Las funciones que no pueden ejecutarse completamente en la bahia, o que
requieren informacion de otra bahia, se relacionan al nivel de subestacién. Las
funciones al nivel de subestacioén son: proteccion de barras, bloqueos, control de
seccionadores, SCADA, etc. Algunas de estas funciones, por ejemplo los
bloqueos, pueden estar parcialmente distribuidos en las unidades de bahia.

La arquitectura se basara en inteligencia distribuida, mediante niveles de bahiay
subestacion, para permitir que en caso de falla del sistema de control, la
degradacioén del sistema sea minima, ademas de preparar a la subestacién para
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futuras ampliaciones. Ademas este tipo de estructura simplifica el trabajo de

mantenimiento.

La funcién de control de emergencia tiene una relacién de redundancia con
relacién a la funcién de proteccion, debido al hecho de que en caso de
condiciones de funcionamiento anormal del sistema, se puede llegar a una falla en
un componente del sistema principal. La funcién de control de emergencia del
sistema debe incluir la deteccién de condiciones anormaies, la cual es parte de la
funciéon de alarma. Por lo tanto [a funcién de alarma debe tener relacién de
redundancia con la funcién de proteccién.

Una falla en el sistema de control, que puede provocar una operacién no deseada,
no debe ser permitida de bloguear la funcién de proteccién (la operacién
equivocada de la proteccién, puede causar una falla de alto voltaje). En el caso de
funciones de proteccion totaimente redundantes, no es una restriccién para la
integracién de funciones, debido al hecho de que las dos funciones de proteccion
no pueden perderse simultaneamente.

Para reducir el cableado en una subestacién, se debe emplear un sistema de
comunicaciones a través de poértico serial, para mejorar la confiabilidad dei
sistema se puede emplear fibra 6ptica, y asi evitar interferencias

electromagnéticas.

3.8 VISION GENERAL.-

El presente trabajo esta enfocado a la automatizacién de la subestacién MULALO
de ELEPCO, mediante el empleo de relés digitales “SIEMENS"; por tal razén a
continuacién se describen ciertos métodos que pueden emplearse para la
automatizacién de la subestacién, basados en terminologia utilizada por la marca
antes mencionada.
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Existen tres posibilidades de automatizacién, de acuerdo a los requerimientos de
la subestacién que se desea implementar; SICAM RTU, SICAM SAS, SICAM
PCC.

3.8.1 SICAM RTU.-

Se aplica este tipo de equipo a una subestacién en la que se desea un control o
mando a distancia, sin la necesidad de una automatizacion completa de la
subestacion.

Para los requerimientos de:
- Monitoreo y control remoto de Subestaciones
- Adquisicién de datos en tiempo real
- Funcionalidad tipo PLC.

Caracteristicas:
- Aislamiento de 2.5 Kv
- Méddulos de entrada / salida con un tiempo de resolucién de 1ms.
- Amplio rango de entradas / salidas
- La comunicacién se puede hacer a través de varios protocolos de
comunicacioén asi: IEC 60870-5-101, SINAUT 8-FW.

- Auto monitoreo

Beneficios:
- Baja inversion inicial
- Protocolos de comunicacién standard
- Facil de maniobrar
- Requerimiento limitado de partes de repuesto
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3.8.1.1  Descripcion.-

Esta unidad esta conformada por los siguientes componentes: Unidad de
procesamiento, procesador para comunicaciones, fuente de energia, rack de
expansién. De acuerdo a los requerimientos del sistema esta unidad puede
incrementarse mediante modulos de expansién, por ejemplo: médulo para
entradas analogas, médulo para entradas digitales, médulo de salida binaria y

analoga.

3.8.1.2 Unidad central de procesamiento.-

Esta unidad provee el lazo entre el procesamiento de datos en cada uno de los
modulos y las interfaces de comunicacién hacia el procesador de comunicaciones
Esta unidad es utilizada para efectuar la parametrizacion y programacion de todo
el sistema. Mediante el CPU se pueden realizar tareas como:. procesamiento de
los datos requeridos, efectuar ajustes, funciones de diagnéstico del sistema.
Indicacion de errores, administracion y almacenamiento de parametros, ejecucion
de programas de aplicacién por ejemplo: Control de unidades de generacion (
arrangue y parada), secuencias de operacién, almacenamiento y administracién
de los datos de parametrizacién, procesamiento de programas de usuario a través
de STEP7

3.8.1.3 Procesador de Comunicaciones.-

Esta unidad esta prevista con 2 interfaces serial para ofrecer una comunicacioén
segura, la cual puede ser enviada a dos centros de control diferentes. Ademas
presenta varios tipos de entradas, las cuales permiten por ejemplo el acceso de
aparatos de prueba, una entrada de sincronizacién para conexién con un reloj de
sincronizacion externo; a través de indicadores de operacion y diagnéstico
ubicadas en la parte frontal, se puede visualizar el estado de operacién de la

unidad. El procesador de comunicaciones maneja todas las tareas relacionadas
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con la transmision de datos hacia el centro de control, algunas de las

caracteristicas principales son las siguientes:

Transmision de datos:
- Control del tipo de transmisién (Punto a punto)
- Control de los modos de operacién

- Procesamiento de mensajes requeridos desde el centro de control

Tareas internas del sistema:
- Administracion de tiempo {(Ajuste y sincronizacioén)
- Procesamiento de la informacién, y distribucién de la misma hacia

varios canales de transmision.

3.8.14 Comunicaciones.-

La comunicacion de datos segura y confiable, transmision de datos a alta
velocidad hacia el centro de control; son las principales caracteristicas del sistema
de automatizacion SICAM RTU. Variedad de protocolos de comunicacion,
variedad de posibilidades de comunicacién mediante el empleo de diversos
medios de transmision, permiten satisfacer las demandas de sistemas que se
encuentran ubicados geograficamente distantes.

Cuando existen errores en la transmision de datos, el sistema es capaz de
reconocer errores en la tfransmision de datos debidos a causas como:
Interferencia electromagnética, diferencias de potencial con respecto a tierra;
errores como por ejemplo transmision de un bit, transmisién de un telegrama,
informacion no deseada.

Existen dos tipos de comunicaciones que pueden ser empieadas, asi: transmision

simétrica, y transmision asimétrica.
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3.8.1.4.1 Transmision Simétrica.-

Mediante este tipo de comunicacion, el centro de control y la RTU, tienen las
mismas opciones de transmision y recepcion de datos; la RTU sera asignada a su
propio centro de control mediante un Gnico canal de comunicaciones. En caso que
se necesite transmitir comandos para efectuar control, estos comandos son

transmitidos espontaneamente.

3.8.1.4.2 Transmision Asimétrica.-

En este tipo de comunicacion, el centro de control actia en el tipo de
comunicacion Master y toma la iniciativa durante la transmisién de datos, el RTU,
actlla como Slave y solo envia datos cuando estos son requeridos por el centro
de control. Este tipo de transmision de datos permite que el centro de control
utilice un receptor y un emisor para controlar varias RTUs y recibir la informacién
proveniente de estas; cada RTU recibe una direccion mediante la cual puede ser
identificada y a través de esto se realicen las funciones requeridas por el sistema.

3.8.1.5 Configuracion.-

Cada uno de los mbédulos del equipo debe ser parametrizados
independientemente, esto se realiza mediante el programa de parametrizacion
SICAM PLUS TOOLS.

La configuracién puede efectuarse de manera relativamente simple, debido a que
el programa de parametrizacion SICAM PLUS TOOLS funciona en un ambiente
Windows. Los ajustes necesarios son especificados mediante software, y luego
descargados en la unidad; y cuando la unidad arranca, la informacién es
transferida a cada uno de los mddulos que han sido previamente colocados.
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3.8.1.6 Parametrizacidn.-

La parametrizacién se puede efectuar de forma sencilla asi, por gjempio, para
realizar la parametrizacién de un determinado médulo, basta con colocar el
puntero del mouse en el mddulo que se desea parametrizar y hacer doble click en
¢l, asi se abre un cuadro de diglogo. En la figura se describe como funciona el
cuadro de didloge para una enitrada digital; como ejemplo se observa que se
pueden parametrizar las opciones de parameiros bésicos como son &l tipo de
entradas digitales, en las cuales se puede escoger entre distintas opciones de
acuerdo a las caracteristicas del sistema que se esta operando.
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3.8.2 SICAM SAS.-

SICAM SAS en un sistema disefiado para efectuar control, monitoreo

proteccidn de una subestacion en forma local o remota.

Si los requerimientos del sistema son:

-

-

informacién del estado de las protecciones y las unidades de bahia
Funciones de automatizacién mejoradas

Mayor flextibilidad para efectuar comunicaciones

Sistema descentralizado

Evaluacion y adquisicién de datos

335

y



36

Control remoto de aparatos de maniobra

Comunicacion hacia un centro de control, y hacia otros sistemas

Caracleristicas:

3.8.2.1

Actualizacion de CPU, e implementacion de nuevas funciones

Sin cambios de estructura

Protocolos de comunicacion Standard por ejemplo IEC 60870-5-103
Conexién de las unidades de proteccion mediante fibra 6ptica
Conexion de las unidades de bahia mediante puerto RS-485

Arquitectura del sistema.-

El sistema fundamentalmente consiste de:

Controlador de Subestacion { SICAM SC)

Sistema de comunicacién hacia un centro de control

Comunicacién hacia las unidades de bahia

Un computador personal y el programa SICAM PLUS TOOLS, para
efectuar la configuracion

Sistema de visualizacion, interfase hombre-maquina SICAM WINCC

El controlador de la subestacién consta de los siguientes componentes: Fuente de

poder, unidad de procesamiento (CPU), procesador modular de comunicaciones

(MCP), moédulo para interfase (en caso de expansiones); ademas se puede

obtener los siguientes médulos adicionales: Médulos de entrada/salida, médulo de

sefales el cual permite la sincronizacién de tiempo mediante DCF77, GPS o IRIG-

B, procesador de comunicaciones en caso de que se emplee el protocolo de

comunicacicnes profibus. Este procesador de comunicaciones permite la

comunicacién del SICAM SAS con el centro de control y con los IED’s, via radio

en el primer caso mediante protocolo de comunicaciéon IEC 870-5-101, vy

mediante fibra éptica en el segundo y el mismo protocoio de comunicacion.
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En caso de gue se requiera una expansion del sistema, el controlador de Ia
subestacion permite un maximo de 6 racks de expansién, con 14 slots libres cada

uno de ellos; si se toma en cuenta que el primer rack tiene disponibles sélo 11

Slots, esto da un total de 95 slots disponibles, en cada uno de los cuales se puede
ubicar diferentes médulos de entrada salida (analogos o binarios); o conectar 4
diferentes acopladores para comunicacién, cada uno de los cuales ocupa 5 slots

y mediante esto conectar hasta 96 controiadores de bahia.

3822 Unidad Cemntral de Procesamiento.-

La unidad central de procesamiento posee una tarjeta de memoria, opera a una
velocidad de 120 Mhz. Existen cuatro formas de operacién asi: Run-program,
Run, Stop y hardware reset, cada una de las cuales puede ser activada mediante

un selector.

3.8.2.2.1 Run Program.-

En este modo de operacién, el CPU esta ejecutando un programa de aplicacion, o
simplemente esta inactivo; el selector no puede ser cambiado de posicién,
mediante el programa de operacién se puede leer datos desde el CPU, o
descargar programas hacia el mismo. Todo lo mencionado anteriormente sirve

para efectuar la modificacién de parametros en linea.

3.8.2.2.2 Run.-

El CPU esta sjecutando un programa de aplicacién, el selector puede ser
cambiado de posicion, el programa cargado en la memoria del procesador, no
puede ser cambiado en este modo de operacién; este es el estado de operacion

normal del sistema.

3.8.2.2.3 Stop.-
El CPU no ejecuta el programa de aplicacion, en este modo de operacién se
pueden ieer programas desde el CPU, o descargar los mismos hacia el. Este
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modo de operacion indica que el sistema no se encuentra en operacién, o que se

esta descargando un programa hacia el CPU.

3.8.2.2.4 Hardware Reset.-
Este modo de operacién se utiliza para borrar los programas de operacioén

existentes en el CPU.

3.8.2.3 Unidad de memoriz.-

Las tarjetas de memoria con un medio de almacenamiento de programas y datos,
estos dispositivos pueden ser utilizados para guardar informacién como:
programas de aplicacion, parametros de la subestacion los cuales determinan el
comportamiento del controlador de subestaciones (SC), parametros, los cuales
determinan el funcionamiento de los médulos de estrada salida. Esta tarjeta de
memoria es de tipo flash eprom, lo cual implica que no necesita de un voltaje
auxiliar para mantener su contenido.

3.8.2.4 Procesador de comunicaciones.-

El procesador de comunicaciones esta encargado de administrar al controlador de
comunicaciones; el mismo que maneja la comunicacion entre el controlador y las
unidades de bahia, y la comunicacién entre el controlador y el centro de control: la
comunicacion se puede realizar a través de dos interfaces serial a ser elegidas,
estas son RS232 y RS485. Provee ademés de dos pines adicionales para

efectuar la sincronizacién externa de tiempo.

Cuando se aplica la funcién de monitoreo, el procesador de comunicaciones
realiza las siguientes funciones: transferencia de datos desde las unidades de
bahia, transferencia de datos hacia otros procesadores de comunicaciones, el
procesador de comunicaciones esta encargado también de recibir y enviar hacia

otros equipos la sefial para efectuar la sincronizacion de tiempo.
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3.8.2.5 Imagen de la entrada de datos.-

Mediante esta caracteristica denominada Pil se determina el estado de cada una
de las entradas, las cuales son registradas en el buffer de eventos; un cambio de
estado en una de las entradas provoca un cambio en el estado del bit asighado a

dicha entrada en el buffer de eventos.

De igual manera que en el caso de automatizacion mediante RTU, existen varios
moédulos de entrada salida andlogos y digitales, a continuacién se describira las

caracteristicas y usos principales de algunos de ellos.

3.82.6 Modulo de entradas digitales.-

Todas las entradas que se encuentran conectadas al médulo de entradas digitales
son grabadas automaticamente en el buffer de memoria con una resolucion de 1
ms. Mediante este tipo de entradas se pueden definir los estados de operacion de
censores, interruptores, seccionadores que son conectados a las mismas; existen
tres tipos de indicaciones que pueden ser reconocidas: Una entrada, dos

entradas, indicacion de fleeting.

La indicacién para una sola entrada ocupa solo una entrada del médulo de
entradas digitales, mediante el cual se pueden representar dos estados de
operacion del aparato por ejemplo, encendido o apagado; ademas cada cambio

de posicion en las entradas, ocasiona un cambio en el buffer de memoria.

La indicacion de fleeting ocupa solamente una entrada del médulo, de igual
manera que en el caso anterior, cada cambio ern una de las entradas provoca un
cambio en el buffer de entrada.

En el caso de la indicacion para doble entrada, se pueden representar dos
estados definidos de un aparato, por ejemplo encendido o apagado, y ademas
dos posiciones indeterminadas, por ejemplo posiciones intermedias. Este tipo de
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entradas siempre ocupan dos posiciones o entradas en el modulo; cada cambio

en el estado de una de las entradas es registrado en el buffer de eventos.

Una de las aplicaciones mas importantes del médulo de entradas digitales es por
ejemplo la determinacién del estado y posicién de los taps de un transformador a
partir de una serie de entradas asignadas para el mismo. Cuando se comienza el
cambio del tap, la entrada correspondiente al contacto mévil pasade 0 a 1, y el
tiempo de monitoreo arranca. Una vez que se ha cambiado la posicién de los
taps, la sefial del contacto mévil que corresponde a una entrada digital cambia de
1 a 0, la posicién del tap es transmitida en todo momento.

3.8.2.7 Modulo de entradas anilogas.-

Las sefiales anal6gicas que se encueniran coneciadas al modulo de entradas
analogas, reciben el nombre de valores medidos; cada uno de estos valores es
registrado en el buffer de eventos mediante un multiplexor con una resolucién de
1 ms. Existen diferentes areas que se pueden asignar a los valores medidos,
dependiendo del voltaje de entrada al cual se encuentren sometidos, esto se lo

hace para mejorar la precisién en la medida de los datos.

3.8.2.8 Médule de Salida.-

Mediante esie médulo es posible manejar diferentes tipos de salidas, estas
pueden ser salidas simples o dobles. Mediante los comandos de salida simple, los
cuales ocupanh una sola salida, se pueden ejecutar diferentes tipos de tareas,
como por ejemplo activar un relé para efectuar la desconexién de carga; esto
ocurre cuando se ejecuta un comando y la salida de voltaje es activada; de igual
manera cuando la orden termina, el voltaje de salida es desconectado y por lo
tanto se desactiva el relé que efectia el seccionamiento de carga, este tipo de
salidas se aplican por ejemplo para: inicializar un contador, tareas de control,

volver a su estado normal de operacién a un relé de falia a tierra.
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Los comandos dobles siempre ocupan dos saiidas, cada una de ias cuales se le
asigna una sola posicién encendido o apagado, las dos salidas nunca deben ser
activadas al mismo tiempo. Este tipo de salidas se pueden emplear para operar
disyuntores, seccionadores, seccionador a tierra, cambiar los taps de los

transformadores.

3.8.2.9 Configuracion.-

Para efectuar la configuracidén y parametrizacién, se utiliza el mismo programa de
parametrizacion y configuracién utilizado en el SICAM RTU, es decir se utiliza el
SICAM PLUS TOOLS.

Mediante la ayuda del programa Sicam Wincc, se obtiene una informacion grafica
de los datos existentes en el Controlador de Subestaciones SC; es decir que
mediante el Wincc se obtiene una visién general en forma de diagramas unifilares
del estado operativo de toda la subestacién en la cual se encuentra operando,
ademas se puede efectuar control en las unidades de bahia.

Adicionalmente a los programas antes mencionados, se debe utilizar
adicionalmente el programa Digsi V3.4, mediante el cual se realiza la
parametrizacion de los relés de proteccion conectados a cada uno de los

alimentadores.

3.8.3 SICAM PCC.-

El sistema de control de subestaciones Sicam PCC permite efectuar las siguientes
tareas: Distribucién de datos a través de redes de comunicaciones, visualizacion
local para efectuar conirol y monitoreo, evaluacion de datos mediante

aplicaciones standard.
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Funciona bajo sistema operativo Windows MT 4.0, el sistema de comunicaciones
pusde basarse en redes tipo LAN o WAN con protocolos de comunicacion IEC
60870-5-1ace.2 o mediante protocolo TCPAP; de igual forma que los sistemas
anteriores, para efectuar el control y monitoreo se uiiliza &l Wince.

Para efectuar la comunicacion con otras subestaciones, o con el centro de control
se utiliza el protocolo de comunicacién ICCP. Mediante SICAM PCC se puede
configurar y operar el sistema, de la misma manera en que se abren o guardan
archivos o programas ufilizando Windows, de tal forma que al sfectuar una
configuracién esta puede hacerse como se muestra en Ja figura:

fie Edt Wiew indow Help

12l

-  Configuration
{4 §8 Systems
A% £3 Interfaces

3 MNommalization
% v Toolk

Hé&tﬂ}v,

Fig 3.5 Cuadro de didlogo Canfiguracién PCC

Para ingresar en cualquiera de los iconos que se detallan en Ig figura, basta con
hacer dobis click en uno de elios. Por ejemplo si se desea implementar un auevo
equips de proteccidn, hay que hacer clic en al lconoe configuracion, se abre una
nueva veniana, & continuacién aparecen una nueva lista de iconos, hay que
selecclonar &l icono interfacss e introducir mediante el teclado insertar nuevo
objeto. Luego de aquellc de debe ingresar el profocolo de comunicacion a
utilizarse, el pucrto al cual se va a coneciar; una vez realizado esto, el sguips de
profeccidn estara listo para entrar en funcionamiento.
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El tipo de proteccion que se emplea en un determinado sistema, depende de la

forma como este se encuentre conectado a tierra.

Existe una gran variedad de posibilidades de conexién de un sistema eléctrico a
tierra, las cuales pueden variar desde sistemas sé6lidamente puestos a tierra ( en
los cuales no existe una impedancia entre el neutro del sistema y tierra) hasta
sistemas aislados de tierra ( los mismos que no se encuentran conectados
fisicamente a tierra, sino mas bien a través de la capacitancia de cada uno de
ellos). De acuerdo al tipo de conexién a tierra varia la relacion entre resistencia e
inductancia, y por lo tanto las corrientes de cortocircuito seran diferentes para

cada caso.

En sistemas sélidamente puestos a tierra se debe tener especial cuidado en el
diseno de las mallas de tierra, para que la resistencia de las mismas se mantenga
en el minimo valor posible; los valores tipicos de resistencia en la malla de tierra
estan alrededor de 0.1 ohmios o menos en regiones de baja resistividad. Este
valor se puede incrementar, si la resistividad del suelo aumenta; por esta razén en
un sistema se pueden tener gradientes de potencial entre una subestaciéon y un

punto remoto de la red, en el caso de existir una falla a tierra.

Otro tipo de sistemas que se pueden encontrar en una red eléctrica son los

sistemas no efectivamente puestos a tierra, los mismos que pueden ser:

a. Sistemas sin puesta a tierra
b. Sistemas con puesta a tierra mediante una reactancia

c. Sistemas con puesta a tierra mediante una resistencia

3.9 TRANSFORMADORES DE MEDIDA.-

Los transformadores de medida son utilizados para proteger al personal y los
aparatos, ademas de proveer de niveles de aislamiento, voltajes y corrientes
manejables. Un nivel standard de transformacién es: 5 A. / 120 V. 60 Hz.
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La direccién de! flujo de corriente en los bobinados del transformador no es de
importancia cuando el relé opera sélo con una magnitud (corriente o voltaje). Sin
embargo cuando el relé compara la suma o diferencia de dos magnitudes, o la
interaccién de algunas corrientes o voltajes, es estrictamente necesario conocer la

polaridad del transformador.

3.9.1 TRANSFORMADOR DE CORRIENTE.-

Es un aparafo que permite transformar los niveles de corriente que se encuentran
en las lineas de transmision y subtransmision a niveles manejables por aparatos y
equipos de proteccién. Un buen criterio para la seleccion del transformador de
corriente es que debe ser de una capacidad de al menos igual a la maxima
corriente de carga, esto implica que la corriente en el secundario del
transformador de corriente no debe exceder el valor de placa de corriente de
carga aplicable al relé al cual se va a aplicar, lo cual es aplicable a relés de fase,

en los cuales la corriente de carga fluye a través de ellos.

El mismo criterioc se puede aplicar indirectamente a los relés de falla a tierra,
siempre y cuando estos no reciban corrientes de carga debido a que estan
generalmente conectados a los mismos transformadores que los relés de fase.
Debido a que la relacion de transformacion se toma en base a la corriente de
carga para los relés de fase, la misma relacion debe ser aplicada a los relés de
falla a tierra; la relacion de transformacién debe ser tal que Ia corriente en el

secundario sea alrededor de 5 A. Para la maxima corriente de carga.

3.10 PRINCIPIOS BASICOS DE LAS PROTECCIONES
ELECTRICAS.-

Al ocurrir una falla en un sistema, necesariamente se debe subdividir ai mismo en

secciones mas pequefas, esto debido a que la zona que contiene la falla es
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desenergizada lo més pronto posible. Un sistema bien disefiado y protegido debe
cumplir con los siguientes requisitos.

a. Confiabilidad.- El sistema debe responder a cualquier tipo de fallas.

b. Selectividad.- Minimo namero de usuarios afectados debido al
aislamiento de la parte del sistema que se encuentra en problemas.

c. Rapidez.- Minimo tiempo de despeje de |a falla y dafo en los aparatos.

d. Simplicidad, - La menor cantidad de equipo y circuitos destinados a la

proteccién de los elementos de un sistema eléctrico.

e. Economia.- Brindar la maxima proteccién al minimo costo posible.

Pero resulta muy dificil conjugar todos estos elementos en un esquema de
proteccion, debido a que si se incrementa el numero de aparatos de proteccién, ia
instalacién resulta méas cara y viceversa; es por tal razén que se debe llegar 2 un
consenso entre calidad y economia. Un complejo sistema de proteccién puede
resultar si no se tiene la suficiente capacidad para combinar los criterios
anteriores; por ejemplo debido a razones econémicas disminuir excesivamente el

nimero de disyuntores, o en su defecto se parte de un sistema mal disefiado.

Un exitoso sistema de proteccién, ademas, debe cumplir con los siguientes
requisitos:

a. Equipo calificado: Relés, transformadores de corriente, transformadores

de potencial, y demas equipo necesario.

b. Disefio 6ptimo que permita proteger al sistema y corregir defectos de
operacion de equipos mediante los respaldos necesarios.
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c. Mantenimiento continuo para asegurar que todos los equipos vy

accesorios se encuentren en dptimas condicicnes de funcionamiento.

3.11 ZONAS DE PROTECCION.-

Para optimizar el uso de los relés, y mejorar la capacidad de respuesta del
sistema, se divide al mismo en varias zonas de proteccion; cada una de las cuales
posee sus relés de proteccién asociados con el fin de detectar la existencia de
fallas, v desconectar la zona que presente problemas del resto del sistema. Es
importante restringir la parte del sistema que tiene que ser desconectada, por tal
razon se divide al sistema en varias zonas de operacion las cuales entran en
operacion dependiendo del tipo de falla involucrada; logrando asi el menor

nimero posible de usuarios afectados en caso de existir problemas en la red.

La filosofia en un sistema de potencia es dividir al mismo en varias zonas de
proteccion, las cuales pueden ser adecuadamente protegidas con el minimo
ndmero de elementos a ser desconectados. Por esta razén se divide al sistemna de

potencia en las siguientes zonas de proteccion:

Generadores
Transformadores
Barras

Lineas

® oo T op

Motores

La incorrecta operacion de los disyuntores que no estan asociados con la zona de
falla o respaldo es, en algunas ocasiones comin; por esto se debe prestar
especial atencién en el disefioc e instalacién, para evitar posibles fallas de

operacién y asi mejorar la respuesta de los equipos a una eventual falla.
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El principal objetivo de las zonas de proteccion es ofrecer una primera linea de
proteccion. De acuerdo a los diferentes tipos de fallas que pueden ocurrir, se
pueden asignar distintos respaldos o recursos para despejar las zonas cercanas a
la falla.

El presente trabajo esta dirigido a la automatizacion de una subestacion de
distribucién, por tal razén se hara especial énfasis en lo concerniente a la
proteccion de transformadores, barras y lineas.

CP N CP Generador

[i] - DdlId [i]

AR Transformador

ik 2 et
{0l HE

BT T ——

Fig. 3.6 Zonas de proteccién
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3.11.1 PROTECCION DE TRANSFORMADORES.-

Para proteger a un transformador se deben utilizar 2 tipos de protecciones asi:
Proteccién contra sobrecargas, y proteccion contra fallas. Para proteger a un
transformador contra sobrecargas se emplean relés térmicos los cuales se
encuentran inmersos en el interior del transformador, pero estan energizados
mediante un transformador de corriente, y el relé utilizado para este tipo de
proteccion, responde a un aumento de temperatura del cobre. En caso de existir
una falla franca se utilizan relés diferenciales; ademas de este tipc de proteccién,
se debe proteger al transformador contra la corriente de Inrush. Por lo general se
incluye a los transformadores y a las lineas de transmisién en un mismo esquema

de proteccion.

Para efectuar la proteccién de un transformador se deben realizar los siguientes
pasos:

Asumir que las corrientes la, b, lc fluyen a través del transformador para una
falla externa o sobrecarga.

Tomar en cuenta la polaridad del transformador de corriente para evitar una mala
operacion debido a fallas en la conexién del transformador de corriente.

Alternar el tipo de conexidon para el transformador de corriente, es decir, por
ejemplo si la conexién en el transformador de potencia que deseamos proteger es
Dy0, entonces el tipo de conexién en el transformador de corriente debera ser:
Ydo.

3.11.1.1 Relés para proteccién diferencial.-

Debido a gue los relés convencionales ven a la corriente de Inrush como una falla

en el transformador, se deben emplear relés que permitan distinguir entre las

corrientes de falla y corrientes de Inrush, asi: un relé diferencial con alto vaior de
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corriente de pickup y tiempo de retardo que permita anular los picos de corriente
al energizar al transformador.

Estas caracteristicas pueden ser implementadas junto con ofro fipo de
protecciones en un mismo reié de proteccion gracias a la tecnologia digital.

La principal forma de proteger a un ftransformador es mediante relés
diferenciales, los mismos que se encuentran sometidos a diferentes factores que
podrian causar una operacion equivocada de los relés, asi por ejemplo: Diferentes
niveles de voltaje que podrian causar diferentes valores de corriente y asi
provocar |a operacién de [a proteccion diferencial, posibles errores en las
relaciones de transformacion de los transformadores, el defasaje introducido en la
forma de conexion de los fransformadores, corrientes de Inrush las cuales pueden

ser vistas por el relé diferencial como una falla.
3.11.1.2 Corriente de magnetizacién de Inrash.-
Esta se produce cuando un transformador es energizado, este tipo de corriente es
de caracter fransitorio y tiene un alto componente dc; si no se toman las debidas
precauciones, esta corriente puede hacer operar a los relés diferenciales debido a

que ilega a alcanzar hasta 30 veces el valor de plena carga.

Los factores que intervienen en |a duracién y la magnitud de la corriente de

Inrush son:

a. Tamaro y localizacién del banco de transformadores

b. Tamario del sistema de potencia

c. Resistencia existente entre [a fuente y el banco de fransformadores.

d. Tipo de hierro utilizado en la fabricacién del nicleo del transformador




71

En los primeros ciclos luego de ocurrida la falla, la corriente de inrush decae
rapidamente, pero después de franscurrido cierfo tiempo, esta decrece muy
lentamente dependiendo de la resistencia del circuito. La constante de tiempo
(L/R) no es constante, el valor de la inductancia varia dependiendo de la
saturacion del transformador, durante los primeros ciclos después de ser
energizado el mismo, la saturacién es de un alto valor y por ello el valor de la
inductancia es bajo; la resistencia entre la fuente y el banco de transformador

determina el decaimienio que experimentara la onda de corriente.

3.11.2 PROTECCION DE BARRAS.-

Una barra es uno de los elementos més importantes del sistema de potencia,
debido a que la misma es el punto de convergencia de muchos circuitos asi:
lineas de transmisioén, generadores, cargas y compensadores. Al existir una falla
en barra, el efecto de ia misma es como si se tuviesen varias fallas en diversos
puntos del sistema al mismo tiempo, y la magnitud de este tipo de fallas es por lo
general muy elevada. Debido a esta caracteristica la proteccion para barras debe
ser de alta velocidad, para evitar grandes dafios ai sistema o a la estabilidad del

mismo.

La proteccion diferencial es la mas recomendada para la proteccién de barras,
pero una de las principales dificultades que se presentan es la saturacién de los
transformadores de medida, como resultado de la gran cantidad de circuitos
involucrados; esto debido a la componente transitoria de dc que se presenta en un
cortocircuito, en casos extremos la componente transitoria de dc requiere 100
veces mas capacidad de flujo en el transformador que lo que requeriria la
componente normal de ac. La relacion L/R de un sistema de potencia, misma que
determina la velocidad de decrecimiento de la componente dc de la corriente de
falla, determina primordialmente el esquema de proteccion gue se empleara en la
barra. Para realizar la proteccion de barras se debe tomar en cuenta los
siguientes aspectos:
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a. Tipo de configuracién empleada

b. Coiriente de falla minima y maxima ( falla monofasica a tierra, falla

trifasica)

c. Caracteristicas del transformador de corriente asi: localizacion, relacion
de transformacion, tipo de precisién, curvas de saturacién.

d. Tiempo de operacién requerida.

De igual manera que en el caso de la proteccién de transformadores, al existir una
falla severa se podria producir la saturacién de ios transformadores, en la
proteccion diferencial los relés y los transformadores de medida funcionan como
uno soélo; asf, cuando los iransformadores de corriente no funcionan
adecuadamente, los relés tampoco lo haran. Asi, se debe plantear un esquema de

protecciéon mucho mas efectivo.

3.11.3 PROTECCION DE LINEAS.-

En un sistema de potencia, las lineas pueden clasificarse de acuerdo al nivel de
voltaje asi: Distribucion, Subtransmision, y Transmision. La mayoria de falias en
un sistema de potencia ocurren en las lineas que conectan los centros de
produccién con los centros de consumo; cada uno de estos circuiios varia
ampliamente en sus caracteristicas, configuraciones, longitud e importancia, por lo
~tanto también variaran sus técnicas de proteccion. A continuacion se mencionan
algunas de las técnicas cominmente usadas para proteger a las lineas:
Sobrecorriente instantanea, sobrecorriente tiempo, sobrecorriente direccional,
proteccién de distancia, etc.

Muchos factores intervienen al escoger el tipo de proteccién que se requiere en
una linea como por ejempio: Tipo de circuito, funcién e importancia de la linea,

Fl

requerimientos de coordinacion asi: compatibilidad con equipo de lineas y
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sistemas asociados. Ademas de estos requerimientos, debemos arnadir los de

caracter econdémico y legal

3.11.3.1 Proteccion de sobrecorriente.-

Algunos factores fundamentales intervienen para escoger el tipo de proteccion

que se aplica a una linea de transmision asi:

1. Tipo de circuito: Linea aérea, subterranea, simple, lineas en paralelo,
etc.

2. Importancia y funcion de la linea: Efectos en la continuidad del servicio,
tiempo requerido para aisiar la falia del resto del sistema.

3. Requerimientos de coordinacién: Compatibilidad con equipo de lineas
adyacentes.

Mediante retardos de tiempo se puede detener la operacion de un relé para evitar
que funcione innecesariamente.

v v v

Fig. 3.7 Coordinacién de Protecciones

Como ejemplo, en el grafico se debe verificar que el relé H tenga un tiempo de
retardo para fallas que puedan ocasionarse en los puntos 1 o 2. Si la falla ocurre
en el punto 1, el retardo de tiempo obliga a que primero opere el relé gue se
encuentra ubicado en R. Asi, aunque el relé ubicado en H no operara para una
falla en 1, este operara cuando ocurra una faila en el punto 2. Esta técnica
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llamada coordinacion o selectividad esta desarrollada para combinar el minimo
tiempo de operaci6n para el despeje de fallas con el minimo retardo en un punto
lejano debido a la coordinacion. En el ejemplo del grafico los relés del punto R
deben de coordinarse con los de la derecha, los del punto H deben coordinarse

con los de R, v los dei punto G con los del punto H.

3.11.3.2 Coordinacién.-

Los reiés deben ser coordinados en pares, si en el ejemplo de la figura el reié en
H ha sido coordinado con los relés existentes en R y posteriores, entonces el relé
en G debe ser coordinado con el H. A continuacién se detallan algunos

procedimientos que deben seguirse para efectuar la coordinacién.

1. Determinar la localizacion de los puntos de falia criticos, y los valores de

las corrientes de falla en los mismos.
2. Graficar estas variables en una tabla corriente-tiempo.

3. Determinar la parametrizacion del relé mas alejado, para la maxima y
minima corriente de falia, es decir configurar al relé o mas rapido y
sensible. Si no existe un reié mas alejado que tenga que ser coordinado
con este, entonces se debe configurar al relé de sobrecorriente a un valor

mayor o igual a 2 veces la méxima carga.

4. Hacer un grafico del tiempo de operacién del relé R en el grafico corriente

versus tiempo.

5. Anadir un intervalo de tiempo para la coordinacién, con esto se consigue 2

puntos para la curva caracteristica del relé ubicado en H.

6. Seleccionar el tap para el relé en H, el mismo que hara operar al relé en

condicion de minima falla en el punto 1; en caso de tratarse de un relé de
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fase, este no debe operar en condicién de maxima carga. En caso de
minima falla en el punto 1, el relé debe operar en por lo menos un valor

similar a 2 veces l[a corriente de pickup.

7. Seleccionar un nivel de tiempo tal que la caracteristica de tiempo del relé
en H pase por lo menos cerca de uno o 2 puntos de los graficados en el

paso anterior.
8. Repetir los pasos anteriores para las otras secciones de la linea.

El intervalo de coordinacion, es el minimo tiempo que permite que un relé y un
disyuntor localizados en una zona remota despejen la falla en su zona de
proteccion asignada; los factores que influencian este tiempo de coordinacién son:
El tiempo de interrupcién del disyuntor, tiempo de operacién de los contactos del
relé una vez que la corriente de falla se haya producido, tiempo de seguridad que
debe asignarse para compensar posibles desviaciones en el calculo de las
corrientes de falla, seleccién del tap del relé, tiempo de operacion del reié, y

errores al escoger la relacion de transformacion de los instrumentos de medida.

3.12 SIPROTEC 7sj63. —

Los relés digitales de la serie SIPROTEC 4, permiten realizar el control y
monitoreo, ademas reducir los costos de operacién del sistema, mejorar la
confiabilidad del mismo. Este tipo de relés estan basados en un microprocesador,
mismo que utiliza valores medidos digitalmente, lo cual permite eliminar la
influencia de corrientes de alta frecuencia, fenémenos fransitorios, componentes
de dc, e interferencias electromagnéticas.

Las funciones légicas integradas, permiten al usuario crear sus propias tareas en
la automatizacién de una subestacién mediante una interfase grafica. Esta unidad
puede ser utilizada para proteccién de lineas en medio y alto voltaje; en redes con

neutro aislado, puesta a tierra mediante resistencia, inductancia o aislada de
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tierra; ademas puede ser aplicada para proteccion de motores, transformadores,

proteccién de respaldo y proteccion de lineas.

Permite ademas el control en la desconexiébn de aparatos por ejemplo
interruptores motorizados o disyuntores mediante el panel de operacién, entradas
binarias o mediante el computador y ia utilizacion del software DIGSI V2.V4, o

mediante el sistema de control y proteccién, por ej: SICAM.

3.12.1 VENTAJAS.-

El siprotec 7sj63 permite grabar datos para realizar el analisis y control de fallas,
por ejemplo, las Gltimas 8 sefales de falla en la linea, las 3 uitimas sefiales de
falla a tierra, son almacenadas en la memoria de la unidad, estas grabaciones
tienen un tiempo de resolucién de 1 ms. Una caracteristica principal es que se
puede distinguir enire diferentes clases de sefiales, asl por ejemplo se tiene 2
bases de datos diferentes asighadas una para la grabacién de fallas, y la otra para
grabar violaciones que se hayan efectuado en los valores maximos y minimos de

los valores especificados.

Todas las sefiales que no estan directamente asociadas con Ia falla, por ejemplo
operaciones de cierre, son grabadas en el buffer de estado, para evitar perdida de
informacién importante en caso de un corte de energia, el relé esta protegido
mediante una bateria de respaldo, la cual también alimenta al reloj, el mismo que
a su vez puede ser sincronizado via satélite, entrada binaria, 0 SCADA por
ejemplo SICAM.

El hardware y software son continuamente monitoreados, si se producen
condiciones anormailes, las unidades las detectan automaticamente. La bateria
que es parte del equipo, sirve para dar respaldo al reloj, los indicadores de falia, y
la grabacion de las fallas, en caso de falta de abastecimiento de la fuente
principal, el estado de funcionamiento de la bateria es revisado continuamente por

el procesador a intervalos regulares.
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3.12.2 CONTROL.-

Ademas de las funciones de proteccién, el SIPROTEC 7sj63 permite realizar
confrol y monitoreo, lo cual es necesario para llevar a cabo la automatizacién de
una subestacién de alto o medio voltaje. El estado de operacién de los aparatos
auxiliares puede ser obfenido mediante contactos auxiliares y comunicados al
relé, mediante sefiales binarias; por lo tanto, se puede detectar y visualizar st un
interruptor estd cerrado o abierto, y realizar la apertura o cierre del mismo. El
nimero de elementos que pueden ser controlados ( normalmente 1 a 5),
Unicamente es restringido por el nimero de enfradas y salidas disponible.
Mediante la aplicacion del Siprotec 7sj63, se pueden elaborar tareas de control sin
necesidad de emplear relés auxiliares.

El medio de comunicacién utilizado para realizar la comunicacién hacia la RTU o
hacia el computador que contiene el software SICAM PCC, es a través de fibra
Optica o par trenzado, y puerto RS-232 0 RS-485.

Fig 3.8 Disposicion de contactores auxiiiares
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Fig 3.9 Operacion dirscta de motores mediante Sirpotec 7SJE3

3,123 AUTOMATIZACION.-

£l usuario puede ingresar datos, mediante una interfase gréfica (CFC) la cual
consigie de funciones especificas para efeciuar iz automatizacién de una
subestacitn, estas funciones pueden ser activadas mediante teclas de funcién,
enfradas binarias, ¢ mediante una interfase de comunicacion. Cada una de las
operaciongs de los interruptores es guardada en la memotia de indicacion de
esiado.

Mediante Iz utilizacidn de la interfase CFC, se pueden reaglizar fareas de
automatizacién bésicas como sor: Control de interruptores, control de
seccionadores de tierns, control del intercambiador de taps, blogueos,
sincronizacion antes de clerrg, elc. ; ademas se pueden implementar funciones de
confrol mas sofisticadas como: Secuencias de desconexidn, aislamiento
instanténeo de secciones que se enhcuentran en falla, cambio aviomatico de
barras, funcidn de recierre inteligents, transferenciz de carga entre lineas de
ransmision o Subtransmisidn, seccionamiento de carga inteligente, restauracion
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de potencia dinamica, Intercambio de carga entre diferentes Empresas de
distribucion, o de generacién distribucion.

3.12.4 COMUNICACIONES.-

Los relés de la serie Siprotec presenfan caracteristicas relevantes en lo que a

comunicaciones se refiere asi:

- El sistema de comunicacion maneja automaticamente grandes bloques de
datos por ejemplo: la grabacién de los eventos de falla o archivos de
parametros, el usuario puede emplear estas caracteristicas sin necesidad de

programar al relé para ello.

- Para que la ejecucién de un comando sea lo mas segura, la sefial de operacion
es primero reconocida, y luego procesada en la unidad; cuando un comando ha
sido habilitado y ejecutado, una sefal de revisién es emitida, las condiciones
actuales y los comandos de ejecucién son revisados, si estas condiciones no

son satisfechas, es posible que se genere una interrupcion.

- Interfase local para computador, la cual es accesibie desde la parte frontal de
la unidad, permitiendo rapido acceso a todos los parametros, y también permite

la revision de los Gltimos datos de fallas.

- Bus de datos RS485, la transmisién de datos se realiza mediante conductores
de cobre; en caso de existir una averia en cualquier unidad, el resto del
sistema puede seguir operando sin problemas.

- Fibra dptica, mediante un circuito doble conectado en anillo, se puede eliminar
las influencias externas que pudieren afectar los datos a ser transmitidos, en
caso de ocurrir una faila en una seccion que conecta a dos unidades, el
sistema puede continuar operando sin fallas, si una unidad es afectada, o se
encuentra operando de forma defectuosa, esto no afecta al resto del sistema.
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3.12.5 MEDICION.-

Los valores RMS son calculados a partir de valores de corriente y voitaje tomados
directamente de los tc v tp asi: factor de potencia, frecuencia, potencia activa y
reactiva. Internamente la unidad calcula la potencia activa y reactiva. Los valores
medidos, pueden ser enviados y visualizados en el centro de control; se puede
hacer una distincién de potencia activa, reactiva, ademas si estas son entregadas
o absorbidas por la subestacion.






CAPITULO 4

APLICACION EN LA SUBESTACION MULALO

Frente al constante crecimiento del mercado, la Empresa Eléctrica Cotopaxi
(ELEPCO S.A.) prevé la construccion de obras eléciricas, cuya finalidad es lograr
una expansion racional del sistema eléctrico y su estructura.

Como primer paso, la empresa ha contratado un estudio a cerca de la factibilidad
de implementar un sistema SCADA,; después de hacer los analisis respectivos,
dicho estudio determind que es necesario para la empresa actualizar los sistemas
de proteccién, adquisicién y manejo de datos.

A futuro, se pretende establecer un sistema integrado, el mismo gue tendra su
centro de contro] en la Subestacién El Calvario; el cual debe asegurar una
flexibilidad suficiente para poder crecer con los requerimientos tecnolégicos, el
sistema SCADA para ELEPCO S.A. estd orientado en lo referente a
Subtransmision y distribucién de Energia Eléctrica.

A continuacién se detallan algunas de las caracteristicas que debe cumplir el
equipo a instalarse de acuerdo al estudio realizado para el efecto.

4.1 REQUERIMIENTOS OPERATIVOS.-

Eil centro de control de ELEPCO tendra a su cargo las decisiones operativas
derivadas del analisis de los parameiros del sistema; el cierre y apertura de
interruptores seran realizados normalmente por el centro de control. La operacién
remota de seccionadores motorizados se hara en lugares de la red, en los cuales
sea necesario efectuar cambios rapidos en la configuracién del sistema; para
efectuar estas operaciones se plantea la implementacién de Unidades Terminales
Remotas en cada una de las subestaciones que conforman ELEPCO. A
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continuacién se detallan algunos de los requerimientos que deben cumplir las

RTU's.

4‘2

Recoger la informacion de los valores analégicos, pulsos, indicaciones
de estado y alarmas de los sistemas de potencia y comunicaciones

Interactuar con los IED’s ( Inteiligent Electronic Devices) mediante
protocolos de comunicacién estandar.

Organizar y transmitir la informacién a la estacién central del centro de
control a través de los canales de comunicacion.

Recibir los comandos enviados desde el centro de control y ejecutarlos
sobre los diferentes equipos de corte y seccionamiento.

Tener capacidad de autodiagnéstico de fallas, con indicacién local para
todos sus elementos.

Registro secuencial de eventos, con una resolucién y estampado de
tiempo de 1 ms.

Calculo de energia mediante barrido de potencia en el tiempo.
Capacidad de servicio a varios centros de control que actien

concurrentemente vy con la posibilidad de empleo de diferentes
protocolos de comunicacion.

ELEMENTOS CONSTITUTIVOS Y PROGRAMAS DE LA
RTU.-

Las tarjetas basicas y moédulos suministrados deben manejar las sefiales

requeridas por cada subestacién, mas una reserva del 20%.
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Las RTU’s deben interactuar tanto con los equipos de proteccién y medicién
tradicionales (electromecanicos y electrénicos), como con los relés numéricos o
digitales, es decir deberan ser capaces de comunicarse mediante una gama de

protocoios de comunicacion.

La RTU debe poseer un feloj interno que puede ser sincronizado desde el
Sistema central, o desde una sefial de radio GPS.

Los parametros de la RTU podran cargarse desde la estacidon central, y
localmente desde un computador de prueba, mediante un sofiware de
parametrizacién soportado en el sistema operativo Windows 95 o superior; para €l
efecto se debera disponer de puertos RS232/485.

Las RTU’s deben tener posibilidades de autodiagnéstico para efectuar la revision
de su condicidbn operativa. En caso de detectarse una falla, ademas de las
indicaciones locales, las RTU’s deberan enviar el mensaje correspondiente a la
estacion central.

Todo lo expuesto anteriormente corresponde al estudio & cerca de la probabilidad
de implementacién de un sistema SCADA para ELEPCO. Como se detallé en el
capitulo anterior, las posibilidades de irhplementar automatizaciones mediante Ia
tecnologia ofrecida por los sistemas de automatizaciéon de SIEMENS, cumplen
con todos los requerimientos establecidos en dicho estudio; es por esto que, como
un primer paso para establecer la implantacién de un sistema SCADA para
ELEPCO, el presente trabajo analiza la posibilidad de automatizar la subestacién
MULALO mediante la tecnologia ofrecida por los sistemas SIEMENS.

4.3 CARACTERISTICAS DE LA SUBESTACION MULALO.-

La Subestacion Mulal6 es parte de la Empresa Eléctrica Provincial Cotopaxi
ELEPCO S.A., esta Subestacion abastece de energia eléctrica principalmente a
la zona industrial, consta de dos patios de transformacién, uno de 138 KV a 69KV,



y uno de 69 KV a 13.8 KV. Este estudio se centra en lo que respecta al nivel de
Subtransmision, debido a que el patio de transmision es propiedad de
TRANSELECTRIC S.A.

La Subestacion Mulalé en conjunto con la Subestacion Ambato abastecen de
energia eléctrica mediante un sistema radial a toda el area geografica asignada a
ELEPCO S.A. De acuerdo al diagrama eléctrico unifilar proporcionado por
ELEPCO y presentado en el ANEXO 1I.1, la Subestacién Mulaldo a nivel de
distribucién, consta de cinco alimentadores a 13.8 KV, un transformador de 10/12
MVA con una impedancia del 7.57% en conexién Dy1, posee 2 interruptores a
nive! de 69KV para facilitar el cambio en la topologia de la red a nivel de 69 KV.

Existen las siguientes cabinas:

- Cinco cabinas de primarios que incluyen equipos de proteccién,
medicién y control

- Alimentacién dei transformador

- Pararrayos, transformadores de corriente (TC), fransformadores de
potencial (PT).

- Transformador de servicios auxiliares.

- Equipo de seccionamiento de barras

Todos los esquemas de protecciéon utilizados actualmente en la Subestacion
Mulalé son electromecénicos de una antiglledad aproximada de 12 afios, marca
Mitsubishi, y aunque en la actualidad operan con relativa eficiencia, no estan
acorde con los requerimientos que exige el sector elécirico a fin de mejorar el
servicio al usuario final; para detaliar cada uno de ellos se recurre al ANEXO 1.2.3

A continuacién se describen las funcipnes que se implementarédn en el sistema
SCADA mediante el sistema de automatizacion SICAM RTU.

- Medida remota de las corrientes de fase
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- Sefalizacion remota del estado (ON, OFF) del disyuntor
correspondiente a cada primario.

- Sefializacién remota de falla del primario

- Senalizacién de telemando deshabilitado

- Medida remota de los voltajes de linea a nivel de 13.8 kV.

- Medida de la corriente de falla de secuencia cero

- Control remoto de cada uno de los disyuntores asociados a los cinco
primarios de distribucién.

- Control remoto del disyuntor, para proteccién de transformador

Para efectuar la automatizacién de la Subestacién Mulaldé, se presentan 2
aiternativas, las mismas que satisfacen plenamente la necesidad de
automatizacién requerida por el estudio citado anteriormente; las diferencias
intrinsecas que presenta cada uno de ellos, se fomaran como puntos de
referencia para que, en un capitulo posterior se haga un andlisis técnico
econdmico para de esta forma seleccionar la mejor de las alternativas. Las dos
alternativas que se presenian a continuaciéon son: SICAM RTU y SICAM SAS,
cada una de las cuales detallaremos en lo posterior.

44 AUTOMATIZACION MEDIANTE SICAM RTU.-

Como se ha visto en un capitulo anterior, el hecho de automatizar una
subestacion debe ser basado fundamentalmente en dos aspectos ¢o6mo son:
técnico y econdmico. Acorde con ello, una primera alternativa que se presenta, es
el automatizar la Subestacién Mulalé, mediante el esquema de automatizacién
presentado por SIEMENS, el SICAM RTU 6MD2010, debido a que el mismo
presenta una solucién que puede ser tomada como un primer paso de
automatizacién; la cual permitira entrar a la Subestacion Mulalé en la filosofia de
Automatizacion de Subestaciones, debido a que, manteniendo los equipos
necesarios en la Subestacién se harad un acondicionamiento de los mismos para
poder realizar el control y toma de datos desde los mismos hacia fa RTU.
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De acuerdo a lo explicado en el capitulo 3, mediante este esquema de
automatizaciébn, se consigue hacer el control remoto y monitoreo de
subestaciones, ademas de adquisicién de datos en tiempo real. Todo esto, sin
necesidad de efectuar cambio en la estructura actual de la subestacién, es decir

manteniendo los relés de proteccién existentes en la subestacién.

Para efectuar esfa farea, Unicamente se debe llevar las sefales requeridas desde
los equipos existentes hasta las entradas anaiégicas o digitales de la RTU segun
sea el caso. Para efectuar el control sobre los equipos de maniobra, se utilizan las
salidas digitales, a través de las cuales se accionan a relés de potencia, los
mismos que comandarén la bobina de operacién del disyuntor, o seccionador
motorizado, en caso de existir este tipo de equipo.

Debido a las caracteristicas presentadas por este sistema, las cuales se ajustan
perfectamente a los requerimientos exigidos por el estudio antes mencionado, se
detalian a continuacion algunos de los beneficios que ofrece el mismo, las cuales
satisfacen los requerimientos del estudio citado con anterioridad.

4.4.1 ARQUITECTURA.-

El sistema de automatizacion SICAM RTU estd constituido por un
microprocesador, para efectuar las tareas de automatizacién y control,
comunicacién con el centro de control y con los dispositivos de bahia, ademas
efectuar autodiagnéstico de fallas internas del equipo. El sistema consta de
moédulos de entrada salida analogos y digitales, los cuales permiten llevar la
informacién desde los equipos primarios ( transformadores de corriente y
potencial), desde los IEDs o desde los interruptores o seccionadores hacia la
RTU para efectuar la medicién y monitoreo; mientras que mediante los médulos
de salida, se pueden efectuar operaciones de mando, hacia relés auxiliares o
directamente hacia los dispositivos de maniobra para efectuar control sobre los

equipos de seccionamiento.
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Para efectuar la comunicaciéon hacia el centro de control, o hacia y desde los
IEDs, se utilizan protocolos de comunicaciéon estandar como son [EC 870-5-101,
870-5-103, o los protocolos PROFIBUS, MODBUS, entre otros.

Debido a que en este primer paso de automatizacion, no existen relés digitales, el
nGmero total de enfradas analogas y digitales que debe existir en la RTU, debe
ser el igual al nimero total de entradas andlogas y digitales que se requieran en
ia subestacion.

4.4.2 DEFINICION DEL NUMERO DE SALIDAS DIGITALES.-

Para definir el nimero total de salidas digitales que se requeriran adicionar a la
RTU, se procedera a determinar las mismas en cada uno de los componentes de
la subestacion por separado, esto es: alimentadores, transformador, lineas de
transmision a 69 kV. Una vez que se ha determinado el nimero total de salidas
requeridas, se procedera a determinar el nimero de médulos de salidas digitales
DO que se necesitaran insertar en los racks de la RTU.

4.4.2.1 Alimentadores.-

En base a los graficos que se presentan en los anexos III.1 y III.2 que
corresponde al circuito de operacion de un primario en general, se definen el
nimero total de salidas digitales requeridas por cada alimentador; en cada uno de
los alimentadores primarios, existe un disyuntor y un seccionador a tierra.

Concretamente en el anexo I111.2 se puede determinar exactamente el nimero de
salidas digitales requeridas por cada alimentador para su correcto
funcionamiento, es decir tomando en cuenta ias bobinas de cierre y disparo.

De acuerdo con los disefios respectivos, se ha determinado que el nimero de
salidas digitales requeridas por cada alimentador es 2, debido a que en la
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subestacion Mulalé existen 5 alimentadores primarios entonces se ha
determinado que se necesitaran de 10 salidas digitales para determinar el estado
de operacién en gue se encuentran cada uno de ios disyuntores que forman parte
de los alimentadores de la subestacion.

4.4.2.2 Traopsformador.-

Como se explicd con anterioridad, el presente trabajo estd orientado hacia la
automatizacién de una subestacién de distribucion; ia subestacién Mulalé posee 2
transformadores -uno en el nivel de transmision 138 kV a 69 kV-, y oiro a nivel de
Subtransmisién de 69 kV a 13.8kV, pero debido a las razones explicadas con
anterioridad se efectuard el analisis Unicamente del transformador de
Subtransmision.

Una vez mas se utilizaran los circuitos de control y proteccién que operan a los
equipos de seccionamiento para determinar el numero de salidas digitales
requeridas. De acuerdo con los graficos II1.3, I11.4, II1.5 que corresponden a los
circuitos de proteccién diferencial, alarmas y circuito de operacion
respectivamente, se ha determinado que el nimero de salidas digitales requeridas
por el transformador es 2, debido a que Unicamente se debe llevar las sefiales
tomadas desde las bobinas de cierre y operacion de los equipos de proteccién del
transformador, hacia las entradas digitales requeridas por el sistema SCADA.

4.4.2.3 Lineas de Subtransmision.-

En el nivel de Subtransmision, la subestacién Mulalo tiene 2 lineas conectadas en
su barra de 69 kV. Cada una de estas fineas tiene asociados 2 seccionadores, un
disyuntor, ¥ un seccionador de tierra. Para poder efectuar el control de los
disyuntores a nivel de 69 kV, es necesario que el o los equipos desiinados para el
efecto, dispongan de al menos 2 salidas digitales por cada disyuntor, es decir se
necesitan para el efecto 4 salidas digitales.
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4,4.2.4 Transformador de servicios auxiliares.-

En este transformador, nho es necesario implementar nuevos equipos de
proteccién, en este equipo unicamente existe un interruptor operado
manualmente, por tal razén, no se necesita adicionar salidas digitales para
efectuar control sobre este tipo de equipo.

4.42.5 Barras.-

De acuerdo lo especificado en el diagrama unifilar, existen 2 disyuntores
asociados a las barras de 13.8 kV y 69 kv. En lo que respecta a nivel de 13.8 kV
existe proteccion de sobrecorriente y sobrecorriente instantanea, el relé
encargado de brindar esta protecciéon a la barra, ser4 encargado de operar el
disyuntor, por lo que para efectuar mando remoto hacia el mismo, se necesitaran
adicionalmente 2 salidas digitales. El disyuntor a nivel de 69 kV esta asociado con
la proteccién diferenciai del transformador, por lo que el ndmero de salidas
digitales necesarias para operar esie disyuntor, ya se tomaron en cuenta al
realizar la proteccién para el transformador.

Es de primordial importancia resaltar que, en la Subestacion Mulalé no existe
proteccién diferencial para efectuar la proteccién de barras, por tal razén no
existen relés asociados a este tipo de proteccion.

El relé digital de proteccién multifuncional a ser implementado en este caso, es
similar al relé descrito en el caso de los alimentadores, difiriendo (nicamente en

que, para este caso se omitira la funcién de auto recierre.

Por las caracteristicas descritas anteriormente, el relé de proteccion muitifuncional
con las caracteristicas de proteccién que se describiran en un item posterior que
sera ubicado para el efecto sera:

75.J6215-5EN22-3FGO
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4.4.3 DEFINICION DEL NUMERO DE ENTRADAS DIGITALES.-

Para determinar el nimero total de entradas digitales necesarias que deben ser
implementadas en la RTU, se procedera de manera similar que cuando se
definieron el nimero de salidas digitales, es decir, haciendo un analisis por
separado de cada uno de ios componentes de la Subestacién; tomando en cuenta
gue, basicamente las entradas digitales sirven para determinar el estado operativo
en que se encuentran los equipos de seccionamiento (disyuntores, seccionadores,

seccionadores de tlerra, alarmas, efc.).
4.4.3.1 Alimentadores.-

Una vez mas se recurre a los graficos correspondientes a los circuitos de
operacién de un primario. A pariir de grafico III.2, en el cual se detallan |os
contactos auxiliares del disyuntor de operacioén correspondiente a un primario, se
ha determinado el nimero de entradas digitales requeridas para establecer el
estado de operacion de un disyuntor; de acuerdo a ello, se necesitan 2 contactos
auxiliares dei disyuntor, los mismos que seran cableados hacia las entradas
digitales de la RTU, y con ello se podra determinar con exactitud el estado
operativo de cada uno de los disyuntores que forman parte de los alimentadores.
Como el nimero total de aiimentadores existentes en la subestacién es 5,
entonces se requeriran 10 entradas digitales para determinar el estado operativo
de los alimentadores.

Adicionalmente, existe un seccionador de tierra por cada alimentador, esto es, si
se desea conocer el estado operativo de los seccionadores de tierra, entonces se
necesitaran 10 entradas digitales adicionales.

4.4.3.2 Transformador.-

Para conocer el estado operativo del disyuntor que protege ai transformador de
potencia, se necesitan 2 entradas digitales; adicionalmente si se desea conocer el
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estado de los 2 seccionadores asociados, y ademas del seccionador de tierra, se
requeriran de 6 entradas digitales adicionales, ademas como este es un aparato
de suprema importancia, existen otros tipos de protecciones asociadas como por
ejemplo: Baja presién de gas, sobre temperatura del transformador, falla de
enfriamiento, bajo nivel de aceite, cada una de estas alarmas debe estar asociada
adicionalmente a 1 entrada digital para que puedan ser visualizadas en pantaila
en caso de qgue se presentare una falla en cualguiera de estas protecciones; por
tanto se deben adicionar 4 entradas digitales. Por todo lo anotado con anterioridad
se deduce que se necesitan un total de 12 entradas digitales para conocer el
estado operativo de los equipos de seccionamiento relacionados con el

transformador.

4.4.3.3 Lineas de Subtransmision.~

Como se menciond con anterioridad, a nivel de 69 kV existen 4 seccionadores, 2
seccionadores a tierra, y 2 disyuntores. Para determinar el estado de operacién de
cada uno de estos equipos, se necesitan 2 entradas digitales por cada equipo de
seccionamiento; esto quiere decir que en total se requieren de 16 entradas

digitales a nivel de lineas de Subtransmision.

4.4.3.4 Transformador de servicios auxiliares.-

Para determinar el estado de operacion de este trangformador es decir posiciéon
ON OFF, se debera cablear desde una de ias entradas digitales de la RTU hacia
la manija de desconexién del transformador, por lo tanto se requiere de una
entrada digital en este equipo.

4.4.3.5 Barras.-

Para conocer el estado operativo del disyuntor que protege la barra de 13.8 kV, se
necesitan 2 entradas digitales, el estado operativo del disyuntor a nivel de 69 kV,
esta determinado con relacién a ia proteccién de transformador.
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4.4.4 DEFINICION DEL NUMERO DE ENTRADAS ANALOGAS.-

El sistema de automatizacién de subestaciones SICAM RTU, brinda la posibilidad de
tomar las sefiales de voltaje y corriente, directamente desde los dispositivos
primarios (TC y TP); para ello se utilizaran los modulos de entradas analogas Al 32 o
Al 16. El mbédulo de entradas andlogas Al 32 esid provisto de 32 entradas analogas
con referencia de potencial comin y aisladas de la circuiteria electronica, este
médulo tiene una precisién de +.0.25% en el rango de temperaturas de 0 a 60 °C. El
médulo de entradas analogas Al 16 est& provisto de 16 entradas anélogas cada una
de ellas aislada de la otra y de la circuiteria electronica, el médulo de entradas
anélogas Al 16 brinda una precisiéon de +.0.15% en el rango de 0 a 60 °C.

Los médulos de entradas analogas Al 16 o Al 32, se proveen individualmente para
acceder a entradas de corriente o voltaje, es decir se puede escoger
independientemente médulos de entrada anéloga de corriente o voltaje.

4.4.4.1 Alimentadores.-

Es necesario obtener ias sefiales de corriente y voltaje de cada alimentador; cada
alimentador primario esta provisto de 3 fases, o cual implica que, se necesitan 3
entradas analogas de corriente que deben ser lievadas desde los equipos de
mediciéon primarios hacia la RTU. Por tanto, se necesitan un fotal de 15 entradas
analogas de corriente; en lo que respecta a las entradas de voltaje, de acuerdo al
diagrama unifilar proporcionado por ELEPCO, las entradas de voltaje se toman
desde la barra de 13.8 kV.

4.4.42 Liness de Subtransmisién.-

Para determinar el nimero de enfradas anélogas, basta con referirnos una vez mas
al diagrama unifilar del el ANEXO I1.1, existeti transformadores de corriente en cada
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una de las lineas de Subtransmisién, y para llevar la sefial de voliaje se utiliza un
transformador de voltaje ubicado en la barra de 62 kV. Por tanto, se infiere que el
numero total de entradas de corriente es 6 { 2 alimentadores x tres fases cada uno),
y 3 entradas anélogas de voltaje tomadas desde la barra de 69 kV.

En el cuadro que se presentara posteriormente, se resume el nimero total de
entradas y salidas digitales y analogas.

4.4.43 DBarras.-

De acuerdo a lo especificado en el diagrama unifilar presentado en el ANEXO I1.1, en
el ambito de barras existen 2 equipos primarios de medicién ( 1 transformador de
corriente y un transformador de voltaje), por esta razén es necesario llevar estas
sefiales de corriente y voltaje hacia los médulos de la RTU; por lo tanto se necesitan
de 3 enfradas analogas de voitaje y 3 entradas anélogas de corriente.

En el cuadro que se presenta a continuacion, se resume el numero total de entradas,
salidas analogas y digitales requeridas por la RTU; sin considerar los relés digitales
que se recomiendo implementar en ia Subestacion al mismo tiempo, debido a que los
mismos también poseen entradas analogas, y entradas y salidas digitales.

ITEM DO DI v Al
Alimentadores 10 20 - 15
Transformador 2 12 - -

Linea de Subtransmisién 4 16 3 6

Trafo. de Servicios Auxiliares - 1 - -
Barras 2 2 3 3
TOTAL 18 51 [ 24
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DI : Entradas digitales
DO: Salidas digitales
AX: Entradas analogas

Con respecto al cuadro anterior, se requieren un total de 18 salidas digitales, 51
entradas digitales y 30 entradas analogas de las cuales 6 corresponden a entradas
de voltaje y las restantes 24 a entradas de corriente.

Por lo tanto se deben implementar en el esquema de automatizacién mediante
SICAM RTU: 1 méduio de salidas digitales DO 32, 2 médulos de entradas digitales Dl
32, 1 médulo de entradas analogas de voitaje Al 16 y 1 médulo de entradas analogas
de corriente Al 32. De acuerdo con lo especificado anteriormente, se prevé un
porcentaje de entradas y salidas analogas y digitales adicional, en caso de que se
realicen futuras expansiones en la subestacién.

Por todo lo expuesto anteriormente, para efectuar la automatizacion de la
Subestacion Mulalé se propone implementar la RTU con las siguientes
especificaciones:

SICAM RTU 6MD2010-1AB17-0AA1

4.45 COMUNICACION HACIA EL CENTRO DE CONTROL Y UNIDADES DE
BAHIA.-

El procesador de comunicaciones TP1 es la interfase enire el centro de control ¥ ia
RTU. Existen varios medios de transmisién que pueden utilizarse para comunicar el
centro de control con la RTU los cualgs se detallan a continuacién:

- Transmisién por onda portadora en lineas de alto voltaje
- Fibra optica
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- Par trenzado (Conductores de cobre)
- Redes telefonicas (Mediante una linea especifica asignada y un médem)
- Comunicacién a través de radio.

De acuerdo a experiencias adquiridas por ofras empresas eléctricas, se recomienda
descartar el uso de redes telefénicas. El medio de transmision recomendado es fibra
6ptica (mayor ancho de banda, menor interferencias, mayor distancia de
transmision), o transmisién por radio con caracteristicas de menor calidad, pero que
prestan fa confiabilidad y rapidez suficientes para la transmisién de datos desde la
subestacién hacia el centro de control de ELEPCO.

En el estudio existente a cerca de la factibilidad de implementacién de un sistema
SCADA para ELEPCO, se hace referencia al tipo de medio de fransmisién a
emplearse; en dicho estudio se sugiere transmisién por medio de radio, debido a que
la empresa como tal tiene impiementado en su infraestructura los medios que
facilitarfan este tipo de transmision. Ademas los costos que implicaria tener una red
de fibra optica para interconectar todas las subestaciones hacia un centro de control,
hacen que el sistema de transmisién a fravés de radio sea el mas idoneo.

Por lo tanto se recomienda comunicacién a través de radio desde la RTU al centro de

control.

Existen 2 tipos de comunicacién disponibles. Transmision simétrica y transmisién
asimétrica; en la transmisién simétrica tanto el centro de control como la RTU tienen
los mismos derechos de enviar y recibir mensajes. Durante la transmision asimétrica,
el centro de control (master) tiene prioridad durante la comunicacién de datos, la RTU
(siave) anicamente enviara datos cuando ésios sean solicitados por el centro de
control.

A continuaciébn se describen algunas condiciones que pueden provocar una
transmisién espontanea de datos al efectuar control: Comandos, ajustes.
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A continuacién se describen algunos ejemplos de operaciones de monitoreo gue
causan transmisién espontanea de datos: Cambios de estado, violaciones de
valores méximos o minimos, restauracién de vaiores, comandos no ejecutados, etc.

Existe una gama de profocolos de comunicacién a través de los cuales se puede
comunicar el centro de control con la RTU: [EC 60870-5-101, SINAUT 8FW, Profibus,
Industrial Ethernet. E! protocolo de comunicacién recomendado es el IEC 60870-5-
101.

De acuerdo al esquema de automatizacién SICAM RTU, los equipos de proteccion
existentes en la subestacién no seran reemplazados, por lo que la comunicacién
entre estos y la RTU, se realizara efectuando una conexién a través de cables de
cobre, cabe anotar que, los tipos de informacién que se puede obtener de tales
equipos son basicamente valores de corrientes, voltajes y estado operativo de los
aparatos de maniobra.

4.5 AUTOMATIZACION MEDIANTE SICAM SAS.-

Si el objetivo a mediano plazo es efectuar una automatizaciébn completa de la
subestacién, entonces como un segundo paso se deben mejorar las caracteristicas
de la SICAM RTU, esto es efectuar actualizaciones en cuanto al procesador de
comunicaciones, sin necesidad de efectuar un cambio en Ia infraestructura del
sistema, asi: Se mantendra el esquema originai implementado para la RTU;
adicionalmente el sistema de automatizacion SICAM SAS soporta los protocolos de
comunicacién IEC 70870-5-103.

El sistema de automatizacién SICAM SAS, permite ademas incorporar nuevas
unidades -para efectuar medicién, control y monitoreo- o dispositivos de control
inteligente (IED’s). Cada uno de estos equipos reemplazard a las unidades de
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proteccion existentes en la subestacion, de acuerdo a las condiciones economicas y

técnicas que se presentaren.

Los tipos de dispositivos inteligentes a ser instalados en cada uno de los
componentes de la subestacién se consideraran a continuacién, asi como tambien
los medios de transmision disponibles para el efecto; ei software de parametrizacion
requerido para este nuevo tipo de RTU conocido como SICAM SAS es el mismo que
el de la RTU, es decir el SICAM PLUS TOOLS. Debido a que este nuevo sistema de
automatizacién ofrece mayores posibilidades en cuanto a la toma de datos en tiempo
real y control de los equipos de proteccién, adicionaimente se requiere de 2 nuevos
software destinados para el efecto: SICAM WINCC, el cual nos permite efectuar
control sobre los egquipos de seccionamiento, crear listas de eventos, listas de
alarmas, etc. Adicionalmente con este programa se puede realizar un grafico
completo de la subestacién a base de los esquemas existentes en las librerias, y

en el mismo efectuar tareas de control como por ejemplo abrir o cerrar disyuntores.

Con la inclusién de los IED’s se requerira adicionalmente de un sofiware que permita
efectuar la parametrizacién de los mismos; existe un software especiaimente
diseiiado para desempeniar dicha tarea, este software es el DIGS| 4, el mismo que se
describe EN EL ANEXO 1V .4; segln los requerimientos del usuario se puede acoplar
los programas WinCC y Digsi para efectuar la parametrizacién de los relés en forma
remota.

A continuacién se hara un andlisis del tipo de dispositivos de control inteligente o
IED’s que deberan ser implementados en la subestacién para realizar la
automatizacion de Ia misma. De igual forma gomo se procedié para implementar la
SICAM RTU, se hard un analisis de cada uri:) de los elementos constitutivos de la
subestacién por separado.
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Los IED’s a implementarse en la subestacion, poseen entradas de voltaje y corriente,
asi como entradas y salidas digifales; por lo que es necesaric definir e] namero
especifico de entradas y salidas andlogas y binarias para cada bahia, debido a que
en este esquema de automatizacién, no existe una unidad que concentre médulos de
entrada-salida anélogas y digitales.

4.5.1 ALIMENTADORES.-

Con respecto a lo que se definié en los numeraies 4.4.2.1 y 4.4.3.1, el nimero total
de salidas digitales es 2, y el namero fotal de entradas digitales es 4; esto
corresponde al nimero de entradas y salidas digitales por cada alimentador. En lo
que respecta al nimero de entradas analogas, los relés de proteccion digitales
SIPROTEC 4 disponen de 3 entfradas de voltaje y 3 de corriente respectivamente,
por tal razén, cuando se emplean relés digitales de este tipo, el nimero de entradas
analogas de voltaje y corriente estan implementadas en el relé por defecto. Este tipo
de relés se incluyen directamente entradas analogas de corriente y voltaje, debido a
que mediante estas caracteristicas se pueden obtener datos como: Potencias activa,
reactiva, aparente, factor de potencia, etc. ; las mismas que son calculadas
directamente en los relés de proteccién digital y enviados hacia el servidor SICAM
PCC.

Acorde con las caracteristicas descritas anteriormente, a continuacion se procede a
describir el tipo de relé de proteccién digital o IED que se debera instalar en cada uno
de los alimentadores.

Se propone instalar en los & alimentadores a nivel de 13.8 kV relés de proteccién
digital multifuhcionales con las siguientes caracteristicas: Unidad multifuncional de
control, protecciéon y medida con 8 entradas digitales, 8 salidas digitales, alimentacién
desde una fuente dc de 125 Voltios, entradas de corriente de 5 Amperios, tipo de
ejecucion flush mounting, con las siguientes funciones de proteccion incluidas:
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- 50/51 Sobrecorriente instantdnea y sobrecorriente-tiempo inverso
- 50/51N Sobrecorriente instantanea y sobrecorriente-tiempo inverso a tierra
- 49 proteccion de sobrecarga |

- 46 Proteccién de secuencia negativa

- 50BF proteccion de falla interruptor

- 74 TC supervision de circuito de disparo

- 86 Disparo y blogueo

- B7/67N Sobrecorriente direccional para fases y tierra

- 47 Secuencia de fases

- 27/59 Sobre y bajo Voltzje

- 81 Sobre y baja frecuencia

Adicionalmente este reié posee autorecierre, grabacion de méaximos y minimos,
registro de fallas. Puerio posterior RS 485 para comunicacién hacia el ceniro de
control mediante protocolo de comunicaciéon IEC 60870-5-103; puerto posterior RS
485 para gestion de protecciones y comunicacién mediante software DIGSI. El relé
presenta ademas 7 leds de alarma.

El relé de proteccion digital que cumple con las caracteristicas descritas
anteriormente es:

75J6215-5EN22-3FG1

4.5.2 TRANSFORMADOR.-

Para realizar la proteccibn de un fransformador, es necesario implementar el
esguema de proteccion diferencial. Se dispondra del relé de proteccion diferencial
existente en la subestacién sin necesidad de efectuar ningiin cambio en el mismo
por considerar gue, el cambio a un relé de proteccion diferencial digitai no tiene
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mayor injerencia en cuanto a control. En lugar de colocar un nuevo relé de proteccién
digital, se emplearan las entradas y salidas digitales excedentes en relé de
proteccién de sobrecorriente para proteccién de barra.

4.5.3 LINEAS DE SUBTRANSMISION.-

Debido a la importancia que representan estas lineas en el sistema de
Subtransmision de ELEPCO, es necesario implementar relés de proteccién y control
digital acorde con las exigencias gue ello implica.

Por lo tanto se propone instaiar relés multifuncionales de la serie 7SJ63 que
presentan las siguientes caracteristicas: Unidad multifuncional de control, proteccion
y medida con 11 entradas digitales, 8 salidas digitales, alimentacién desde una
fuente dc de 125 Voltios, entradas de corriente de 5 Amperios, tipo de ejecucion fiush
mounting, con las siguientes funciones de proteccion incluidas:

- 50/51 Sobrecorriente instantanea y sobrecorriente-tiempo inverso
- 50/51N Sobrecorriente instantanea y sobrecorriente-tiempo inverso a tierra
- 49 proteccién de sobrecarga

- 46 Proteccién de secuencia negativa

- 50BF proteccién de falla interruptor

- 74 TC supervisién de circuito de disparo

- 86 Disparo y bloqueo

- B7/67N Sobrecorriente direccional para fases y tierra

- 47 Secuencia de fases

- 27159 Sobre y bajo Valiaje

- 81 Sobre y baja frecuencia

- 79 Autorecierre

- Localizador de fallas
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Puerto posterior RS 485 para comunicaciéon hacia el centro de control mediante
protocolo de comunicacién IEC 60870-5-103; puerto posterior RS 485 para gestion
de protecciones y comunicacién mediante software DIGSI. El relé presenta ademas

14 leds de alarma.

El relé digital que cumple con las caracteristicas antes mencionadas es:

78J6315-5EN22-3FG3

4.5.4 BARRAS.-

Acorde a lo especificado en un capitulo anterior en esta Subestacién no existe
proteccién diferencial de barras; con respecio al diagrama unifilar de la Subestacion
Mulalé, existe un relé de proteccidn de sobrecorriente y sobrecorriente tierra
asociado a la barra de 13.8 kV, la funcion del mismo es proteger la barra en caso de
cortocircuitos, y también de sobrecargas al transformador. El relé digital que se
recomienda, tiene las mismas caracteristicas de los relés que deben ser
implementados en los alimentadores, con excepcion de la propiedad de auto recierre.

Por tanto, el relé a ser implementado para el efecto es:

78J6215-5EN22-3FGOD

4.5.5 COMUNICACION HACIA EL CENTRO DE CONTROL Y UNIDADES DE

BAHiAa-

Una de las ventajas que presenta este sistema, es que se puede utilizar la tecnologia
empleada en la RTU; por lo cual, los medios de transmisién y protocolos de
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comunicacién utilizados inicialmente para comunicar la RTU con el cenira.de control
y los IED’s, se utilizardn de la misma manera en el sistema de automatizacién
mediante SICAM SC.

4.6 AUTOMATIZACION DE LA SUBESTACION MULALO.-

De las experiencias adquiridas por las empresas eléctricas que han participado en la
implementacion de sistemas de automatizacién de sus Subestaciones, cabe resaltar
gue cada una de ellas ha desarrollado mejoras en sus sistemas de -adquisicion de
datos, control y proteccién- paulatinamente; es decir han ido evolucionando hacia un
nuevo tipo de tecnologia. De ahi que es recomendable para ELEPCO que,
valiéndose de las experiencias de ias empresas eléctricas en cuanto a este campo,
actualice sus esguemas de toma y adquisicion de datos en forma similar 2 como o
han hecho el resto de empresas eléctricas; es decir utilizando los recursos
existentes, adecuarlos con un nuevo tipc de tecnologia; con lo cual se consigue
actualizar sus esquemas de proteccioén, toma de datos y control, reduciendo ios
costos en la inversién inicial.

Para ello, se recomienda utilizar el método de automatizacién mediante SICAM SAS,
con las caracteristicas descritas con anterioridad én lo referente al nimero de entras
y salidas digitales, entradas analogas y comunicaciones; manteniendo los equipos de
proteccion existentes y adecuando los esquemas de control.

Para efectos de toma de datos en tiempo real del consumo de potencias activa,
reactiva, factor de potencia, voltaje, etc. se recomienda cambiar los relés de
proteccién para la barra de 13.8 KV y en las 2 lineas de Subtransmision a 69 KV, por
ios especificados en un numeral anterior. El resto de equipos se reemplazaran a
futuro de acuerdo a la conveniencia de la emipresa.
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El software requerido para efectuar esta tarea es: WinCC HMI ( Interfase hombre
maquina), SICAM PLUS TOOLS para efectuar la configuracién del SC, y el DIGSI
V3.4 para efectuar la parametrizacién de lo relés digitales; estos software se

describen el en anexo IV.






CAPITULO 5

ANALISIS DE FACTIBILIDAD

El aspecto econémico juega un papel primordial a la hora de justificar la
implementacién de un nuevo proyecto.

El nuevo tipo de mercado en el cual se han desarrollado las transacciones
energéticas en el mundo, y en particular en nuestro pais; obliga a que se tomen
las medidas necesarias, para que en un futuro cercano, las compafias de
distribucién sean capaces de competir con éxito a fin de brindar un servicio de

calidad, seguridad y economia.

En este tipo de medio, la informacién empieza a jugar un papel estratégico, debido
a que se trabaja en un mercado de-decisiones rapidas, casi instantaneas; con lo
cual se desdrrolla un nuevo tio de requerimientos, los cuales no pueden ser
obtenidos mediante los tipos de subestacionés convericiondles. A coritinudéion se
describen algunos aspectos, ios cuales explican la necesiddd de autvmatizar una
subestacion.

Como se menciond en un capitulo anterior, los consumidores en el nuevo mercado
se toman desde otro punto de vista, y pasan a ser clientes. Estos clientes tendran
la facultad de elegir quien los abastecera de energia eléctrica, de los diferentes
proveedties que se encuentren en el\mergado. Esta tendéncia no solo se aplica
para los generadores de energia elécttica, siﬁo\tgmbién a los distribuidores lo cual
obliga a mejorar los sistemas para brihtiar mayor cdlidad de servicio eléctrico.
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Por tanto, nuevos tipos de contratos de energia eléctrica seran introducidos en el
mercado. Estos contratos, manejaran el abastecimiento de energia eléctrica en
diferentes intervalos de tiempo, a diferentes precios, y con diferentes
abastecedores. Esto requiere de un manejo de grandes cantidades de informacién
en forma rapida y confiable. Aan més, los clientes se ven en la necesidad de
conocer el costo de energia, a fin de pianear su produccién para asi reducir costos
de operacion e incrementar sus ganancias; por todo lo mencionado anteriormente,
la informacién forma parte primordial del mercado eléctrico actual, y las
subestaciones existentes deben dirigir su mira hacia la automatizacién, si quieren
formar parte de este nuevo tipo de mercado.

5.2 REDUCCION EN LOS COSTOS DE OPERACION.-

Los costos de operacion tienen la mayor influencia en el aspecto econémico, los
ahorros que se pueden efectuar con respecto a este rubro se detallan a
continuacién:

- Reduccién de personal, mediante la implementacion de subestaciones
controladas en forma remota.

- Localizacién y despeje de fallas en forma rapida, lo cual ocasiona
interrupciones de servicio muy cortas, y por lo tanto menores réditos
econdmicos.

- Sistemas autosuficientes, desconexiones secuenciales, debido a las
funt}iones sofisticadas ofrecidas por los nuevos equipos; ademas mayor
precision y rapidez que los operadores

- Intercambio de carga entre alimentadores, subestaciones o incluso con
otros sistemas de potencia
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5.3 REDUCCION EN LOS COSTOS DE MANTENIMIENTQO.-

Las compaiiias en este nuevo tipo de mercado, tienden a reducir sus costos de

mantenimiento, estos costos pueden ser divididos en dos categorias:

Reduccién del tiempo de localizacién de falias: Debido al gran numero de
conductores que conectan los paneies, equipo de control y proteccién, y demas
equipo existente en las subestaciones, la localizacién de fallas es una tarea muy
ardua, la cuali requiere de gran cantidad de personal y equipo. En el caso de una
subestacién automatizada, este problema se reduce considerablemente, debido a
que el cableado se reduce, y las distancias se acortan; aqui el problema se enfoca
hacia el software de operacion, debido a que en este tipo de subestacion se tienen
previstas pruebas de autodiagnéstico para la deteccidn de fallas, es decir que si el
software de operacién se revisa constantemente, no existira ningan problema en ef
momento de detectar una falla.

5.4 REDUCCION EN LOS COSTOS DE MANTENIMIENTO DE
EQUIPO PRIMARIQ.-

Esto se traduce simplemente en material, partes de repuesto y horas hombre
empleadas en los programas de mantenimiento, los cuales pueden ser eliminados
mediante una correcta adquisicién mediante tablas dinamicas, de la frecuencia
con la que operan tales dispositivos. Por ejemplo los nuevos tipos de relé de
proteccién para alimentadores primarios de distribucién, poseen la caracteristica
de enviar informacién a cerca de la operacion del disyuntor en condiciones de
falla, esto mediante simples contadores, los cuales determinan el nimero de
operaciones del disyuntor. Asi la decision de efectuar un mantenimiento en el
disyuntor se basa en informacién actualizada a cerca de las caracteristicas de
operacién del mismo.
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5.5 REDUCCION EN LOS COSTOS DE OPERACION Y
MANTENIMIENTO DE LOS EQUIPOS DE CONTROL Y
PROTECCION.-

Con la nueva tecnologfa aplicada en el software de operacién, la revolucién de las
comunicaciones digitales, relés numéricos y los equipos de control digital, habra
una gran reduccién en las horas hombre empleadas al efectuar mantenimientos de
rutina de los relés Electromecanicos y de estado sélido, asi como de equipos de
control. Mediante la nueva tecnologia, estas rutinas de mantenimiento, son
efectuadas mediante software, el mismo que se encarga de efectuar las rutinas de
prueba en toda la subestacion, a intervalos determinados. Un ejemplo de esto son
los alimentadores de distribucion, los cuales estan equipados con diferentes tipos
de relés asi: sobrecorriente, sobrecorriente a tierra, y recierre; los alimentadores
en una subestacién de distribucién, pueden ser probados mediante un bus de
datos comin, sin necesidad de cambiar los equipos de prueba de un panel a otro.
En el caso de una subestacién automatizada, cada alimentador tiene una direccién
Unica de identificacién y por ello las pruebas se pueden realizar en todos los
alimentadores, sin necesidad de interrupcién y en un corto intervalo de tiempo;
mientras que en subestaciones convencionales ¢ no automatizadas se reguiere

una gran cantidad de horas hombre para efectuar estas pruebas de rutina.

56 REDUCCION EN LOS COSTOS DE INSTALACION DE LA
SUBESTACION.-

Es de esperar que, con el moderno equipo existente se efectGen reducciones de
costo significativas. Sin embargo las compaiias manufactureras ain no ofrecen
un producto que permita reducir los costos de una manera significativa. Ciertas
empresas, como por ejemplo el sector industrial, necesitan observar esta
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reduccién de costos; esto se puede explicar mediante ia reduccién de costos en
algunas de las areas correspondientes a una subestacién, como por ejemplo:

Reduccién del cableado para control y proteccion: Una gran cantidad de cableado,
es requerida entre las bahias y los equipos de control en una subestacion
convencional. Esta gran cantidad de cable, se ve expuesta a factores ambientales,
como son: deterioro, pérdida de seial, induccién, ruptura de los cables la cual
toma gran cantidad de tiempo en ser localizada y reparada. Mientras que en
procesos efectuados mediante equipo digital, se evitan todos estos
inconvenientes; el Unico cableado que se requiere es entre las unidades de bahia
y sus equipos primarios asignados. El resto de cableado hacia el cuarto de contro!
maestro es efectuado digitalmente.

Reduccién en el costo de instalacién de equipo aplicado a funciones especificas:
Para implantar sistemas de automatizacién modernos, es de esperarse que se
justifiquen los costos de inversién para efectuar el cambio hacia nuevas
tecnologias, con lo cual se conseguirdn mayores réditos en los aspectos:
actualizacién, instalaciéon, mantenimiento de equipos como pueden ser RTU,
registrador de fallas transitorias TFR; debido a que en muchas de las ocasiones en
caso de realizar cambios en la subestacién, como pueden ser de topologia o
capacidad, unicamente se requerird en muchos de los casos un cambio en el
software de operacién, lo cual dinamizara el proceso reduciendo tiempo y costos
de operacion.

57 ANALISIS DE LA FACTIBILIDAD DE AUTOMATIZAR LA S/E
MULALO.-

De acuerdo al estudio realizado previamente, se ha demosirado la necesidad de
implementar un sistema SCADA para ELEPCO; de igual manera en el Seminario
Nacional de Control y Gestién de Cargas eléctricas, se resume las cualidades que
presenia este tipo de tecnologia en la optimizacibn de recursos, por io que
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recomienda la implementacién sistemas de control supervisorio y adquisicion de
datos SCADA. Para efectuar este analisis se utilizara el método de la tasa interna

de retorno o TIR y la relacién beneficio-costo.

5.7.1 METODO DE LA TIR.-

Para determinar la factibilidad de implementacién del proyecto, se efectuara un
analisis comparativo entre el sistema actual con el cual se opera el sistema, y el
ahorro de recursos que se podria efectuar al implementar el nueve tipo de
tecnologia; para ello, se detallaran a continuacion los rubros en que se disminuiran
los costos de operacién y mantenimiento:

- Localizacién y despeje de fallas: En caso de existir una falia en la linea de
Subtransmisién que alimenta desde la S/E Mulalé a las Subestacién Lasso, segln
datos proporcionados por el personal de la Empresa Eléctrica Cotopaxi el tiempo
de reconexién es de 3 horas en promedio. De igual manera al perder la linea de
Subtransmisién que conecta la Subestaciébn Mulalé con la Subestacién San
Rafael, el tiempo promedio de reconexién es 3 horas.

Si se considera que en el primer caso se perderian alrededor de 10 MW, y en el
segundo 4 MW, entonces la potencia total que se dejaria de servir sera 14 MW.
Debido a que el tiempo de reconexién aproximado es alrededor de 3 h, entonces
se tiene 42 MWh que dejarian de ser servidos. Con un promedio anual de 6 fallas
en linea de Subtransmisién se tehdria un total de 252 MWh.

- Operador de la Subestacién: Debido a que en una Subestaciéon automatizada no
se necesita de personai en la misma, esto representa una reduccién de personal,
en promedio 300 USD al mes, entonces anualmente se tendra una reduccion de
3600 USD.
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- Mantenimiento preventivo de equipo primario y tableros de control: De acuerdo

con los reportes presentados por la empresa, este fipo de mantenimientos se
efectian anuaimente. Para ello se requiere de 1 ingeniero y 3 técnicos mas los
costos de transporte y equipo de pruebas, esto da un costo promedio de 60 USD
hora, Si se considera un tiempo aproximado de 30 horas para efectuar este tipo
de pruebas, entonces resuita un valor de 1800 USD.

En el cuadro que se detalla a continuacién, se describe los items en los cuales se

reduciran costos de operacién y mantenimiento:

ri

Item Valor Unitario | Valor Anual
Localizacién y desp. fallas | 40 USD MWh | 10080 USD
Operador 300 USD/Mes | 3600 USD
Mantenimiento preventivo | 60 USD/hora | 1800 USD
TOTAL 15480

Los valores tomados anteriormente corresponden al mantenimiento y operacion de
una sola Subestacién, con un precio de 4 centavos de délar el Kwh.

A continuacién se hace el andlisis de factibilidad de la inversién mediante la Tasa
Interna de Retorno TIR, haciendo una comparacién entre el sistema tal cual
funciona en la actualidad, v como funcionaria el mismo mediante la
implementacién del sistema SCADA.

La inversién aproximada que tendria gue realizarse, aproximadamente seria:2
reiés de proteccion diditdles 7SJ6315-5EN22-3F@3, con un costo aproximado de
6000 USD cada uno, 1 reié para la proteccién en barra de 13.8 KV 75J6215-
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5EN22-3FG1 con un costo aproximado de 5000 USD. El controlador de
subestacién SICAM SC con un costo aproximado de 30000 USD. En cuanto al
software, se necesitaria: Un Software WinnCC, PLIJSS TOOLS, y Digsi 4, con un
costo aproximado de 42000 USD. La labor de ingenieria duraria

aproximadamente 80 horas, con un costo aproximado de 25 USD/hora lo cual
resulta 2000 USD.

Por lo tanto el valor total que deberia ser desembolsado es alrededor de 80000
USD para iniciar el proyecto.

Efectuando el analisis mediante la TIR se obtiene:

---------------

90000

~ 15
Be.(1)  -90000 + 15480+ 9D ~1 . i_ 015118
A+ *i

De la ecuacion anterior se obtiene una tasa de retorno del 15.12%, si la tasa de
retorno minima aceptabie TRMA es 20% correspondiente al interés bancario,
entonces la inversion no se justifica.



112

Haciendo un nuevo analisis con un precio de 8centavos de dolar por kWh, el

resuitado es el siguiente:

Item Valor Unitario | Valor Anual
Localizacion y desp. fallas | 80 USD MWh | 20160 USD
Operador 300 USD/Mes | 3600 USD
Mantenimiento preventivo |40 USD/hora |1800 USD
TOTAL 25560

La Ecuacién (1) corresponde a la Tasa Interna de Retorno.

25560 25560
1 2 3 13 14 15

- 90000
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A+9)* -1

E - [=02767
(+D)* *i

Ec.(2) -90000 + 25560 *

Es decir que la tasa de retorno es del 27.67%, que es mayor al 20% de [a TRMA,

lo cual implica que el proyecto es estas condiciones justifica completamente.

Un estudio similar efectuado por el jefe del centro de control de la Empresa
Eléctrica Ambato dio como resultado que, utilizando el método de la TIR un
proyecto de esta clase desarrollado en una subestacion de distribucidn tiene una
tasa de retorno del 28.78%.

Cabe anotar que en el analisis realizado no se han considerado factores que
también pueden reducir costos de operacién; esto una vez que se haya
implementado completamente la automatizacion de la Subestacion, ya que como
se explicé en un capitulo anterior el presente trabajo constituye un primer paso de
automatizacion de la Subestacion Mulalé. A continuacién se detallan los rubros
que podrian mejorar el funcionamiento de las instalaciones existentes como son:

- Secuencias de desconexion

- Transferencia de carga automatica en primarios

- Transferencia de carga automatica entre subestaciones

- En caso de existir un aumento en la capacidad de la S/E, se optimizara
tiempo debido a que para actualizar los sistemas de control, inicamente
se deberan efectuar cambios en el software de operacién.

- Administracion de carga en transformadores

- Andlisis mediante la utilizacién de aplicaciones computacionales, para
determinar el mejor aprovechamiento de la capacidad instalada.}

- Equilibrio de carga en primarios de distribucién

- Tiempos de reconexion en alimentadores
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57.2 RELACION BENEFICIO COSTO.-

En primer lugar se realizara e! analisis utilizando un valor de 4 centavos de délar
por kWh, tomando los datos desarrollados en el literal anterior:

15480 15480
102 3 13 14 15
50000
Ee.3) BC = 28
xC

BC: Relacioén Beneficio costo Ec. (3)
2. B : Beneficios totales
>.C: Costos totales

Si se cambia el valor de inversién inicial a una serie de anualidades para poder
compararlas con las anualidades correspondientes al ahorro se tiene;

et
Ec.(4) XC= pe| 170+ , i=02

(+iy -1
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Donde:

>C: Es la inversion inicial transformada en anuailidades
P: Es la inversion inicial
i: Es la tasa de interés bancario

n: El periodo de la inversion

0.2%(1+0.2)°

. i=02
1+0.2)° -1

2C= 90000*

2C=192494

15480

= BC = 0.81
19249.4

Por tanto

Por lo tanto en estas condiciones, no se justifica la inversiéon. Haciendo un analisis
con una tasa de retorno menor que 15.118% correspondiente a la tasa encontrada
mediante la TIR se tiene: A una tasa bancaria del 10%

0.1*(1+0.1)°

S =01
{t+0.1)* 1

2C=90000*
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>C=11832.64
Por lo tanto se tiene: BC = 154& - BC=1.34
11832.64

En este caso la inversion si se justifica.

Ahora realizando el mismo procedimiento para un valor de 8 centavos de délar
por kWh:

25560 25560
1 2 3 13 14 15
- 50000
i *(1+i) .
Ec.(4) XC= p* Ll . i=0.2
o e 1+iy -1

El valor de la inversion inicial en anualidades para una tasa del 20% se mantiene

constante, es decir es igual a >C=19249.4
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25560
19249.4

BC = 1,3278

Mediante este analisis se deduce que la inversion seria mucho mas conveniente
cuando los precios de la energia eléctrica alcancen su valor real, debido a que la
relacion beneficio costo es mayor gue 1 en el caso de que el precio de la energia

por kWh sea de 8 centavos de ddlar.

Otro aspecto importante que hay que tomar en cuenta es que en la actualidad la
fasa de interés bancario no se ubica a niveles internacionales por cuanto es

demasiado alta, perjudicando las inversiones dei sector productivo.

57.3 PERICDO DE RECUPERACION DE CAPITAL.-

Para determinar el periodo de recuperacién de capital, se asume que se realizard
una inversién inicial aproximada de 80000 USD, y que los beneficios totales seran
aqueilos que ocasionen una reducciébn en los costos de operacién vy
mantenimiento. Asumiendo una tasa del 20%, y un precic de 4 centavos de ddlar
por kWh..

C
Ec(7) RC = —0
7 5
RC : Periodo de recuperacion de capital

Co : Inversién inicial

B; : Beneficios totales (A valor presente)

Por tanto se tiene que: Co = 90000 USD
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Ee.(®) Bj= A+ A¥D°-1

~ - i=0.2
a+iS*i '

La Ecuacion (8) corresponde al valor presente de una serie de anualidades.
A es la anualidad que se tendria por ahorro, es decir A = 16834,72

' 15
B; = 16834,72* 40D —L = 78710.27
1+02)°*02

90000

= RC = 1,14 afos.
78710,27

Efectuando el mismo analisis con un precio por kWWh de 8 centavos de délar se
tiene lo siguiente:

Co
Bi

RC

A es la anualidad que se tendria por a_horro, es decir A =2826944

1+0.2)" -1

B; = 28269,44* —~ %) "7
(1+02)%*0.2

= 132173.00
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c=_20000  _ pc= 0681 afios.

132173,00

Como se ha demostrado con el analisis econémico efectuado con anterioridad, v
teniendo en cuenta las perspectivas del pais a futuro, se demuestra que el
proyecto es completamente viable, por lo que es recomendable que la Empresa
Eléctrica Provincial Cotopaxi realice los esfuerzos necesarios para incorporar este

tipo de tecnologia.






CAPITULO 6

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

6.1 CONCLUSIONES.-

Automatizar la Subestacion Mulalé, permitira a ELEPCO reducir los costos
operativos, y al mismo tiempo lograr una mejor administracion de la informacion entre
las diferentes areas de la empresa. Esto debido a que la Interfaz Hombre Maquina
(HM), permite transferir los datos de la subestacién hacia bases de datos que
pueden ser manejadas por diferente personal de la empresa.

Desde el punto de vista econémico y esperando que se cumplan las perspectivas
desde el punto de vista del sector eléctrico y macroeconémico, es completamente
viable incursionar en un proyecto de esta naturaleza, por lo que es necesario que

ELEPCO adquiera este tipo de tecnologia lo antes posibie.

La automatizacion de la Subestacién Mulalé permite incrementar la confiabilidad de
la misma; los relés de proteccién digital empleados y la RTU efectlian un proceso de
autodiagnéstico tanto del software como del hardware, el mismo que se efectia
constantemente lo cual permite detectar a tiempo averias en el sistema las cuales

pueden ser reparadas en forma oportuna.

Mo es necesario incrementar la planilla de personal de operadores.

Existe un flujo de informacion dinamico para las distintas areas, el mismo que permite
realizar correctos y oportunos mantenimientos preventivos y poder planificar de una
mejor manera el sistema de distribucion.
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Se pueden reducir las pérdidas técnicas de la empresa, al poder disponer de
herramientas que permitan efectuar una mejor administracion de la carga.

El sistema de comunicaciones es fundamental a la hora de automatizar una
Subestacion, por lo que cualquiera que sea el medio escogido para el efecto, debera
brindar la seguridad y confiabilidad necesarias. En caso de ia Subestacion Mulal6 el
sistema de comunicaciones debe ser via radio por las caracteristicas de confiabilidad
y seguridad que brinda, y ademas porque en la empresa existe la infraestructura

necesaria para implementar este tipo de comunicaciones.

Mediante la implementacién de un sistema SCADA se cumple con las regulaciones y
normativas que exige el CONELEC vy la ley de régimen del Sector Eléctrico.

En caso de que en una Subestacion se tengan equipos diferentes, se debera tener
en cuenta los protocolos de comunicacion que manejan cada uno de ellos, y

determinar si la RTU tiene la capacidad de administrar dichos protocolos.

6.2 RECOMENDACIONES.-

Es conveniente actualizar los sistemas de control, protecciéon y monitoreo en forma
paulatina, para asi evitar grandes desembolsos al iniciar un proyecto de este tipo. Es
decir tratar de acoplar los sistemas existentes a la nueva tecnologia, para luego
reemplazarlos en forma progresiva; y de esta manera hacer un proyecto de este tipo

completamente viable.

El sistema de automatizaciébn escogido por ELEPCO, debera permitir integrar
cualquier equipo mediante protocolos de comunicacién abiertos, esto en caso de que
para una futura ampliacién de la Subestacién se puedan integrar equipos de marcas

diferentes.
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Se debe establecer la filosofia operativa del sistema eléctrico, para con esta base

conocer lo que se desea automatizar.

Elaborar la interfase hombre maquina lo mas sencilla posible, para evitar conflictos
de imagenes.

EL disefio de la RTU debe ajustarse particularmente para cada subestacion,

debiéndose guardar un porcentaje de reserva en caso de futuras ampliaciones.

De acuerdo a experiencias adquiridas por empresas eléctricas que han incursionado
en la implementacion de SCADA, se puede afirmar que se han reducido en un 95 %
los tiempos de interrupcion, comparados con los tiempos que se requerian para
reponer el servicio en ausencia de un sistema SCADA. Concretamente esta
informacion fue proporcionada por EMELGUR, la cual tiene completamente
automatizadas la mayoria de sus Subestaciones.

Para realizar la conexién de los relés digitales hacia la RTU, se debe realizar la

misma en configuracion estrella, para aumentar la confiabilidad del sistema.
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ANEXO L1

AREA DE CONCESION DE LAS EMPRESAS ELECTRICAS

f e B o Erza
) ' Coswesitn
fhgady
i GES
1187

2

ELoE

% to2

=

-

FoRr ot W b O

B 774

[P

3T HSY

20 TR

_,’
rm
=
c

Reri

LBG.EF0







L

Da_Trabajo

AJUSTE DE PROTECCIONES DE SS/EE DE DISTRIBUCION

¥'s OLiN
YIyL2313

11-Ene-2001
— _sE ALMENTADOR - GALBRE | Imaxima | RELACION, _ MARCA | TIFQ TAF | LEVER | INSTANT, WMARCA TPO | YAP | LEVER |INSTANT.| T/IC | FEGHA GESERVACIONES DATOS
D PRIMARIO | GONDUGTOR I Tic RELE F RELE_F _|RELE_F|RELE_F| RELE_F RELE_T RELE T |RELE T/RELE T| RELE_T ! AUX | AJUSTE PRIMARIQ
e ARG 3KV 23560 MCH iz 1200.5 ABB BPAITAOC 300|005 | 2bia0 ABB [ SPANATG 100 | 0200 | 999.99 21-08L58
(7] € 370 MCM 453 2505 GEC COGS4 480 | o400 | 2500 GEC CDG4 250 | 0.900 | 2506 | 15 | Z9-Abres
(7] B 250 MCM 372 400.5 WES-ANTIG CO6 400 | 1660 | 2500 co7 100 | 0500 | 2500 15 | 23-Gct98
02 ) D 2250 MCH 273 4005 WES-ANTIG [ 400 | 1000 Ca7 180 | 0500 [ 2000 15 | 21-0ci28
[} DISY.7SUR 477 MCH 678 1505 WES [=5] 400 | 6000 | CO7 350 | 300 | s0a0 29-R51-95
— SR AUMZIRV 305 WERLR-G _SEPANEI SEPAMED 15| 0360 | 1em0 0FJun-68 T e
SUR DISY.10 3005 ABB SPAITEC SPAJI4IC 050 | 004 | ouaen 28-May-58
[} ALIMABKY Ll o] 670 6003 GEC-ALS MECHIOZ COGI8 250 | 1600 | 95949 28-Atr-00
03 ALIMS IRV 2T mm2 675 24005 GEG-ALS MCGGEZ-ET MCGGE2El | 349 | 0225 | 89849 TP
03 A 560 FAGH 556 500.5 GEC-ALS WMCGGE2-El | MCGGE2El | 125 | 000 875 F1-FbT-G8
03 B 2df 576 £005 GEC-ALS MCGGE2-El MCGGEZEl | 1.25 | 0,050 625 2T-Abr-88
03 c 12410+ 1X50 [E5] B005 GEG-ALS HCGGEZ-E MCGGE2El | 125 | 0.050 | 628 ZT-A5r-98
03 [ 500 MG 556 5005 | _ GEC-ALS TICGGE2-El MCGGE2El |” 126 | 0050 | 625 27-Pbro8
[} E 240 676 GO05 GEG-ALS iC GGB2-El MOGGO2-E_| 145 | 0200 | 1000 08-Hay-00
03 F [ GEC-ALS MCGGE2-El GEC-ALS MGGGBZEl | 150 | 0050 | 1000 2B-Aur-00 Fuern de seviclo
] TERG 23KV 3T 2% 3001 HAWKERS | MICROTRIPZ-El| 100 | 0.100 | 600 HAWKERS | MICROTRIPZEI] 6,30 | 0.100 590 03-hun-88 F:2 Rép.,1 ferts 722 Rip., 1 Lenia
03 CAPACITORES 3005 MERUN-G | GEPAMZOD0-EI | 228 | D400 | 16.00 WERDN-G | SEPAM2DOG-EI| 140 | 0400 | 16.00 23-7br-85 Relés 51N,59.55
B 3005 GEG-ALS NCGEAZ 200_| 0450 | aon GEC-ALS MCGEaZ 200 | 0.150 (X ZEALr00
%3 TROLE 505 |GEMERALELECT | GEWOSS3IG | E28 | 0200 | 42.00 | ENERALELECT | GEK9Eadl 156 | 0200 | 7500 08 -Tiay-00
[0 ALMEIRY 3x1600 MCHM 2400 74005 BEC GDG38 480 | 0350 | 999.89 GEG CDG1E 250 | 0450 | 29898 F R
[ A 500 MCH, 556 B005 GEC CDGES 480 | 0200 | 3000 GEC 0623 050 | b.200 | iZm0 [N
[ B 500 MCK 555 €005 GEG CDG53 300 | 0200 | 30,00 GEC THE 050 | 0200 | 1200 FR-SE
[T [ 500 MG 556 6005 BEG [ 400 | 0200 | 3000 GEG TDGZ3 030 | 0200 | 1200 F1JUESG
[ ] 500 MCH 558 8005 GEG COGE3 480_| 0200 | 3o00 GEC COG23 0350 | 0200 | 3200 S1-Ji-96
[ E 500 MiCM 556 600.5 CEG [ 400 | 0200 | 3000 GEG [ierA] 050 | 0200 | 1260 3IISE
[ F-TROLEBUS 6005 GEG CDG63 400 | 0700 | =000 GEG CDE23 050 | 0200 | 1200 31-JulS6
[7) CAPAGITORES 3005 GEG-ALS MCGGEEZ 550 | 0.100 | 44.00 GEC-ALS MCGEGHZ 150 | 6400 | 1eo0 ZE-ABFO0
[ AUMEIRY ZxP50 MCH 744 8005 GEG GOG36 500 200 | 998,99 BEC CDGIE 250 | 0150 | 99088 O7-Age-95
[T A 210 258 3005 GEG CDGoE 2000 GEC DG4 250 | 0100 | 2500 07-Aga-85
[ B 7 258 3005 GEC GDGES Z0.00 GEC COGI4 250 | 0300 | 2500 07-Ago8s
] (] P 518 3005 GEC CDE6A 20,00 GEG [l 250 | 0.100 | 2500 O7-Ago-55
08 AEREC 20 258 3005 GEC CDGE4 1400|2500 GEG ChRIL ZE0_| 0.100 | 2700 28~hm-8
[H] EXPRESO-TROLE 370 785 3008 GEC TDEEY 400 | 6.100 | 20.0 GEG CDGI+ 250 | a0 | 2aa0 Z5-RDr-28
o7 ALMBAKV__|_ 341000 MCM 452 24005 GEG. €638 480 | 0275 | 99asg GEG CDG16 350 | 0950 | 99559 ZB-Abr-C0 Cembla gupe de sstemas
o7 A S0 MCH 453 £00.5 GEC COGEd 400 | 0300 | Zsm0 GEC CDG14 375 | G700 [ 4000 | 16 | 26A6r00 TR =105, of
o7 B 740 mmz 500 G005 GEC COGRY 4E0_| 0000 | 2500 GEC GOG14 260 | 0.100 | 40.00 | 15 | 01-Die88 1R fén, =103, sl
07 c 350 MCH 500 6905 GEC CDGAL 200 | 0400 | 25.00 GEC CDG14 250 | 0.400 | 4000 | 1.5 | Z3-Abr-81 1 160, =105, 5]
[ 0 350 MICH 453 800.5 GEC THGas 280 _| 000 | 5000 GEC CDGI4 376 | 000 | 4000 | 15 | 26-A6r00 1 Recongxion, t=103,
[ E 240 mm2 87 500.5 GEC [RED 400 | 0a00 | 38.00 GEC UG 250 | 0.408 | 4000 | 15 | Z3-Abror R ion. &105.
w7 GAPACITORES ) 338 5005 GEC CRGEE 450 | 0050 | =500 GEC DG4 256 | ngon | zoan P
[ AUNAERV 477 MICM 670 2003 ABE SPAJI4IC 400 | a0 | 4000 ABB SPAJTIIC 100 | 0200 | 4000 2055
08 ALIMB.3KY 1500 Mk 1010 12008 GEC CDGE% 480 | 0600 | 593.09 GEC CDG14 300 | 1,000 | 09889 FL
08 A X0 550 3005 GEC CDGEL 480 | 0.900 | 5000 GEC COGI4 250 .| 0300 | =25.00 0-Re-07
08 g P 550 035 GEG [ 480 | 0.100 | 5000 GEC COG1% Z50 | 0400 | 3500 05-Jul-97
08 [ 2630 550 3005 GEC COG64 %80 | 0.700 | 50.00 GEG [ 250 | 000 | 2500 08-Jul-87
[ 1] 20 580 0035 GEC [ 480 | 0960 | 5000 GEG COGI 250 | 0100 | 35.00 08~Jul-97
08 AERED n 516 6005 GEG CDG64 %00 | 0.160 | 3500 GEC COGI4 250 | 0100 | 2500 O5-Jul-97
T EXPRESO ) 285 3005 GEC CDG64 80 | 9400 | sa.0 GEC CRGI4 280 | 0100 | 2500 GE-hl-97
[ TROLERUS 3005 GEG-AIS MCGGEZ 325 [ o100 | Z6.00 GEC-ALS GEG-ALS 100 | 0400 | 2408 BE-Jul-97
e ALTME.IRV 750 MCH 508 12005 [ €08 2000 (i [ 200 | 4000 | %049 05-Nov-56
[ A 0| g% | 10005 MIT €08 10.00 [ Goa 200 | 0800 | 1000 | | O1-Ago5
() [ 410 76 4005 i [0 I 25.00 MIT €08 %00 | 0500 | 2000 05-Nov-56
T D X% 533 400.5 MIT c0oB 1560 | 20.00 WIT [T Z00 | 0500 | 2040 GENav-55
] E T swawch 558 4055 HIT coB 00 T €08 200 | 0500 | 2000 05-Nov-55 T
[F] CAPACITGRAES | 250 MGH 372 4065 [T [ 260 | 0100 | 2000 HIT o8 200 | 0500 | 1040 06-Now-55 ]
10-H BLR B3R 3¥750 WG 2004 | 24005 "GEC CDG36 480 | 0300 | 99988 GEC €OGI6 250 | 0250 | 83049 Z8Aor0 | -
I A 240 mm2 487 6005 GEC CDGES 480 | 050 | 2500 GEC COGI4 500 | 0100 | 10000 | 15 | 31-Age-3B]
10N 8 240 mm2 487 600.5 GEC GDG54 400 | 0350 | 2500 GEC CDG14 500 | 0.100 | 10000 | 15 | 31-AgoSs| |
TN [3 Z40 2 487 §00.5 GEC CDGGd | 480 | 0150 | 2500 GEC CDG14 500 | 0100 | 10000 | 15 | 35-Abr-00
(Y E 240 mm2 487 [ GEC CDGE4 480 | 0150 | 25.00 GEG_ CDB14 500 | G100 | 10000 | 1.5 | 31-Agetd
10N F-DESCON. 230 mmz2 487 600.5 GEC CDGE4 400 | 0450 [ 2400 GEC COG14 500 | 0400 | 10000 | 15 | 3T-Agods
10N DISYS0-60VIC 500 mma 670 600.5 ABB SPAJTA0G 500 | 0300 | 50.00 AEB SPAJI40C 120 | 0300 [ 4300 F1-Age-96
1N SERV.AUX. 240 mm2 487 600.5 GEC CDGE4 400 | 0860 | 25.00 GEC CDG14 500 | 0100 | 10000 | 15 | 31-AgoSs
10V AL 3RV 750 HCM 698 12005 ABA SPAJI40C 300 | 0700 | 995.89 ABB SPAJTA0C 075 | 0800 | 99599 | | 07-5ep00
0V A 20+ 1%2/0 710 3005 GEG-ALS WMCOGEZ-El | 500 | €400 |  50.00 GEC-ALS MCGGHZ-El | 100 | 0200 | 3140 07-Sep00 ]
10V B 400 MCM 487 300.5 GEG-ALS MCGGAZ-El | 550 | G200 | 50.00 GEC-ALS MCGGEZ-El | 1.00 | 0200 | 3100 [ G7-ep-0d T
10V AL BIRV T50 MGH [ 12005 GEG-ALS WMCOGGE2VI_|_ 275 | 0.200 | 689.89 GEC-ALS MCGGB2-VI | 050 | 0.350 | 995.89 07-Sep00.
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De_Trebajo
AJUSTE DE PROTECCIONES DE S5/EE DE DISTRIBUCION
11-Ene-2001
SIE AUMENTADOR | CALBRE  Imistma _RELAGION.  WARCA nmro | TAP | TIRSTANY.]  MARCA PO TAP  LEVER | INSTANT.. TIC _ FECHA OBSERVACIONES | DATOS
| OFRIMARIO ~CONDUCTOR Amperdas = T = RELELF | RELEF RELELT ' RELE.T RELE T RELE T RELET, AUX & AJUSTE |PRIMARIO | omm
10V ) [ . oacomew | 487 | 600S | | M‘:’:GG’EZ-E_! : GEC-ALS ozo0 | 2325 | ‘-fl-?\'icp-ili " | c F1 %
v ! 5} ; ADOMCM 487 | 3005 | |, MCGGE2E_ i GEC-ALS 0200 ' Moo " 07-Sep-00 : -“0n
10V . E B+ B 2065 | MCGGRZEY | ! GECALS " Tan.60 . : [«] g m
; . . . : f wn s
1 T ALRAGIKV '1 200 MCH ' 1200 | 12005 GECALS | MCGGEZS! I ooF 0 >
1 A . W30 633 | 305 | GEGALS MCGGE2El i i ar
1 B | ;e | 6005 GEC-ALS ! : A :
1 ' c | 676 6005 i . -
1 [ umusnoucu 83 2005 ' Moet X
1" | CAPACITORES i ) G MCGGE2-E) i 1 B 27-Abr-98 Relés 51N5D 55 .
. 1 . R
12 i AUME3 ZxE0OMCHM | 1388 | 12005 MCGGE2-51 ~ 131-Age®s
2 A o | o7 4005 Lo_gos i _|aapels] B
12 8 240 b | 4003 .goo WAgedA] _d
2 C-DESCON 1 o= 4005 Cod_ 31-go85 r -
2 ) 518 d60.5 a3 1] i - I
T (EXPRESO 5 4005 cos - ) i
— P - B T oS - - — -
AE] ALIMAEKY ——— e - 28-Moy-891 . |
- R I Lo ebeis . ] Neutio dal 2 .
12 CAUMIGIRY | 2x700 MGM 1zz8 . _MERLN-G SEPAMZ000E! | | SEPAMACO0-El 15-Jun-0o .
) 13 ) A 20210 518 MERUIN-G | SEPAM2D00-E SEPAMZHO0.El 15-Jun0g o -
FERR 3 350 MCM 453 'MERUN-G SEPAMZOND-EI SEPAMZGM0-EN 15-Jun00 _
Ty FTROLEEUS T SEPAMZ000-E | __MERCN-G ~ | SEPAWZGQ0-E] Bdmdo [
| AUMZEIKV | Zx3so McH _SEPAM2000-EI | _ MERLIN-G | SEPAM2B00-El | 15-Jundl )| )
B SEPAMEODO-EI _ WERUN-G | SEPANMRZO00-EI | | 15iun 06 T
I “SEPAMZU00-EI v MERLING | SEPAM2C00-EI 15-Jun-00 —
] . SEPAMZ000-EI i MERLIN-G | SEPARZOG0-EI 15-Jun-00 _ -
AiMdeky | 50dmm2 | 58 | (8005 || T GEC COG66. . _CDGz6_ | 25-R0r00 | )
ALMBIRY uB00MCM | 2343 | 24005 GEG “CD636. COGIE __ 2ppr00 ) T T 1
A SOMGRM | 86 | 6005 GEC COGo4 COG14 26-Aer-00 1 Reconexitn. t=is,
S T -1 555 g5 | GEC _ _CoGes COGIA 26-Abr00 1 Reconexién, £10s, q o
i - € 500 MCHE 558 5005 GEG CDGR4 coGig_ | 28-Ab1-00 1R toi0s;
i D 32wz | 1461 3005 GEC CDGB4 GDG14 28-Abr00 1 t=10s.
R E | S00MEM 558 500.5 GEC CDG64 CDG14 28-Abr-08 i Reconaxién, t=10a,
__ 45" 77| CAPACITORES | S00MCM 855 _ | eons | GEC T Cbees ¢DG14 "30-Moy-97 Relés 5385 T
AUMTSIRV | 2x800mm2_ GEC ChE36 CDG18 Boumss| T )
T A | _ToomMom I GEE ChGz3 €023 25-Alr-58 —
ham | e/ | G008 | GEC COGZ3 250ct98 . ]
AT KRS0 1048 6603 GEC ChGea | 50086 | _ i
JISMCM | 453 5005 GEC | _cbea 1300 -
_Z0mmz_ 487 £00.5 TAEIDENSHA K10CE | 2AmeE T
2XE00 mm2 200 26005 _GEC CDG36 2500186
2 [ __coeza 2500195 | T
~Ghges 2800 7
€DG2Z3 28-Ahi-00
) £o6 2E0A58] _
— U5 HCGGE2 MCGES2 100 | 0200 | Zeb0 ([ | 750ct85 . ) T
T CAPACITORES?Z | WECGEZ MCGGR2 | 050 | 0080 | 250 | 26-Abi-00 RélsssTnsess | T |
) [ ] 23ui-99 R
_ MCGGERS! ] Neitro del o
o ALIMT 62KV MCGER2-ST | MCGEEZET | 27-Abr-98 ”
A | MCGGE2El MCGGRZEl 26-Abr-00 | FASEW0.6) Y TIERRA (0.1) comblasiss |
8 MCGGEZEl | MCGEREl | 150 o
c : PCEGEIRL | I - o
v | CAS | MCGGEIST L -
Y TobMCM HCGGRZEL
' 700MCH T RCGGEE B
T yomMacH TCEE2El | 500
ChPACITORES = tcGGezE | 600 )
* N i
! sooMcH | THICGGEZ Sl |, 425 | 0325 | ®m8d | T
j BoOMcH =g — 1 uoesEar ' Em
. o TGECALS | M El B | _WCGGEZEl 258
| GEC-ALS HMCGGEZ-E | _WCGEEE |
Tl zsumcu X HMCGGE2El ., [MCGGE2EI |
D T osmacm HCGGEZE! TCGEIZEl
T 1 ~ HCGGERE
. . vCGeazEl » X
3 ! i ) —_ MERUNG | SEPAMZOO0-E! | MERLIN-G ~ez-bicds
| ' 1
__arrmci g" gio T aws TGEC | ' ¢DGes | 480 | 0.500 i 3800 1 - THAT _ qzDiedd ] -
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Die_Trabajs
AJUSTE DE PROTECCIONES DE SS/EE DE DISTRIBUGION
11-Ene-2001 E
JE [ _AUMENTADOR | CALUBRE | Imixima | RELACION] _ WARGA ' TIPG___ | TAP | LEVER ! INSTANY.| _ WARCA TIPQ | VAP | LEVER | INSTANY.| /G | FECHA OHSERVACIONES DATOS |
O PRIMARID | CONDUGTGR | WCe__ REEF RELE_F_|RELE_F|RELE_F| RELE T | RELE T |RECE T|RELY T| RELE T| AUX | AJUSTE | PRIFARIO [ o o
! | _
) 230 s80° 3005 €hG23 | 2 0500 | 10,00 12-Dic00_nst. flera vo 1 todo el primario. Poner 1eco ] 'r; %
T8z T 7 T Tsees COB 200 | 2000 | 36.00 12-Dic00 =05
LR 22/0 516 {2008 €08 200 | 050 | 2200 01-5ic-98 o I o ;,‘ ﬂ
=
12005 CUGIB | 250 | 0300 | 09588 12-Dic00 o i 10 >
250 MCH 31z 305, CDGZ3 150 | 0450 | 240 | U TosbeysEi T T T T T i e
i 2SOMCEA 17372 | 3005 CDG23 f00 | 0ag0 | 250 O4May B8] ]
[ 250 MCH 2 3005 | cpea@s | 160 | o100 |20 04-Hay-98 - —
E I 005 MERUNG | SEPAMZOOUEN | 150 | 0770 | 40.00 TaNov-98 | s
CAPACITOREST | . W05 | 0300 - - Da-May-88 Rels 51N,55.55
LT CAPAGITORESZ 305 | T [ Relés 51N.58.55 T
. PRV S . N S R S R . -
ALIMASKV 380 mm2 ] 3605 | ' T@Ec |~ cbees 480 | 0400 | 26000 GEC CDGZ 250 | 0200 | 2500 14-Now-85
ALTEIRY 500 mmz2 4000 4005 | GEC COG3s 480 855,35 GEC CDGIE 250 | 0250 | 93598 13-Nov-35
A 240 mmz 487 €005 GEG ©DG23 3400 20.00 GE CDG23 B850 | 0200 | 20400 14-Nav-55
B 240 mmz2 487 €005 GEC CDB23 400 20.00 GEC CDGZ3 050 | 0300 | 2000 T4-Nov-5
[ 240 mma 487 6005 | GEC CDE23 4.00 20.00 GEG CDGZ3 050 E 20.00 14-Nov-85
D 500 MCH 555 5005 GEC cDe23 450 20.00 GEC €G22 050 | 0200 | 2000 4-Hov-85
E 350 TCH L5 B00.5 GEC CDG23 400 2600 GEC CDG23 G350 | 0200 | 2000 TATiov-35
F 2814 MCM 0 5005 GEC COGZ3 300 2000 T GED tDG23 050 | 0.150 | 1000 T&Ho-535
CAROLINA TROLE 300.5 GEC-ALS WMCGGEZEl | 340 2800 MCGGAZE! TCGG 100 | 0300 | 2800 25-May-98
EFICLACHIMA | ALIMAGRY 6005 WES CRT 560 | 4.000 WES RD7 200 | 0400 | 400 3-Jun-58 —‘
EFICLACHIMA PLRZIRY 12005 WES GO7 500 | 4.000 | 99599 WES co7 200 | 5500 | 59609 03Jun-58
EPICLACHIMA T 12005 WES co7 180 | 11000 | 69858 G1-Dic%s Weulro del fransformador
ERICLACHIMA 2 13005 WES co7 160 | 11.000 | 989.89 O1-Die-98 | Neutro del
EPICLACHIMA | A 240 76 4005 | WES €08 480 | 4000 | 2400 WES L] 100 | 6000 | 2400 02-Dic-88
EPICLACHIMA B i 875 400.5 WES 08 400 | 4000 | 2400 WEs [er] 100 | 6400 | 2000 #2-Dle 88
EPIGLAGHIVA < Zxdl &7 %063 WES 409 200 | 4000 | 2400 WES CO8 100 | 8000 | 20.00 02-Dic-08
EFICLAGHINA 1) Zxdf0 676 __|_ 4005 WES GOS8 400 | 4000 | 2440 WeS cog 100 | 4000 | 2200 02-DIc-98
EBCLACHIMA E ZxAI0 676 4005 WES cO7 500 | 4000 | 2000 WES [ 100 | 8000 | 2000 [Pl
EFICLACHIMA | CAPAGITORES 40 338 3005 WES co7 350 | 2000 | W0 2B-Fbr-00
EPICLAGHIMA | CAPAGITORES EE] GEC CDGH4 400 | 0500 | 10.00 GEG CDG/SPEC | 250 | 0500 | 1000 Z35epa0
HCJEPAPALLAC. | ALIMGIKY IACSR 2001 [ WHIPP&EOURNE GVR 040 | 0300 | 500 | WAIPPAHOURNE| GVR 035 | 0400 | 500 06-Sep-00 F:Rap, T:1R&p.
MAGHAGHT ALTMAGKY 05 GEC COGEE 480 | 050 | 2500 WES co8 250 | 0160 | 3000 G3-Tun-58 .
MACHACH ALIMZaKV 6005 |  MERUNG | SEPAM20OG-EI | 5.00 | 0250 | 99883 MERUN-G | SEPAMZ000-E1 | 1.50 | 04800 | 559.89 T3-Jin-98 | _
MACHACHI A 200.1 | WHIPPEBOURNE GUR 120 | 0100 | 600 | WHIPPEBOURNE BVR 040 | 0100 | 500 21-Age-98 2RAp., 1 Lenla, T:2Rép.,  Lenta,
MACHACHI B 200.1 | WHIPPBEOURNE GVR 100 [ 0400 | 600 |WAIPPEBOURNE| _GVR 040 | 0100 | 600 21-Age58 | FiPRAR. 1 Lenta, 1:2RAp., 1 Lenta,
MACHAGHI [ 200.1 | WHIPPABOURNE GVR__ | 1.00 | 000 | 6.00 |WHIPFGEOURNE GVR 040 | 0400 | 600 21-Age-98 | _F: 2RAp., 1 Lenta, 1:2Rdp., 1 Lenta. ~
MACHACHI D 2001 _ | WHIPPAEOURNE VR 100 | D100 | 600 |WHIPPSBOURNE GVR 040 | 0400 | 6.0 21-Ago-98 | _F: 2Rep., 1 Lenia. T: 2Rép. 1 Lenta, o
MOVIL ALIMBIKY ‘ 12005 GEC CDG36 400 | 0400 | 55908 GEC COGIE 230 | 0200 | 08999 Destaneciada,
T OMPICD | ALMBIKY 24005 GEG ~ TCnG®s 400 | GAC0 | 899.98 GEC CDG18 250 | 0350 | 98988 28-Abr-400
OLIMFICO A 240 mm2 487 §005 GEC [ 400 | 0460 | 2500 GEC CDG14 256 | 0400 | 10040 | 15 | 05-Sepus
OLMPIGO B 240 mm2 487 5005 GEC CDGE+ 480 | 0300 | 2500 GEC chG14 Z50 | 0.100 | 10000 | 15 |05Sepds _
OUMPIGO [3 240 mmz2 487 6a0.5 GEE CDG64 480 | 0.200 | 7500 GEC COG14 250 | 0.100 | 10000 | 15 | 055ep-58
OLIMFICO D Za0 mmz 487 [ 280 | 0200 | 2000 GEC CDG14 2,50 | 0300 | 16000 | 15 | 058epds
CLIMFICD £ 240 mmz 487 [ 400 | 0200 | 2000 GEC COGTE 250 | 6400 | 10000 | 15 | 05-5ep96 | ] ]
CLIPICO CAPACITORES - CDG64 400 | 600 | 1000 GEC COGI4 250 | 0160 | 2500 26-Abr-00 -
| FEREZ GUERRERQ| _ ALIMG3KV S GEGALS MCGG22 450 | _0425_| 59999 BRI o .
PEREZ GUERRERO| ATROIEBUS | - GEC CDG23 100 | 0400 | B0 | | ZFebar| -
PEREZ GUERRERD| _ B- DESCON. Fo0MCH e[ GEE [ 200 | 0500 | 800 24Febar
PEREZ GUERRERD c T TOOMEM 513 GEG CDG23 100 | 0460 | T @00 _ 24-Feb-97
PEREZ GUERRERD [} |~ TootCH 615 GEC €H6Z3 | 100 | 0400 | 800 P4-Feb-d7
| PEREZ GUERARERO E To0MCH | 613 GEG CDG23_ 160 [ 0106 | 860 24-Feb-97
[PEREZGUERRERG| " F | "7o0MCH |~ &i3 GEC €tz 100 | 0106 | 808 24-Feb 97 |~
PEREZ GUERRERCG| CAPACITORES GEC cDG23 1200 | 0400 | G600 27-Abr-88
[ A SR A IR S, E— S—
T AMAEkY . GEC GO~ " |T250 | 0100 | 4000 T5-Nav-00
_GEHGHLL. | "¥0ACS GEC _ —cobés 250 | 000 | 2800 Of-Age95|
L TAmER [ “{Sep98 | GEG [ " CBS1e | 280 | 0450 | 999.89 09.Dic-g8 | - T 7l
A 25.00 GEC T dpGia 22-Feb-00 - T
_._ 8 N 3800 | GEC | T €DGi4 OiAgess| T T T
) 0300 | 2500 MERUN-G | SEPAMI000-E D3-durv98 -
F ) 25.00 GEC CDG14 01-Ago55 | |
| CAPACITGRES T R A ol | R . I 01-Agp5 | -
| GAPACITORES | 77| Thns | MERUN.G | SEPAM000-EI | 228 | 0100 | 1600 MERUN-G | BEPANZ000-E] 03-Jun-58 | Relts 51N.59.58
_ETA.RDBA i’L ALIMZARV T 5805 |  GEC GDE36 | 40 [ 9470 | 99599 GEC 6061|380 | 0.970 bas.ss 160as6 | o
" STA_ROSA A 240 MCH 32 3005 GEC CDGE4 480 | 0.400 [ 3500 BEC CDG14 250 | 0160 | 3500 26-ABr00 | ]
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ANEXO 1.2.2

EMPRESA ELECTRICA AMBATO

SUBESTACION| ALIMENTADOR |

FASE

I NEUTRO

Tisaleo SPAJ140C ABB SPAJ140C ABB
Q Cevallos CO8 WESTINGHOUSE C08 WESTINGHOUSE
MONTALVO Alimentador Sur CO8 WESTINGHOUSE CO08 WESTINGHOUSE
Totalizador IAC G.E.E IAC G.E.E
A Totoras 69 KV JBC512E112A G.E.E JBCQS1K14A G.E.E
A Huachi 69 KV JBCH12E112A G.E.E JBCQ51K14A G.E.E
Huambalo CO8 WESTINGHQUSE C0O8 WESTINGHOUSE
Pelileo C0O8 WESTINGHOUSE CO08 WESTINGHOUSE
PELILEO Patate DPU200 ABB DPU200 ABB
Totalizador COB8 WESTINGHOUSE C08 WESTINGHOUSE
Totalizador 1 C0O8 WESTINGHOUSE C08 WESTINGHCUSE
A Bafios IAC G.E.E IAC G.E.E
Totalizador CO-81-D MITSUBISHI CO-81-D MITSUBISHI
Atahualpa CO-91-D MITSUBISHI CO-91-D MITSUBISHI
Pasa C0-91-D MITSUBISHI C0-91-D MITSUBISHI
HUACHI Miraflores CO-91-D MITSUBISHI CC-91-D MITSUBISHI
Santa Rosa CO-91-D MITSUBISHI CC-91-D MITSUBISHI
Montalve 69KV CO-91-D MITSUBISHI C0O-91-D MITSUBISHI
Atocha 69 KV CC-91-D MITSUBISHI C0-91-D MITSUBISHI
Ficoa IAC G.E.E IAC G.EE
Hospital IAC G.E.E IAC G.E.E
ATOCHA Américas IAC G.E.E IAC G.E.E
Interc. Batan IAC G.E.E IAC G.E.E
Quisapincha CO8 WESTINGHOUSE C08 WESTINGHOUSE
Pilishurco C0O8 WESTINGHOUSE €08 WESTINGHOUSE
Olimpica SPAJ140C ABB SPAJ140C ABB
Universidad SPAJ140C ABB SPAJ140C ABB
Totoras SPAJ140C ABB SPAJ140C ABB
ORIENTE Interc. Lligua C08 WESTINGHOUSE C08 WESTINGHOUSE
Interc. Oriente-Lc CO8 WESTINGHOUSE CO08 WESTINGHOUSE
Trafo 13,8 KV CO8 WESTINGHQUSE CO08 WESTINGHOUSE
/T Orient. Amba. CO8 WESTINGHOUSE C0O8 WESTINGHOUSE
Capacitores C08 WESTINGHOUSE C08 WESTINGHOUSE
Totalizador CO8 WESTINGHOUSE C08 WESTINGHOUSE
Totalizador 4,16kv  CO8 WESTINGHOUSE C08 WESTINGHOUSE
Ingahurco CO8 WESTINGHOUSE C0O8 WESTINGHOUSE
Interc. Loret-loret CO8 WESTINGHOUSE €08 WESTINGHOUSE
Interc. Loret.Batan CO8 WESTINGHOUSE €08 WESTINGHOUSE
LORETO Espejo CDG English Electric CDG English Electric
INT. Loreto Batan SPAJ 140C ABB SPAJ 140C ABB
Subterréaneo 1 SPAJ 140C ABB SPAJ 140C ABB
Ferrobiaria SPAJ 140C ABB SPAJ 140C ABB
12-Nov SPAJ 140C ABB SPAJ 140C ABB
Totalizador SPAJ 140C ABB SPAJ 140C ABB
Central SPAJ 140C ABB SPAJ 140C ABB
Shell Mera SPAJ 140C ABB SPAJ 140C ABB
Circunvalacién SPAJ 140C ABB SPAJ 140C ABB
PUYO Totalizador 69 KV SPAJ 140C ABB SPAJ 140C ABB
Capricho C0O8 WESTINGHOUSE CO08 WESTINGHOUSE
Macas C0O8 WESTINGHOUSE C08 WESTINGHOUSE
Tarqui CO8 WESTINGHOUSE C08 WESTINGHOUSE
Tena 69 KV IAC G.E.E IAC G.E.E
Lligua-Oriente €08 WESTINGHOUSE CO08 WESTINGHOUSE
Lligua Lligua-Samanga C0O8 WESTINGHOUSE C08 WESTINGHOUSE

Catiglata

CO8 WESTINGHOUSE

Inter. Penins,-Lligua CO8 WESTINGHOUSE

CO8 WESTINGHOUSE
CO8 WESTINGHOUSE




SUBESTACION]

ALIMENTADOR | _

FASE

[ NEUTRO

Intr. Lligua-Oriente

CO8 WESTINGHOUSE

CO8 WESTINGHOUSE

Lligua Intr. Lligua - Saman. CC8 WESTINGHOUSE CO8 WESTINGHOUSE
Catiglsata CO8 WESTINGHOUSE C0O8 WESTINGHOUSE
Peninsula-Lligua CO8 WESTINGHOUSE CO8 WESTINGHOUSE
Perez de Anda CO9 WESTINGHOUSE CO9 WESTINGHOUSE
Central CO9 WESTINGHOUSE CO0O9 WESTINGHOUSE

BATAN Disy. Totalizad. 4,16 SPAJ 140C ABB SPAJ 140C ABB
Bolivar C09 WESTINGHOUSE C09 WESTINGHOUSE
Interc. Batan'Loretc M.D.P. GENERAL EL. M.D.P. GENERAL EL.
Vicentina CDG English. meter CDG English. meter
Rio verde C0O8 WESTINGHOUSE C0O8 WESTINGHOUSE
Pititic CO8 WESTINGHOUSE C0O8 WESTINGHOUSE

BANOS Barios DPU2000 ABB DPU2000 ABB
Totalizador 13,8KV  IAC G.E.E IAC G.E.E
Totalizador 69 KV JBC512E112A G.E.EE  JBCQ51K14A G.E.E
Puyo 69 KV JBC512E112A G.E.E JBC512E112A G.E.E
Pillaro SPAJ 140C ABB SPAJ 140C ABB
Norte SPAJ 140C ABB SPAJ 140C ABB

SAMANGA P.LA. CO8 WESTINGHOUSE CO8 WESTINGHOUSE
Totalizador 13,8KvV IAC G.E.E IAC G.E.E
Ambato 69KV JBC512E112A G.E.E JBC512E112A G.E.E

Atocha 69 KV

JBC512E112A G.E.E

JBCH12E112A G.E.E




ANEX0O 1.2.3

ELEPCO

AJUSTES DE LOS RELES UNIDADES INSTANTANEAS

SALCEDO | SAN RAFAEL| CALVARIO COCHA MULALO LASSO
50/llluchi 1 - - 12 - - -
67/A San Rafael - - - - 30 -
G7N/A San Rafael - - - - 20 -
50/G 60 No tiene 40 20 30 40
50N/G 40 No tiene 40 23 30 42
50/AL 20 40 50 37,5 40 30
BON/AL 20 30 33 25 30 20
50/69 - 20 - - 50 -
50N/69 - 11 - - 13 -
50/AL 1 - - - - - 80
S50N/AL 1 - - - - - Bloqueado
50/AL INTER - 38 40 - - -
50N/AL INTER - 34 34 - - -
50/13,8 - - 24 - - -
50N/13,8 - - 15 - ~ -
50/22 - - 40 - - -
50N/22 - - 10 - - -
50/AL 2 - - 25 - - -
50N/AL 2 - - 17 - - -
50/AL 1,5 - - - 75 - -
50N/AL 1,5 - - - 50 - -

67/ San Rafael

67N/ San Rafael




AJUSTE DE RELES TEMPORIZADOS 51 51N

TAP DIAL
S/E Mulald 69 kV a S/E San Rafael 3,5(1,5) 4 (4)
S/E San Rafael 69 kV a S/E Mulaloé 24 (1) 4 (4)
S/E San Rafael 13,8 kV, Bairas 5 (1,5) £16)]
S/E San Rafael 13,8 kV, a Puijili 5 (1,5) 2(4)
S/E San Rafael 13,8 kV a Saquisili 6(2) 24
S/E San Rafael 13,8 kV a S/E Calvario 5 (1,5) 4 (4)
S/E Calvario 13,8 kV a S/E San Rafael 6 (1,5 5(7)
SIE Calvario 13,8 kV a Barras 33,5(1,2) 0,2 (0,25)
S/E Calvario 13,8 kV Alimentador 2 335(1,4) 0,2 (0,4)
S/E Calvario 13,8 kV Alimentador 1,34 | 355(1,4) 0,2(04
S/E Calvario Transformador lado 13,8 kV 5(1,5) 2(2,5)
S/E Calvario trafo lado de 22 kV 4{1,8) 2(1)
S/E Calvario 22 kV a llluchi 1 4 {No tierrra) 1
S/E Salcedo 13,8 kV Barras 5(1,5) 4(4)
S/E Salcedo 13,8kV Alimentador 1 4 (1) 4 (3)
S/E Salcedo 13,8 kV Alimentador 2,3,4 3 (1) 4(3)
S/E La Cocha 13,8 kV Barras 2,65(1H) | 0,2(0,5)
S/E La Cocha 13,8 kV Alimentador 1 3,5 (1,15} 0,3 (0,5)
S/E La Cocha 13,8 KV Alimentador 5 4,5 (1,5) 0,3 (0,5)
S/E La Cocha 13,8 kV Alimentador 2,34 2,5 (0,85) 0,3 (0,5)
S/E Mulal 13,8 kV Barras 4 (1,5) 2(3)
S/E Mulalé 13,8 kV Alimentador 1-5 4 {1,5) 4{4)




ANEXO 1.2.4

EMELEC

RELES DE PROTECCION EN S/E DE DISTRIBUCION

SUBESTACION Relé de Proteccién
ALBORADA Fusible
AMERICA Fusible
ATARAZANA Fusible
AYACUCHO Fusible
B. PUBLICO Fusible
BOYACA 1 Fusible
BOYACA 2 Fusible
C. BLANCO Fusible
CEIBOS 1 General Electric 2908346A09, CO -9
CEIBOS 2 General Electric 290B346A08, CO -9
CUMBRES Fusible
EL UNIVERSO Fusible
ESMERALDAS 1 TPU 2000
ESMERALDAS 2 TPU 2000
GARAY 1 TPU 2000
GARAY 2 TPU 2000
GARZOTA Fusible
GERMANIA Fusible
GUASMO 1 TPU 2000
GUASMO 2 TPU 2000
GUAYACANES Fusible
KENNEDY 1 SPAJ 140C, SPADC3,DPU2000
KENNEDY 2 SPAJ 140C, SPADC3,DPU2000
MAPASINGUE 1 TPU 2000
MAPASINGUE 2 TPU 2000
P. CANALS Fusible
P. LIZA Fusible
PORTUARIA Fusible
PRADERA Fusible
SAUCES 1 Fusible
SAUCES 2 Fusible
TORRE 1 Fusible
TORRE 2 Fusible
VERGELES Fusible
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ANEXO IV
SOFTWARE

Conforme al desarrollo del trabajo de investigacién, se han planteado dos
posibilidades para efectuar la automatizacion de la subestacion Mulald; de acuerdo a
ello, dependiendo del grado de automatizacién en que se encuentre la subestacion,
se requeriran de diferentes tipos de software de operacion para efectuar las tareas de

automatizacion necesarias en cada esquema de automatizacion.

En el primer caso en el cual se emplea el sistema de automatizacion mediante
SICAM RTU, manteniendo los mismos equipos de proteccion existentes ( es decir
manteniendo los relés electromecanicos, y circuitos de control}, basicamente se
empleara el software de parametrizacién y configuraciéon de hardware SICAM PLUS
TOOLS, software para efectuar las tareas de control, programacién de secuencias y
tareas adicionales STEP 7; a medida en que se actualizan los sistemas de
proteccion y control, se requerirdn adicionalmente otros tipos de software para
efectuar las tareas de automatizacién.

En los otros esquemas de automatizacién presentados por SIEMENS, se requieren
ademas del SICAM PLUS TOOLS, otros software de operacién como son WinCC,
Digsi V3.4, debido a que en estos esquemas de automatizacion se reemplazan los
reiés electromecanicos por relés digitales, y se debe actualizar por ejemplo el
procesador de la RTU. A continuacion se hara una descripcion de cada uno de los

programas mencionados anteriormente.

V.1 SICAM PLUS TOOLS.-

El objetivo principal de la red eléctrica es brindar un servicio de calidad y confiabilidad
a los clientes. Por tal razén, el personal de operacion requiere de informacion lo mas

detallada posible a cerca del estado de operacion de dicha red. En cada una de las



subestaciones que conforman la red, existe gran cantidad de informacién, la misma
que debe ser almacenada y luego evaluada con rapidez y eficiencia.

Con el fin de satisfacer este objetivo, el sistema de configuracién SICAM PLUS
TOOLS, actia como interfase para el usuario, la cual permite efectuar la

parametrizacion y configuracion de los equipos existentes en una subestacion.

IV.1.1 FUNCIONES PRINCIPALES.-

Mediante SICAM PLUS TOOLS, se puede configurar y parametrizar:

- El hardware del SICAM SC o SICAM RTU.

- La conexién de las unidades de control de bahia hacia el SICAM SC.

- Conexién de] SICAM SC o SICAM RTU hacia el centro de control.

- La informacién a ser desplegada y controlada mediante el sistema de
visualizacién WinCC.

- Condiciones de bloqueo para efectuar operaciones de cierre o apertura.

- Funciones de automatizacién especificas.

Iv.1.2 ESTRUCTURA DE PROYECTO.-

Una estructura de proyecto, es creada automaticamente durante el proceso de
configuracién. Las areas de datos son almacenadas en diferentes carpetas, todo esto
se desarrolla en un ambiente Windows, esto permite efectuar la parametrizacién de
los diferentes elementos que forman parte de la estructura, de igual forma que al
trabajar en cualquier programa desarrollado para Windows, es decir se pueden
afiadir o cambiar parametros mediante las barras de herramientas y e] mouse.

Una subestacién cuaiquiera que se esta desarrollando debe configurarse por medio
de los siguientes niveles jerarquicos: Hardware, Com TC, Com IED, CCp 443-5, CPU
846-3, SIM.



IV.1.3 CONFIGURACION Y PARAMETRIZACION DEL HARDWARE.-

En el modo de configuracién de hardware, se pueden configurar los modulos del
SICAM SC o del SICAM RTU, y parametrizarlos de acuerdo al proyecto respectivo.
Los Slots correspondientes a cada rack, son desplegados en forma tabular. Desde un
catalogo de hardware importado desde las librerias se puede seleccionar los
médulos correspondientes y colocarlos en el siot correspondiente, todo esto
mediante el mouse, de igual forma en que se seleccionan y copian objetos de dibujo
en Microsoft Word.

Iv.1.4 CONEXION DE LAS UNIDADES DE CONTROL DE BAHIA HACIA EL
CONTROLADOR.-

Esto se realiza a través del nivel jerarquico COM IED (Comunicacion con los
dispositivos de proteccién inteligentes), mediante el se puede configurar la conexién
vy la cantidad de informacion que sera manejada por las unidades de control de bahia,
todo esto con miras hacia el control y monitoreo de la subestacion. Con las unidades
de proteccion SIPROTEC 4, las cuales se encuentran conectadas mediante el
protocolo PROFIBUS FMS, existe la posibilidad de transferir los datos generados en
los relés de proteccion hacia la unidad de almacenamiento de datos existente en el
SICAM PLUS TOOLS.

1V.1.5 CONEXION HACIA EL CENTRO DE CONTROL.-

La aplicacion SICAM COM TC, administra todos los parametros relacionados con el
intercambio de informacion entre el SICAM RTU o SICAM SAS vy el centro de control
relacionado. La transmision de mensajes o telegramas para efectuar monitoreo se

efectian con prioridad sobre el resto de tareas.



SICAM PLUS TOOLS, permite el transporte y aimacenamiento de datos, para llevar a
cabo este proposito, se debe especificar la topologia de la subestacién de acuerdo a
las necesidades del sistema. A través de una tabla, se puede determinar la
informacion a ser procesada por determinados médulos, esto es, por ejemplo, se
puede especificar el tipo de informacion a ser desplegada en el centro de control, y

determinar si se quiere o no efectuar control sobre la misma.

IV.1.6 FUNCIONES DE AUTOMATIZACION.-

El componente del sistema de automatizacion SICAM CFC se utiliza para efectuar
las siguientes tareas:

- Generar informacién derivada, por ejemplo grupos de indicacicnes

- Procesar comandos de salida hacia los médulos de salida del SICAM SC.
- Configurar Condiciones de bloqueo.

- Definir secuencias de operacion.

- Configurar funciones de automatizacién especificas de usuario.

- Indicar violaciones de los valores |imite.

- Especificar secuencias de desconexion.

- Definir rutinas de medicion: intervalos de medicién, borrado.

CFC permite efectuar una configuracién grafica de operaciones logicas, ademas de
los bloques de funcién general tales como and, or nor, etc, se pueden utilizar blogues
de funcién para control proteccién, por ejemplo para procesar valores madidos.

Para efectuar las tareas de visualizacién y parametrizacion en los centros de control,
se deben emplear las interfaces existentes con los programas WinCC y Digsi V3.4.
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IV.1.7 REQUERIMIENTOS.~

Computador personal PC o controlador l6gico programable PLC, con las siguientes
caracteristicas:

- Procesador Pentium >=133MHz

- Memoria RAM >= 64MB

- Capacidad de disco duro >= 1Ghyte

- Drive Cd rom

- Teclado

- Mouse

- PC/MPI cable serial para PC

- Sistema operativo Microsoft Windows 95 o Windows NT 4.0 o mayores.



IV.2 SICAM WinCC.-

SICAM WInCC representa la interfase entre el usuario y la subestacién. Para efectuar
una eficiente operacion de la Subestacién, un gran niimero de datos individuales son
presentados en forma rapida y segura. Un operador terminal posee un monitor,
teclado, mouse e impresora; el monitor sirve por un lado, para desplegar todos los
procesos ( por ejemplo mostrar los estados de operacién de los elementos de la
subestacion, valores medidos, etc.); por otro lado, en combinacién con el teclado y el
mouse se pueden llevar a cabo acciones como por ejemplo seccionamiento de
disyuntores. WinCC también archiva los datos mas relevantes de la subestacién,
haciéndolos disponibles para el usuario en forma de curvas o tablas en caso de
requerirse una evaluacién de los mismos. Ademas de efectuar la visualizacién y
evaluacién de los eventos en la subestacién, el usuario también puede acceder a
estos parametros en un centro de control distante, es a través de un modem, o una
red tipo LAN o WAN.

1V.2.1 RANGO DE APLICACION.-

WinCC es un sistema de grafico de visualizacién, el cual a mas de sus funciones
integradas permite efectuar una expansion del sistema mediante interfases estandar
en ambiente Windows; por ejemplo es posible ingresar valores medidos desde los
aparatos en un alimentador hacia el programa Excel, para luego hacer un analisis

exhaustivo de los mismos.

Es posible conectar hasta 2 seividores al SICAM SC en una configuracion cliente
servidor, a través de protocolos Industrial Ethernet o Profibus. Es posible incorporar
niveles de autorizacién para cada operador. Para efectuar determinada operacion, se
requerira de palabras clave que permitiran el acceso a cierta informacién ( por

ejemplo con una determinada clave de acceso sélo se podra acceder a los



disyuntores de un determinado nivel de voltaje), o proteger ciertos procedimientos de

operacién {por ejemplo , cierre no sincronizado de disyuntores).
IV.2.2 FUNCIONES PRINCIPALES.-

Mediante el sistema grafico, la visualizacion y operacién son facilmente
configurables, el mismo se utiliza para realizar diagramas de los equipos que forman
parte de una subestacién. WinCC puede ser utilizado en un sistema con una sola
terminal, o en configuraciones cliente servidor (por ejemplo en un sistema con varias
terminales); los operadores en cada una de ias terminales son coordinados con los
demas, a fin de que todos tengan acceso a la red en cualquier instante de tiempo.

Para efectuar la configuracién de una subestacién se pueden utilizar asistentes, los
mismos que ayudan a efectuar acciones repetitivas de manera rapida y precisa;
también se pueden transferir datos desde SICAM Plus Tools hacia SICAM WinCC,

esto permite optimizar tiempo y garantizar la confiabilidad de los datos transmitidos.

El sistema de administracién de mensajes consiste de: Lista de eventos, lista de
alarmas, y una lista para desplegar el estado de las protecciones; cada una de las
listas consiste de secuencia de eventos, bloques de indicaciones, textos y graficos.
Los valores medidos y calculados en el SICAM PLUS TOOLS, pueden ser
exportados hacia el sistema de visualizacion WinCC.

En la libreria de simbolos, se puede encontrar equipo de control y proteccién tipico
de una subestacién como por ejemplo; Aparatos de maniobra, unidades de bahia,
transformadores, y demas equipo , los mismos que son empleados para realizar
diagramas de una subestacién.
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SICAM Valpro (Unidad de proceso de valores medidos y calculados), es un
componente del WInCC utilizado para efectuar procesamiento, despliegue e
impresion de valores medidos y calculados, los mismos que se encuentran
almacenados en archivo. Es posible procesar los datos almacenados en archivo de
valores medidos o calculados, sin que estos sean afectados por ninglin cambio;
solamente los valores originales son grabados, y la funciébn de procesamiento es
efectuada Gnicamente después que se archivan los datos. Se pueden efectuar las
siguientes funciones de procesamiento:

- Valor minimo
- Valor maximo

- Valor medio



- Factor de potencia en intervalos de 15 minutos, 1 hora, 1 dia.

Es factible desplegar el diagrama unifilar de la subestacion en pantalla, mediante
esta operacion, se puede determinar el estado de operacion de los disyuntores en
forma rapida y segura. Dependiendo de la parametrizacion, puede ser desplegada
una parte de la subestacion, este diagrama presenta en forma de ventana aquella
seccién de la subestacion que se haya seleccionado mediante el mouse. Los
comandos de ejecucion son efectuados Unicamente después que se haya ingresado
una palabra cable. Todos los eventos que ocurren en la subestacién, son
almacenados continuamente en orden cronoidgico; esta lista de eventos incluye
indicaciones, operaciones de desconexion y la comprobacion de cada uno de los
comandos. A mas de la lista de eventos, existe una lista de alarmas, la misma que
puede ser configurada de manera que permita visualizar determinadas operaciones

de interés para el usuario.

IV.3 Digsi V3.4.-

Mediante el programa Digsi V3.4 se pueden parametrizar todos los dispositivos de
proteccion fabricados pos SIEMENS mediante un PC o Notebook a través de la
interfase integrada en los mismos, también leer datos de perturbaciones. El programa
de evaluacion Digra permite visualizar y evaluar registros de perturbaciones.

Este software de andlisis y evaluacién dispone de un gran nimero de funciones
operacionales totalmente llevadas por cuadros de dialogo en ambiente Windows,
este programa hace factible copiar archivos de datos del relé y descargarlos hacia el
computador o viceversa, a través de la interfase existente en la parte frontal de los
equipos de proteccion SIEMENS, la cual hace posible la conexién de un computador
con el quipo de proteccion en forma rapida y segura.



IV.3.1 RANGO DE APLICACION.-

Este software puede ser empleado en sistema operativo Windows 98, Windows NT o
superiores; Digsi soporta los protocolos de comunicacién IEC 60870-5-103 para
efectuar la comunicaciéon con los equipos de proteccion, es recomendable emplear
conexiones aisladas como optoacopladores o fibras opticas, especialmente si el
equipo de proteccion se encuentra operando en red. AL iniciar el programa,
automaticamente es abierto el administrador, mediante el cual, se pueden estructurar
y administrar proyectos en cualquier topologia que presente la subestacion; asi, si se
desea implementar un equipo de proteccion en cualquier parte de la subestacion,
basta con importario desde un catalogo y mediante un click del mouse colocarlo en el

sitio exacto de la subestacion.

Para acceder a todos los parametros del relé, basta con hacer doble click sobre el

mismo, asi se tendra informacion a cerca del estado de la configuracion del relé.

IV.3.2 CARACTERISTICAS.-

Interfase de usuario, la cual permite acceder a la informacién estrictamente requerida
por el mismo similar a Microsoft Windows Explorer. Acceso protegido mediante
palabra clave, con ello se consigue que tareas como configuracién, ordenacion, y
ajuste sean efectuadas Unicamente por personal autorizado. El programa Digsi
puede ser utilizado también a nivel de centros de control en conjuncién con el
programa SICAM plus TOOLS, de esta manera existe la posibilidad de acceder y
cambiar los parametros del relé en forma remota. Otra caracteristica del Digsi, es la
matriz de configuracién, la cual permite listar varios items de informacion escogidos

de acuerdo a la funcién que realizan.

En caso de disturbio, se pueden archivar y desplegar los datos generados en el
transcurso de la falla y mediante el programa Digra, se pueden calcular valores



como: impedancia de secuencia positiva, valores RMS, componentes simétricas,
vectores, etc. Los relés de proteccion SIPROTEC 4 incorporan un PLC, controlador
|6gico programable, estos relés estan ajustados con una programacién de bloqueos
de fabrica por defecto. Si se desea adaptar o modificar estos ajustes, se debe usar el
Editor CFC.

Cuando se efectlia los ajustes de los equipos de proteccién, es conveniente tener a
disposicion visual, las caracteristicas de operacién; mediante el paquete opcional
Graphic tools 4, y con solo un click en el cuadro de didlogo de ajustes, se puede
visualizar las caracteristicas o diagramas de zonas dependiendo de los valores que
se estan observando, esto permite visualizar los efectos que ocasionaria un cambio
en los ajustes de los equipos de proteccién.

Para efectuar el control remoto de los equipos, el programa DIGS| Remote 4 permite
localizar equipos de proteccién y operarlos desde los centros de control. Sj se ha
abierto un equipo en Digsi, y se ha seleccionado configuracion del equipo de
proteccion via modem, Digsi establecera una conexién con el equipo mediante el
MODEM de la subestacién después de que el usuario ha ingresado el cédigo de

acceso.






ANEXO V

PROTOCOLOS DE COMUNICACION

Establecen una descripcién formal de los formatos que deberan presentar los
mensajes para poder ser intercambiados por equipos de cémputo; ademas definen
las reglas que ellos deben seguir para lograrlo. En la actualidad contamos con
muchos protocolos de comunicacion comerciales con los cuales muchas veces aun
sin darnos cuenta, los utilizamos, nos ayudan a hacer tareas como lo son el Internet,
una iransferencia por médem o una simple comunicacion a un servicio en linea
inteligente de algn banco (BITAL).

Los protocolos estan presentes en todas las etapas necesarias para establecer una
comunicacion entre equipos de computo, desde aquellas de mas bajo nivel (e.g. la
transmision de flujos de bits a un medio fisico) hasta aquellas de més alto nivel (e.g.
el compartir o transferir informacién desde una computadora a otra en la red).
Tomando al modelo OSi (Open Systems Interconection) como referencia, podemos
afirmar gue para cada capa o nivel que é! define existen uno 0 mas protocolos
interactuando. Los protocolos son entre pares (peer-to-peer), es decir, un protocolo
de alguin nivel dialoga con el protocolo del mismo nivel en la computadora remota.

A continuacion se mencionan y explican varios de estos protocolos, estos son los

mas importantes y/o comerciales hoy dia: FTP, HTTP, IPX/SPX, NFS, POP3, SCP
TCPAHP .

V.1 FTP FILE TRANSFER PROTOCOL.-

Protocolo de Transferencia de Archivos. El objetivo principal de este protocolo son
varios puntos, promover el compartir archivos entre computadoras (programas y/o



datos), alentar al uso remoto de las computadoras, y transferir datos de una forma
segura y optima por computadora. FTP mas que para ser usado por un usuario

directamente es para que los programas lo usen entre ellos para comunicarse.

Con este tipo de forma de hacer las cosas ayudamos al usuario a despreocuparse si
tiene contacto con macrocomputadoras, micro, mini o simples PC’s, gracias a un

protocolo como este, no se necesita saber mucho y se logra lo que se quiere.

FTP ha ido evolucionando demasiado en todos estos aifos desde gue se creo, este
empez6 en 1971 con un modelo de transferencia llamado RFC 141 en M.L.T.. Fue
hasta después de muchas revisiones que llegé a RFC 265 cuando ya se le considero
un protocolo de transferencia de archivos completa entre HOSTs (servidores de
archivos) de ARPHANET. Finalmente un documento declarando un FTP oficial se
publico cuando se llego a RFC 454.

Hasta Julio de 1873 muchos cambios habia sufrido ya el FTP, pero siempre
conservo la estructura principal desde el principio. Al final de la edicién de RFC 765

se incluyeron algunos de los que son ahora los comandos de este protocolo:

En la estructura de datos en FTP se consideran tres tipos diferentes de archivos:

File - structure donde no hay estructuras internas y el archivo es considerado una
secuencia continua de bytes. Record - structure donde los archivos contienen puros

registros iguales en estructura
Page - structure donde los archivos contienen paginas enteras indexadas separadas.

Al establecer una conexién por FTP se debe tomar en cuenta que el mecanismo de
transferencia consiste en colocar bien la transferencia de datos en los puertos
adecuados y al concluir la conexibn estos puerios deben ser cerrados
adecuadamente. El tamafio de transferencia es de 8 bits, en ambos. El que va a
transferir, debe escuchar desde el puerio hasta que el comando enviado sea recibido



y este sera el que de la direccién de la transferencia. Una vez recibido el comando y
establecido una transferencia del servidor al que solicita, se inicializa la comunicacién
de la transferencia para verificar la conexion, esta es una cabecera con un formato
especifico, después de esto se comienza a enviar las tramas de 8 bits sin importar el
tipo de datos que sea (antes mencionado), y al finalizar se envia ofra trama cabecera

va establecida confirmando la fransferencia completada.

Existen tres modos de transferencia en FTP

STREAM MODE
BLOCK MODE
COMPRESSED MODE

V.2 HTTP HYPER TEXT TRANSFER PROTOCOL.-

Protocolo para la transferencia de hipertextos. El protocolo para la fransferencia de
hipertextos es para todos los sistemas de informacion distribuidos que tengan la
necesidad de mostrar la informacién y pasarla por una comunicacién normal
haciendo uso de las ligas de este lenguaje. La primera versiéon de este lenguaje
(HTTP 0.9) se uso desde 1990.

El Protocolo fue implementado inicialmente para WWW en 1991 como una iniciativa
de software y se denominé HTTP 0.9. El protocolo completo fue definido en 1992 e
implementado en marzo de 1993.

El protocolo como todos tiene sus propias terminologias, a continuacidn se
mencionan:
Conexion Es el circuito virtual establecido entre dos programas en una red de

comunicacién con el proceso de una simple comunicacion.



Mensaje Esta es la unidad basica de un protocolo HTTP, estos consisten en una

secuencia estructurada que es transmitida siempre entre los programas.

Cliente Es el programa que hace la llamada al servidor y es el que atiende en toda Ia

transmisién la trama de los mensajes.

Servidor El que presta el servicio en la RED.

Proxy Un programa intermedio que actda sobre los dos, el servidor y el cliente.

IPX/SPX Internetwork Packet Exchange, Sequence Packet Exchange

Este es un protocolo usado y registrado por la comparnia mundial de redes Novell®
Existen otros tipos de protocolos POP 3y Scp

TCP/IP Transfer Communication Protocol / Internet Protocol

V.3 EL TCP/AP ES UN CONJUNTO DE PROTOCOLOS 'A CAPAS' O,
SI SE PREFIERE, 'A NIVELES'.-

Desarrollados como parie del proyecto DARPA a mediados de los 70°s, dando
lugar a la red ARPANET. Su objetivo fue que computadoras cooperativas
compartieran recursos mediante una red de comunicaciones.

ARPANET deja de funcionar oficialmente en 1890.

TCP = TRANSFER CONTROL PROTOCOL
iP = INTERNET PROTOCOL



En la actualidad, las funciones propias de una red de computadoras pueden ser
divididas en las siete capas propuestas por [SO para su modelo de sistemas abiertos
(OSl). Sin embargo la implantacién real de una arquitectura puede diferir de este
modelo. Las arquitecturas basadas en TCP/IP proponen cuatro capas en las que las
funciones de las capas de Sesion y Presentacion son responsabilidad de la capa de
Aplicacion y las capas de Liga de Datos y Fisica son vistas como la capa de [nterfase
a la Red. Por tal motivo para TCP/IP sélo existen las capas Interfase de Red, la de
Intercomunicacién en Red, la de Transporte y la de Aplicacion. Como puede verse
TCP/IP presupone independencia del medio fisico de comunicacién, sin embargo
existen estandares bien definidos al nivel de Liga de Datos y Fisico que proveen
mecanismos de acceso a los diferentes medios y que en el modelo TCP/IP deben
considerarse la capa de Interfase de Red; siendo los mas usuales el proyecto
IEEE802, Ethernet, Token Ring y FDDI.

V.3.1 MODELQO DE CAPAS DE TCP/IP.-

Descripcion del Modelo de Capas de TCP/IP

Capa de Aplicacién. Invoca programas que acceden servicios en la red. Interactiian
con uno o mas protocolos de transporte para enviar o recibir datos, en forma de
mensajes o bien en forma de flujos de bytes.

Capa de Transporte. Provee comunicacion extremo a exiremo desde un programa de
aplicacion a otro. Regula el flujo de informacién. Puede proveer un transporte
confiable asegurandose que los datos lleguen sin errores y en la secuencia correcta.
Coordina a multiples aplicaciones que se encuentren interactuando con la red
simultaneamente de tal manera que los datos que envie una aplicaciébn sean
recibidos correctamente por la aplicacion remota, esto lo hace afadiendo
identificadores de cada una de las aplicaciones. Realiza ademés una verificacion por
suma, para asegurar que la informacion no sufrid alteraciones durante su
transmision.



Capa Internet. Controla la comunicacién entre un equipo v otro, decide qué rutas
deben seguir los paquetes de informacién para alcanzar su destino. Conforma los
paquetes IP que serd enviados por la capa inferior. Desencapsula los paquetes
recibidos pasando a la capa superior la informacién dirigida a una aplicacion.

Capa de Interfase de Red.Emite al medio fisico los flujos de bit y recibe los que de &l
provienen. Consiste en los manejadores de los dispositivos que se conectan al medio

de transmision.

Para entender el funcionamiento de los protocolos TCP/IP debe tenerse en cuenta la
arquitectura que ellos proponen para comunicar redes. Tal arquitectura ve como
iguales a todas las redes a conectarse, sin tomar en cuenta el tamafno de elias, ya
sean locales o de cobertura amplia. Define que todas las redes que intercambiaran
informacion deben estar conectadas a una misma computadora o equipo de
procesamiento {dotados con dispositivos de comunicacién); a tales computadoras se
las denominan compuertas, pudiendo recibir otros nombres como enrutadores o

puentes.

Para que en una red dos computadoras puedan comunicarse enfre si elias deben
estar identificadas con precisién Este identificador puede estar definido en niveles
bajos (identificador fisico) o en niveles altos (identificador 16gico) de pendiendo del
protocolo utilizado. TCP/IP utiliza un identificador denominado direccién internet o
direccién 1P, cuya longitud es de 32 bites. La direccion IP identifica tanto a la red a la
que pertenece una computadora como a ella misma dentro de dicha red.

V4 PROTOCOLO ICCP.-

Es un protocolo para intercambio de datos entre centros de control SCADA/EMS.

ICCP significa "Inter Control-Center Communication Protocol”

ICCP es un componente de las especificaciones UCA (Utility Communication
Architecture) desarrolladas por EPRI en los EEUU. Similarmente a Qnet, QUICS IV



ICCP es un programa tipo cliente-servidor que permite el intercambio bidireccional de
datos entre multiples estaciones maestras SCADA o EMS. A diferencia de Qnet,

ICCP permite comunicarse con otras maestras aunque no sean QUICS IV.

La implementacién de QUICS IV ICCP cumple con la norma TASE.2, y puede ser
usada con los protocolos de red 0S|y TCP/IP. Los siguientes componentes de ICCP
han sido implementados en QUICS IV ICCP:

Blogue 1 - Servicios Basicos

Blogue 2 - Monitoreo de Condiciones de Conjunto de Datos Extendido
Bloque 4 - Estaciones del Operador

Bloque 5 - Co'ntrol de Dispositivos

El Blogue 4 permite al operador en un centro de control intercambiar mensajes con

operadores en otros centros de control. El operador puede:

- Enviar un mensaje a un operador en ofro sistema.

- Usar formatos predefinidos para enviar solicitudes de "frecuencia utilizada"
o mensajes informativos. Los formatos pueden ser editados antes de la
transmision. Al dirigir los reportes SCADA al directorio de formas, los
operadores pueden transmitir archivos de reportes a otros sistemas.

- Leery borrar mensajes recibidos de otros sistemas. Cada mensaje recibido

se mantiene hasta que alguien lo borra.

Actualmente hay instalaciones QUICS IV ICCP comunicadas con sistemas que no
son QUINDAR, utilizando productos ICCP de los siguientes proveedores: Siemens,
Cycle Software.



V.5 BUS DE CAMPO.-

Un bus de campo es un sistema basado en un bus para transmitir datos entre
distintos tipos de sistemas de control y unidades de entradas-salidas distribuidas

espacialmente, a las cuales estan conectadas censores y actuadores.

Los sistemas de bus de campo consclidados estan dimensionados para la
interconexion de periféricos, como PLCs, equipos de medida, accionamientos, con

una demanda de informacion de hasta algunos kBytes en diferentes formatos.

Entre los beneficios técnicos y econémicos que se destacan en los proyectos de
Automatizacion y Control que utilizan la tecnologia de bus de campo se destacaron el
ahorro de cableado, de espacio en salas de control, de materiales de instalacion
(racks, bandejas, regleteros de bornas) y la facilidad y menor tiempo de comisionado

configuracion puesta en marcha de los equipos.

Otra de las virtudes que proporciona la tecnologia de bus de campo es la capacidad
de diagnéstico de fallos de todos los componentes del sistema y la gestion de
activos, donde el mantenimiento de caracter predictivo alcanza una dimension tal que
proporciona ahorros en las tareas de mantenimiento inimaginables hasta la fecha y
por tanto un aumento de fa disponibilidad de la pianta aumentando ia produccion y
calidad de! producto.

V. 6 PROFIBUS.-

Estructura basica. Profibus es un bus de campo abierto independiente del fabricante.
Su area de aplicacidn abarca manufacturacion, procesos y automatizacion de
edificios. La independencia del fabricante y el ser un sistema abierto esta garantizado
por el estandar Profibus EN 50 170. Con profibus los dispositivos de diferentes
fabricantes pueden comunicarse sin necesidad de adaptaciones mediante interfaces
especiales. Profibus puede ser empleado tanto para transmisiones de datos de alta

velocidad y tiempos criticos, como para tareas intensivas de comunicacion compieja.



La familia Profibus consiste en tres versiones compatibles: PROFIBUS-DP
Optimizado para alta velocidad y enganche econémico. Esta versién de Profibus esta
disefiada especiailmente para comunicacién entre sistemas automaticos de control y
E/S distribuidos a nivel de campo. Puede ser empleado para remplazar transmisiones
paralelas de sefiales con 24V o 0 a 20mA.

VY. 6.1 PROFIBUS-PA.-

Estda especialmente diseflado para automatizacion de procesos. Permite que

sensores y actuadores puedan ser conectados a un bus comun en areas intrinsecas
de seguridad. Permite comunicacién de datos y transporte de energia sobre €l mismo
bus empieando tecnologia de dos cables, acorde con el estandar internacional I[EC
1158-2.

V.62 PROFIBUS-FMS.-

Es Ia solucién de propésito general para tareas de comunicacion a nivel de control.
Los potentes servicios FMS abren un amplio rango de aplicaciones y proveen gran
flexibilidad. También pueden ser empieado para tareas de comunicacion extensas y

complejas.

A continuacién se detallan algunas de las caracteristicas mas relevantes de las
subfamilias del bus de campo PROFIBUS.



e« (ran variedad de
- . aplicaciones
PROFIBUS- | Automatizacion P | niversal ¢ Comunicaciones  multi-
FMS propositos generales
maestro
Plug and Play
PROFIBUS- | Automatizacién de Répido s« Eficiente y efectivo en
DP factorias 3 costo
e Suministro de energia a
PROFIBUS- | Automatizacion de {Orientado a través del propio bus
PA procesos aplicacion ¢ Seguridad intrinseca

V.6.3 ESTRUCTURA BASICA.-

Profibus especifica las caracteristicas técnicas y funcionales de un sistema basado
en un bus de campo serie en el que controladores digitales descentralizados pueden
ser conectados entre si desde el nivel de campo al nivel de control. Se distinguen dos

tipos de dispositivos:

V.6.3.1 Dispositives maestros.-

Determinan la comunicaciéon de datos sobre el bus. Un maestro puede enviar
mensajes sin una peticién externa cuando mantiene el control de acceso al bus (la
sefal). Los maesiros también se denominan estaciones activas en ei profocolo
Profibus.

¥.6.3.1 Dispositivos esclavos.-
Son dispositivos periféricos. Los esclavos son normalmente dispositivos de E/S,
vaivulas, actuadores y transmisores de sefial. No tienen el control de acceso al bus y




s6lo pueden recibir mensajes o enviar mensajes al maestro cuando son permitidos
para ello. Los esclavos también son denominados estaciones pasivas. Por todo |o
anterior s6lo necesitan una parte del protocolo del bus, siendo su implementacién

particularmente econémica.

V.7 MODBUS.-

Este protocolo es utilizado fundamentaimente en redes industriales, define una
estructura la cual puede ser reconocida y utilizada por los controladores sin importar
el tipo de red sobre la cual se efectia la comunicacion. Cuando se efectian
comunicaciones en la red, el protocolo determina la direccién del equipo, el tipo de
mensaje y se encarga de enviar dicho mensaje hacia el equipo direccionado y
determina la clase de accién a ejecutarse. A través de la interfase serial, se
determinan: el nimero de pibes del conector, cableado, niveles de sefial, velocidad
de transmision de datos y paridad.

Los controladores efectian la comunicacion utilizando la técnica maestro esclavo, en
la cual, s6lo un equipo (el maestro) puede iniciar una transmision de datos, mientras
que el otro equipo sbio puede comunicarse cuando es requerido por el eguipo
maestro. El dispositivo maestro, puede direccionar individuaimente a cada dispositivo
esclavo, o hacerio con todos los dispositivos esclavos al mismo tiempo; en caso de
producirse un error en la comunicacién o si el esclavo no estd en condiciones de
responder al mensaje, este dispositivo enviara un mensaje de error como respuesta.
Los controladores se pueden comunicar en redes tipo Modbus, utilizando 2 tipos de
transmisién de datos ASCIl o RTU.

V.8 ETHERNET.-

Ethernet es una red de area local, la cual transmite informacién entre equipos de
céomputo con velocidades de transmision de 10 a 100 Mbps, en la actualidad la



version de Ethernet mas utilizada es conductores de par trenzado que permiten
alcanzar una velocidad de transmision de datos aproximada de 10Mbps. Ethernet es
una de las redes que emplea tecnologia Lan mas utilizadas en el mundo, la
tendencia es que se utilicen redes que permitan mayores velocidades de fransmision
de datos, ethernet ofrece la posibilidad de incrementar la velocidad de transmision a
100 Mbps utilizando medios de transmision mas sofisticados, como por ejemplo fibra
Optica; esto a fin de conseguir que se pueda realizar toma de datos en tiempo real, y
asi poder manejar dispositivos de control inteligentes, mando remoto de entrada o
salida; existen cuatro aspectos que, desde el punto de vista de ethernet, pueden ser
mejorados significativamente.

- Control local o remoto usando servidor http

- Efectuar pruebas de diagnéstico y resolucion de problemas
- Realizar adquisicion de datos desde los equipos

- Administracién de reportes y planeamiento del sistema.

Ethernet esta disenado para aplicaciones industriales.

V.9 PROTOCOLQO IEC 60870-5-101.-

Como el DNP, el protocolo 101 utiliza la version simplificada de 3 estratos del modelo
O3Sl de 7 estratos llammado modelo de Arquitectura de Performance Aumentada
(EPA). Su estrato de aplicacion le permite aceptar un amplio rango de objetos de
datos y comandos funcionales.

El disefio flexible del estrato fisico del 101 permite el uso de un amplio rango de
medios fisicos para comunicaciones. Nu-Lec Industries toma ventaja de esto
utilizando dos tipos de comunicaciones - R$-232 y V23 FSK.



Las caracteristicas del 101 incluyen:

o Reporte de eventos binarios (digitales) y analogos con la hora (reporte por
excepcion)

» Reporte de datos analégicos ciclicos

« Control de paso simple o paso doble de puntos binarios (digitales) y
analdgicos

+ Recoleccion de datos binarios y anal6gicos

e Recoleccion, congelado y eliminacién de contadores

» Agrupacion de objetos de datos

e Sincronizacién de la hora






ANEXO VI

GLOSARIO DE TERMINOS

V1.1 Equipo Secundario.-

Todos los equipos utilizados para efectuar tareas como son: proteccion, control,
monitoreo, medida, comunicaciones en una Subestaciéon. Cada uno de estos equipos
puede ser enlazado con buses de comunicacién serie, y comunicarse con cualquiera

de los otros equipos secundarios presentes en una subestacion.

V1.2 SUBESTACION AUTOMATIZADA.

Una subestacién que posea los equipos o tecnologias enumeradas en el item

anterior se conoce como Subestacién automatizada.

V1.3 ESTRUCTURA DE UNA SUBESTACION AUTOMATIZADA..~

La estructura tipica de una subestacién automatizada es:
- Dispositivos de control inteligentes (IED’s}, para efectuar todas las
funciones requeridas en una bahia
- Comunicacion serie hacia el computador de la subestacion.

- Comunicacion serie hacia el centro de control.

V1.4 PROTECCION DE BAHIA.-

Todas las funciones de proteccién requeridas en una bahia (Linea, transformador,
generador, etc.) estan incluidas en los dispositivos de control inteligentes. Ejemplos
de protecciones de bahia son:



- Proteccién de distancia

- Proteccién diferencial

- Proteccién de sobrecorriente

- Proteccion de baja frecuencia, etc.

V1.5 PROTECCION DE SUBESTACION.-

Ejemplos de proteccion de subestacion son:
- Proteccion de barra
- Proteccion de falia de disparo

Los datos necesarios para la proteccion de Subestacién son recolectados en las
unidades de bahia (corrientes, voltajes, potencias, etc.). Estos datos son procesados
en las unidades de bhahia, y transmitidos hacia el nivel de subestacién donde seran
procesados, los resultados seran enviados nuevamente hacia las unidades de bahia
en donde se llevaran a cabo las acciones necesarias ( iniciar avisos de falla, activar

protecciones, etc.).

VI.6 FUNCIONES DE CONTROL.-

Las funciones de control pueden clasificarse en basicas y optimizadas. Ejemplos de
funciones basicas son;

- Control del disyuntor

- Control del aislador

- Control del seccionador de tierra

- Control del intercambiador de taps del transformador

- Blogueos

- Sincronizacién antes de cierre.

Ejemplos de funciones optimizadas son:
- Secuencias de disparo



- Aislamiento automatico de secciones de falla

- Cambio automatico de topologia de barras

- Funcién de recierre inteligente

- Desplazo de carga entre lineas

- Seccionamiento de carga inteligente

- Restauracién de potencia inteligente

- Optimizacion de intercambio de potencia entre distribuidores

V1.7 MONITOREOQ.-

Las funciones de monitoreo se pueden clasificar en basicas y optimizadas. Ejemplos
de funciones de monitoreo basicas son:

Estado de operacién de los aparatos de maniobra
Mediciones (V, |, Q, P, f)
Lista de eventos

Lista de alarmas

Ejemplos de funciones de monitoreo optimizadas son:
Registro de failas

Registro de disturbios

1

Curvas de tendencia

Calculo administracion de valores medidos

VI.8 SCS.-

Substation Control System, incluye todas las funciones de supervisién y control,
también incluye los interbloqueos de disyuntores y seccionadores. El SCS puede
reemplazar las RTU’s convencionales y los tableros en las subestaciones. Se



pueden incluir funciones como registrador de eventos, manejo de alarmas, funciones

estadisticas y de control tales como restablecimiento.

VL9 Terminal.-

Es una unidad funcional, las cuales puede comunicarse con el sistema de control de
la subestacion y/o sistema de monitoreo de la subestacién. Un objeto terminal se
refiere a un objeto especifico, por ejemplo: Terminal de transformador, terminal de
linea, terminal de generador. Un terminal puede incluir cualquiera de las siguientes
funciones: Proteccién, control y monitoreo u otras. Un terminal de linea puede por
ejemplo incluir proteccion de distancia, proteccion de falla a tierra, localizador de
fallas, medicién de la carga, registrador de disturbios.

DMS: Distribution Management System, Sistema de Administracion de redes de
distribucion

DBMS: Database Management System, Base de datos del sistema de
Administracién de redes de distribucién

EMS: Enegy Management System, Sistema de administracion de energia.

HMI: Human Machine Interface, Interfase Hombre maquina

RTU: Remote terminal Unit, Unidad terminal remota

IED: Intelligent electronic devices, Equipos de proteccion inteligentes
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SIPROTEC 4 75J61/62/63 / 6MD63
Multifunction Protection Relay and Bay Controller

Functions

% Protection functions
Time-overcurrent protec-
tion (ANSI 80, 50N, 51,
51N)

This function is based on the
pnase-selective measure-
ment of the three phase cur-
rents and the ground current
(four transformers). Two
aefinite-time overcurrent pro-
tection elements (DMT) exist
coth for the phases and for
the ground. The current
threshold and the delay time
can be set in a wide range.
As an option, inverse-time
overcurrent protection
characteristics (IDMTL) can
be activated:

Fig. 28
Definite-time
gvercument protection

t Betay

LSA235G 2ps

50-1- R

Inverse-ume overcurrent char-
acteristics to ANSI/ IEEE

e [nverse

= Short inverse

® LONg Inverse

Moderately inverse

Very inverse

Extremely mverse

= Definite inverse

Notes on Fig 29to 32.
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Definite inverse
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Fig. 35

Reset
Very inverse

L5AZ183 ops

LSA2)92 ops

Very invarse

Reset characteristics

For easier ime coordination
with electromecnanical re-
lays. reset characteristics ac-
cording to ANS! standard
C37.112 are applied.

The determination of the
ume sequence is carried out
by integration of time con-
stants according to the char-
acteristics for all currents
above the reset threshold.
See Fig. 33, 35, 37

Trpping me charactensucs of the

definite-ume overcurrent protection

according to ANSI (IEEE) C37 112

[ = nppIng time in seconds

M = muluples of pickup setting
range Q1o 4d

TD = ume dial

SemensSIP31 1999 15



SIPROTEC 4 75J61/62/63 6MD63
Multifunction Protection Relay and Bay Controller

Functions

L AT YT T S SR T ST e g PG A T M Y e
e e B T B S T T

LSAZ215 eps

T i

J—_

Tripping tme chargstensucs of the

defimite-time overcirrent protecugn

according to ANSi -'ZEE)

t = wnpping tims N seconds

M = muluples ¢f s.2kup setting
range 0 1 2

TD = ume dial

16 Siemens S5

[
-

1999

LSAZ154 eps
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Fig. 41

Exwemely
Inverse

Fig. 42
Long inverse

Inverse time - overcurrent

characteristics according to
IEC standard

Siemens StP31 1ggg 17



SIPROTEC 4 75J61/62/63 6MD63

Multifunction Protection Relay and Bay Controlier

Typical applications

Fig. 73 - P
isclated-neutralor - i
compensated net: "
WOorks . C —a— e
B
A N
Lid
R14
Rig [~ Ve
Rr15 3Vie
o]
.__02_?
03 Ia

30 semensS®31 1999

L R it s

LT R TR S B

SR i ST

Connection for compen-
sated networks

The figure shows the con-
nection of two phase-to-

. ground valtages ang the V¢

voltage of the open aelia
winding and a phase-balance
neutral current transformer
for the ground current, This
connect!on maintains maxi-
mum precision for directional
ground fauit detection and
must be used in compen-
sated networks.

Fig. 72 shows sensitive
directional ground detection
only.

Connection for isolated-
neutral or compensated
networks only

If directional ground fault pro-
tection is not used. the con-
nection can be made with
only two phase current trans-
formers. Directional phase
short-circuit protection can
be achieved by using only
two primary transforimers.



Overview of connection types - Typical application

Type of network =

(Low-resistance) grounded
network

Function

Time-overcurrent proiaction
phase/ground non-dirgzzional

"Current connection”

Residual circuit, with 3 phase

current transformers required,
phase balance neutral current
transformer possible

- Voltage connection == -

(Low-resistance) grounded
networks

Sensitive ground fault
protection

Phase balance neutral current
transformers required

Isplated or compensated
networks

Time-overcurrent protsciion
phases non-directional

Residual circuit, with 3 or 2
phase current transformers
possible

{Low-resistance} grounded
networks

Time-overcurrent protection
phases directional

Residual circuit, with 3 phase
current transformers possible

Phase-to-ground connection
or phase-to-phase connection

|solated or compensated
networks
transformers possible

Qvercurrent-time proteciion
phases directional

Residual circuit, with 3 or 2
phase balance neutral current

Phase-to-ground connection
or phase-to-phase connection

{Low-resistance) grounded
networks

Qvercurrent-time protaction
ground directional

Residual circuit, with 3 phase
current transformers required
phase balance neutral current
transformers possible

Phase-to-ground connection
required

Isolated networks

Sensitive ground-fault
protection sin ¢ measurement

Residual circuit, if 0.1 Iy
ground current < 1.5 Aon
secondary side, otherwise
phase balance neutral current
transformers required

3 times phase-to-ground
connection or phase-to-
ground connection with open
delta winding

Compensated networks

Ground-fault protection
COs @ measurement

Phase balance neutral current
transformers required

Phase-to-ground connection
with open delta winding
required

Connection of circuit-
breaker

Undervoltage releases

Undervoltage releases are
used for automatic tripping of
hugh-voltage motors.

Example- DC supply voltage
of control system fails and
manual electric tripping 1s no
longer possible.

Automatc tnpping takes
place when voltage across
the coil droos below the tnp
mit. In Fig 74. tnipping
occurs due to falure of DC
supply voltage. by automauc
opening of tne live status
contact upon failure of pro-
tection unit or by short-
circuiting the trip cotl in event
of network fault.

Busbar

Voc+

‘
Emergancy OFF 5£------------- - + ‘ E
4
¢
. Live status J_ J_ 152 z
+ Close _t_ contact 50, 51 . \ 5
Address 2851 * sge.note Trip . ! 5
* - e et L
7SJ/6MD . ",

|
Ciose L

£272)

Closa o
Address 2851 T

78JBMD

oy

"Undarvohage J\ B
Trip

u,)

Voo
Fig. 74

44 B S SR Mag e 5
R I ]

Undervoltage release with make contact 50, 51
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SIPROTEC 4 7SJ61/62/63 6MD63
Multifunction Protection Relay and Bay Controtler

Typical application

- et SO s
e S BN S

T e T

A A A SN

: In Fig. 75, tripping is by fail-
Busbar : ure of auxiliary voltage and
{ by interruption of tripping cir-
F cuit in event of network fail-
ure. Upon failure of protec-
g tion unit, tnipping circuit I1s
52 E also interrupted, since con-
€~’
4

+

E Voo
= Emergency OFF 5z2--nwswomo-anneanoomm-

Cloze
75HEMD l

Inverter from
PLC-Logic

oq- 50, 517Trip

tact held by internal logic
drops back into open posi-
tion.

Motor control (see page 13).

Undervaltage e L ]
Trip when no systes . ey . 2

Trip circuit supervision
{ANSI 74TC)

Cne or two binary inputs can
be used for monitoring the
circuit-breaker trip coil includ-
ing Its incoming cables. An
alarm signal occurs when-
ever the circuit is interrupted.

Lockout (ANS! 86)

All binary outputs can be
stored like LEDs and reset
using the LED reset key. The
lockout state is also stored in

TR

E 5853 6852 Protection indications é the event of supply voltage
k. , T 511" General trip 5 failure. Reclosure can only
' BH 1 &1 2851* CBcelosecommand & gccur after the lockout state
@ 6852" Trip circuit supenv- F  isreset
I sion: Trip relay - - £ )
% 52 E

5853* Trip clreuit supend- %
. sion: CBaux . -
o 57a 6pery when CBlsopen ¢

52b open,| when CBls losed
input

Voor

Protection Indlcations
52 511* General trip
2851™ CB close command
6852* Trip circutt supervi-

sion: Trip refa;
P . . 523 opaen, when CB s open

L ) 52b open, when CB is:closed
Tipcol 82T Close cofl{52C). . .- - i -

k3 TRIP. .. |Bresker...|B
J__ ) contact N
... T-Bda -

open
cpert -
- |ciosed.

- lelosediF

Fig. 77

- . . ] : * Function number inside
Trip circuit monitoring with 1 binary input

the relay.

32 SiemensSIP31 1999




Technical data

IEC 60255

ANSI C37.90, C37.80.1, C37.90.2, UL508
Insulation tests Standards IEC 60255-5; ANSIEEE C37.80.0
Valtage test (100% test)
all arcuits except for auxiliary voltage and 25KV {ms value), 50 HZ/60 Hz
RS485/RS232 and time synchronization .
Auxfliary voltage 35k DC
Communication ports and time synchronization 500V AC
Impulse voltage test (typetest) 5kV {peak valug); 1.2/50 ps: 0.5 1
all circuits, except communication ports and time 3 posmve and 3 negatwe lmpu!ses atintervalsof b s

synchronization, class -

(Type tests) Standards.. . - . e 1E6502556'1E06025522(p'0duasmndafd} )
N : - o ENS0082-2 encspecxﬁcahan L o

' ST _ Dmsmsp(agne%oz g G
frequency test ZSKV(peakvalue) 1MH:1-15ms, P

IE §0255-22-1. class il .- “AWpuLsespasmdmnon2sA,; -

and DIN 57435 Part 303, Class lll s

Discharge of static electricity 8kv cmmct discharge; 1 g k.v air gap dlscharge'
[EC 60255-22-2 class IV both polarities; 150 pF; R =330ﬂ .
and EN 610004-2, class IV | : -

. eg- e{ectmn'agnetlc field, unmodulated - 10 Vlm: 27 10 500 MHz
IEC B0255-22-3 (Report) class || e

%lo—frequenq elecmmgnetlc field, .
ECE10004-3; class il b

; it A
IECS100043IENV50204 dasslll wlag e g
4RV,5150rs'5kHz:burstImgm 15ms.

‘Fast ransient interference/burst. - 0 L
IEC 60285-22-4 and IEC 61000-4-4 c!assf\! 7.+ . iépétitionrate 300.ms; both polarities; - |
: R =50 test duration Tmin - - e
Sm'gelECB‘IOO(H 5~dasslu S C - e
Auxiliary voltage frofm cireuit 1o cireuit: 2%V: 72 £; 9 pF. ' T
agross contacts: 1 kV: 20 18 pF C :
Binary inputsloutputs ; from circuit to circuit: 2kV: 42 £ 0.5 uF
. across contacts: TRV, 42L: 0.5 uF
Conducted RF, amplimdemoduiated . 0oV 150 kHzw 80 MHz AM B0 %; T kHz
{EC 6100046, class il -
Power frequency rmgneuc ﬁeld 30 Afrri; 50 Hz, conﬂnuous
lECE'lm?q-f&-B 300A/mM; 50 Hz 3s. -
|EC 602556 . T - 0.5mT, 50 Hz- - '
Osaillat tzpabil' 2510 3KV {peak value), 1o 1.5 MHz, o
ANS]IIEOI% % 90,1 . R_y .~ damped wave; 50 pulses pers; duratist L T
. ’ ’ . R=15012000Q
: Fastuans:ent wnhsnand mpabrlmy . 4to5KV; 101150 ns; S0 pulses per s = ) -
ANSVIEEE C37. gge " both polanues, duration 2 5; A= 80 Q.
Radlated electromagnetic interference 35 Vim™; 25 1o 1000 MHz i
ANSUIEEE €37,80.2 amplitude and pulse modulated .
Damped wave 2.5 kV (peak value, polarity altemating)
IEC 80654 / IEC 61000-4-12 100 kHz 1 MHz, 10 and 50 MHz
: R=2008
iy E T e 2 Wﬁ“
EMC tests {orinterference 2messit S it ;
(Type tests) Standard EN 50081-* (generic specificatior)
Radio intesferences on cables, only auxiliary voltage 150 kHz to 30 Mhz
|IEC/CISPR 22 class B
Radio interference field strength 3010 1600 Mz

|EC/CISPR 11 class B

Units wath a detached operatcr panel
must be installed in a metal cubicle
to rmaintair class B

1) Upon request
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SIPROTEC 4 75J61/62/63 6MD83

Multifunction Protection Relay and Bay Controller

Technical data

e

< Vibration and shock stress

In stationary operation

Vibration
IEC 60255-21-1, class 2.
IEC 60068-2-6

Shock

IEC 60255-21-2, class 1
IEC B0Q68-2-27
Vibration on earthquake
IEC 60255-21-3, class 1
1EC 60068-3-3

Standards )

Vibation . - .

1EC 60255211, cIassZ e
IEC B0OG8-2-6 - : ;

During transportatiory

Shack

lECﬁOZS&?J-Z Ciass LA e
T IEC 60068-2-275--7 L - -

Continuous shock -+ -

|EC 80255-21-2, class 1

[EC 60068-2-27 .

- "m~4:v4.t”

X 1im za‘ti\':"sl.ress'% : ;
Standards . . R . .
Recommenided temperature diring operation . .
Limit temperatires dlmng operauan . :
durngstorage <~ -, - g Ly

. during transportation. - -
(storage and nanspcnadanmm factory packmg)
Standards - ! o
Permissible hymidity > © * ) w
We recommerid aranging the units in such 3 way that

thely are not exposed 1o direct suntightor pronounced. -,
temperature changes that could cause condensation.

Humidity

. Coprpations
With screws . .
Curent tenmunals Connection nng cabie lugs
Wire size -
Direct connection .
Wire size
Voltage terminais Connection ring cable lugs
Wire size
Directconmection
Wire size ‘
With piug connectors .
Current teqmunais only with screw -type terminals (see above)
Voltage tefrmnals 2pin or 3-pin cannectors
Wire size

l\}led'la'“r_\inlil &eﬂgn_‘s

Case

Dimensians

Weignt
in case for panel surface mounting
in case for panel/cubicle fiush mowmting

Degree of protection acc. to EN 60529

_ i Surface mounting case
1) At131° FI55°C legibliity of the

display Flush rmounting case

34 sSiemensS=31 1999

& Smaunﬂsm}xampﬁmde,_

',Trecm

‘accela*aum 10 g. dmtinn 16ms.

|IEC 60255-21 and |IEC 6Q068-2
Sirusoidal

1010 60 Hz: £ 0.075 mm amplitude; -
8010 150 Hz; 1 gacceleration

frequency sweep 1 octave/min
20cyclesin 3 perpendicular axes
Semi-sinusoidal

Acceleration 5 g, duration 11 ms;

3 shocks in both directions of 3 axes
Sinusoidal

1to 8 Hz: + 3.5 mm amplitude {(hor, axis)
1to 8 Hz + 1.5 mm amgplitude {vert, axis)
810 35 Hz: 1 gacceleration {hor. axis)

8 to 35 Hz: 0.5 g acceleration {vert, axis)
frequency sweep 1 cctave/min
1cydein3 pependiculer axes | . .
[EC 60255-21 ad [ECBO0GB-2 - 0 s
Shrsotdal . )

810150 szgamelemﬁm
v/

1000 shocks in both directions of 3 axes-

1EC 60068-2-1 and JEC 6006822

35°Fto 131°F [-5to +55 'C

4TFro158°F T - 20to+707CY
J3°F0131%F- . < 25t0455°CT v .
'~]3"Fm 158-‘E¢. M T 280+70*C. - . R
ECE006823-3% © - o e .
Arnual average Ts%relaﬂmhmmdtty S

" ori30 days a year upto 95 ¢ ‘32 {elahverqundrty-

_ condensation not permissa

Wh =12 mm
di =5mm

2.7- 4mm® [AWG 13-11)
Solid conductor, flexible lead,
connector sieeve
2.7 -4 mm? (AWG 1311}
Wi = 10 mm

=4 mm
1.0- 2.6 mm?® (AWG 1713)

. Solid conductor, flexible lead, conntector sleeve

0.5- 2.5 mm” {(AWG 20-13)

0.5-1.0 mm?
0.75- 1. Smrg
1.0-25mm

IXP20
See dimension drawings

Approx. 4.5 kgf10 bbs
Approx. 4 kg/S hs

P51 -
Front 1P51, rear: IP20; IP2x with cover



Oper.: | mterfaee Connection Nomsolated R'5232

tieg front panel, 34in subminiature connector
Transmission rate min, 4800 Baud, max. 38400 Baud
Distance - 5mis0f

[EC 60870-5-103 Isolated interface for data transfer Port B {(IEC 60870)
DiGSI 4, modem Port C (DIGSI 4fviodern)
Transmission rate Setung as supplied 9600 Bd
max. 38400 Bd, min 4800 Bd
Transmission reflability ’ Hamming distance d = 4
RS232/R5485 ‘ Connecticn .o
’ for flush-mounting case~ . 9-pln subminiapure connector
for surface-mounting case - . onthe tmwer terminal on the top or bottom part af the -

- G e . case | . -

Cabiewlth conductu's. shi ded slngly and oin:
VE.Q.UYCY-CYQXZXstm (;l J ﬂy

Distance RS232 1

et EmIAS R -
. Distarce RS485 e " MaiTkm3300 R ) .
oL Testvoltage” . v "~ 50QVAC against ground
Fiber pptic- Connecnon fbercpuc cable - Imeg'atad ST cormector fo | ﬁber opuc c:omecdon -
. B - Forﬁusl'l-mounung-se.rw -
- L . fofstmce-moummgcase.mbottompan of
- Opticalwavelength =~ . T 80mm o o
Permissible path atteruation . . . Msax. 8dB, for glassfiber 628125 ym - .0 o - L.
Distance © Max. 1.5 km/0.9 miies -
No character position - Sdectable setting as supplied “light off* -
Profibus FMS/DP Isolated irfierface for data tmnsferto a control center Port Ces.
RS485 ' Transmission rate . L upm 12 Mbaud ©
Transmissicn rellablhty oo K Hammmg distance d = 4
Cornection- - _ - T o
for ﬁushmounung case T . Rear, Bpnsubmnme connector RS 485" _ . 4
for surface-mourntting.case. oo memner termlnal onthe tnp o battom partof the:
: . . Cabiewm two conductors, shiglded smglya.nd_[omtl
n . oo . eg. LIYCY-CYR x 2 x0.25 mrr% v
Disterce  * 7 T000MAI00R<9IT5KBA  200MVG00 7t S 1.5 MBA" °
) 500 1500 ft<187.5kBd 100 my300 ft £ 12 MBd
Test voltage 2KV with nominal frequency for 1 min
. 500 ¥ AC against ground -
Transmissiot rate upto 1500 kBaud; recommended 2 500 kBaud
Fiber optic Connection fiber-optic cable Integrated ST connector for fiber-optic connection
. single ring
doublering
for flush-mounting case: rear
for smface-(mounmg case: extemnal repeater
nacessary (1o be ordered separately from
07D Hirschsrianr)
Opticat wavelength " 820mm
Permissible path attenuation Max, 8 dB, for glass-fiber 62.5/125 pm
Distance Max. 1.5 kmi/0.8 miles
No character position Selectable, setting as supplied "light off”
Medbus RTU, ASCIl, DMP3.0 Isolated interface for data Tansferto
a control center
Transmission rate Setting as supplied 3600 Baud
up to 19200 Baud
Transmission reliability Hamming distance
d = 4 {(Modbus RTU) ASCI!
d=6[DNP3.0)
RS5485 port Connection
for flusk-rmounting case B-pin subrmniature connector
for surface-mounting case 9-pin subminiature connector on top or bottom part
of the case
Distance Max. 1kmi3300 ft max. 32 urits recommended,
with additional repeaters up to 248 (MODBUS)
and up to 85000 (DNP3.0)
Test voltege 500V AC against ground
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SIPROTEC 4 75J61/62/63 6MD63
Multifunction Protection Relay and Bay Controller

Technical data

Fiber optic port Connection fiber-optic cable For fiush-rnourting case: lntegrated ST-
connector for fiber-optic connectian rear
For surface-mounting case: Extemal repeater
RS485 - Fiber {OZD 485 Fa. Hirschmann)

Optical wave length . 820 nm
Permissible path attenuaticn Max 8 dB. for glass-fiber 62,5125 pm
Distance ' Max, 1.5 k0.9 miles
No character position "light oft*
Clock Time synichronization Port A
IRIG B-signalDCF77
Binary input
Communication

Signal leve!, 5V, 12V,24V

" - Gontrollablerfurction , e N Diractionat and nondremmalmdcup

. o REeE e Tl -_._,b.u:rpphgﬁme
Time-controlled - . B -

- L " Curentconirolied . "

(rset)oncmppmgbebwﬂmsho!d n'somtmnngm
. s . - timer R

. Configurable”

Semngrangefncremems . . . :

Phase elemerts }-.  phasel- . osmwsAw‘:ﬂnstepsofoosm‘*

Ground elememts §  ground! . 02507 A= fnstepsof 005 AT, © . v
Delaytmes 7~ _ - 0005m50005(ln5t.apsof00‘1s). R
Tlmssetarepurade!aymﬁ : S :

Pickup times (without mxsh resnalnt, wnth [rH'USh
mnnt +10 ms} :

Al
B

. x

et

~‘w1mmnemesemngvalue .

mmﬁveurrmmesenngvaluev “

Dropol.rtumes . T .

at50 Hz- » S ) N .

ate0 Hz- ST - S R
Dropoutatio = < - . a Apprnx.ogsform,mzna .
Tolerances . .

Pick-up - 2 % of setting velue or 50 mA"

Delaytimes 7 . ’ 1%or 10n's - L e 2
Influencing variables . . - ’ -

Auxiliary DC voltage . : )

intherange 0.8 Vax/Vaxpan =1 15 . 1%

Temperature

in the range 25 °FI~5_"Csems131 °F/B5°C - 5 0.5%IT0K

Frequency . . .
0.95 < Mfiem S 1.05 . 1% . .-
Harmonics . : :

- upta 10 % 3rd harmonic £1%

upmw%smharmomc £1% -

Inverse characteristics Setting/increments :
Current starting i, (phases) 05020 A, == {in steps of 0.05 A} "
Tep (ground) 0.5t020A, e (nstepsofOOSA}
Tripping tyme charactenstics Time multiplier for /. 7 (IEC characteristics) Tp = 0.05 10 3.20 5, == {in steps of 0.01 5)
accordng to IEC 60255-3 User-cefinable charactenstics
does not apply to the US market)
Pickup threshold Approx. 1.1 X ip for lp lem2 0.5
Reset threshotd Approx. 1.05 x ip for Jp/ Jem 2 0.5
Tolerances
Pickup thresholds 2 %of setting value or 19 of lngm
Timing pericd for 2< 7/, 20 5 % of setpoint, + 2 % current tolerance;
at least 30 ms

1) At kom =1 A, all limits divided by 5.
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FIverse-timie Sverelent protection (QIrecana)f o .d BCTona) con
Influencing varmbles
Auwndilizry DC voltage
inthe range 0.8 S Vowo/ Vamnom S 1.158 %1%
Temperatre
in the range 25 °F /-5 °C £ 82w 5131 °F / +55°C £0.5%MN0K
Frequency
0.95 < ffon < 1.05 1%
Harmonics
upto 10 % 3rd harmonic <1%
up te 10 % 5th harmonic £1%
Tripping time characteristic to Characteristics see pages 140 16 TD=0.05t015.05, 8
ANSIIEEE C37.112 time dial (ANSI characteristics) . .
{for US market) Pnckupmeshdd e s Approx. TYXM for o/ o 20.5
.o ; - [ x»_Apgmx."[.OSfoorI,;ll—h:-O.S : RN
_ altemauvelyEMermlabm . Ve ag Bk ~
R To!emnues . . N - " ’ ’ .
) Pickipthreshalds' -~ ;- ) 2 %ufseumgmlue 50 rnA ; T
Tirring duration for 2SM S 20 - ’ ; “5%cfﬁesemm+z%umntmmncev R
. -atieastBOms " e
Influencing variables -, o v -
Auiliary DC voltage : C<1%. . ;
) merange(JBsV.annmns115 s R
Temperature <0.5%N0K.

lnmmgezs=F/-5'c<ems131'F1+55'c
0.955115.,,.5105 SO oo .

‘Harmonics -
w1l % 3 hammnanic -
 up to 10 %5th hanmonic

With extemally generated short-circult tripping cu:rent E
: + With voltage memary (memory dap[h2 :.ycles
o . P ’ formosmallmamngvultagm
Forwardrange «-- -  inductive: angle 45 £ 86.° ¢
oL Resistive: angle 0° +:86°.
. Cen Capacitive: angle - 45 *£86° |
Direction sensitivity - - ~*. ) - For one and two-phase fauhs imiimited
For three-phasa faults dynamically unlimited
Steady-state approx. 7 V phasetophase
For ground faults Type With zero phase sequencesystems
Forward range - - Inductive: angle 45 ° « 84 ™"
. . Resistive: angle0° 184
y Capacitive: angle-45 £ 84 *
Direction senshivity L Apprax. 5 V displacermnent valtage (measured)
- - Approx, 12 V displacement voitage {calculated)

For phase efrors Type

Talerances and influence variables Phase angle error under reference conditions

- for phase ground ervor . R +5° glectrical
Frequency infiuence

with unstored voitage . Approx. 1° in the range 0.95 fom 1.05

influenced functions Time-overcumrent element, 50-1, 50N - 1; 51, 51N
(directional, non-drectional) 7>, fe>, fe. Jep

Lower function fimit 1.25 A¥

Upper function limn {settng range) 1.5t 125 A"

Setting range Tzl 10w045%

Crossblock (Ja, Js. Ic) ON/GFF

1) At loom = 1 A all limits devided by 5.
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SIPROTEC 4 75J61/62/63 6MD63
Multifunction Protection Relay and Bay Controller

Technical data

fo AN i

Sensitive ground-fault detection:

Displacement voltage starting Displacement voltage, measured " Vo> 18101300V {In steps of 0.1V)
for all types of ground fault Displacement valtage, calculated 3 %> 10102250V (insteps of 0.1 V)
Measuring time Approx. 80 ms
Pickup delay time 0.04 10 320,00 s or e= {in steps of 0.01 5)
Time delay 0.10 to 40000.00 s or = {n steps of 0.01 s}
Drop-out ratio 0.95 or (pickup value 0.6V)
Measuring tolerance
Vans (measured) 3 % of setting value, or 0.3 V
3'Vo {calculated) 3% of setting value or 3V
Operating time tolerances 1 %.of setting valve, or 10 ms
Pnase detection Measuring principte Voltage meastrement {phase-to-ground)
for ground faultin an ungrotmded .
system .. - A o
Vit mn (ground fatitt phase) - « © - 10w 00 nstepsof 1V}
Vinmo (Unfaulted phases) ' ’ ‘.1010 100V (insteps of 1V) i
.~ Messuring tolerance ace. to DIN 57435 pat303 '

2 3%orsemngvaxue.orw
s_tepsof

Ground fautt pickup R Definfte-time maractensuc“ ke .
for ali types of groumd fault - Curent plckup 5ONS2 » % ] ; i
DelayUme 50Ns2 - Omschoa (hstepsofOOO‘tA)orw(mcuve)
Current pickup 50Ns1 E T 003 At SOCA m;ﬁot’ T A) .
Delay time 50Ns1 [ . "Gto320000 ﬁnstepsofom y
] » L * ' gfes (active) -
Inherent plckup time. - © s <80ms (non«du'ecnonal)
- - S . e “S&Oms(dlrecnonal}
User-defired characteristic. - -~ ) " Userdefined characteristic -
o - defined by a maximum of 20 palrs of cm'ent
. and delaytime values -
Curent pickup™ , - 0.00310 1400 A {in steps of 0.001 A)
Time multipier ~ , , 010m400(mst.epsuf0.0‘15
L . oree(nactie), - L.
Measiring tolerances act, to DIN 57435 - . %afseumvalheuim .
Operating tu'netolerancesm the Imearrange - “T9% ofsefpoint for 2 M7 520 0 .
- ) ‘:"+2%cmentto!emme.atl&st?0ms . B
Dropoutrauo '_ G R A.ppmx. 0.95 . S
Direction detection Direction measurernmt LT e X e
Jeos. Vo (measured) n . ' ’ T : ~
3k, 3V [calculated). ‘ . ) e
Far all types of ground fault Measuring principie - - . Activefreactive measurement
Measuring enable 0.003 Ato 1200 A {in steps of 0.001 A)
{currert companent perpendlcuiar {80} to directuon .
vectar)
Drection vectar B -45.0° to +45.0" (in steps of 0.1°)
Angle comrection for cable converter in 2 operating poims F1 and F2
{for resonant-grounded systern} . .
Angle carrection F1, FZ 0°to 5.0° {in steps of 0.1%)
Curentvaues ik ° D.00Z Ao 1.800 A (in steps of 0.001 A)
Measuring tolerance ace. to DIN 57435 2 %.of the setting value or 1 mA
Angle talerance (if Vin volage connected) 2 forbem=02A1012A
: . 7° for Foom Q.Z A
Angle tolerance X . 3°

1) Availlable as an aption.
2] Multuple of pickup.
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rangesfincrements Factor k ace. ta \EC 602558 0.5t0 20 {in steps of 0.5)"

Time constant - . 1.0 ta 999.9 min {in steps of 0.7 min}
Waming overtemperature Qum/Sup 50 ta 100 % with reference to the tripping overtempera-
ure {in steps of 1 %)
Current waming stage Jaom 0.10 to 4.00 (in steps of 0.07)
Extension factor when Stopped k, factor 1.0 to 10.0 with reference to the time constant with the
: machine nunning (in steps of 0.1
P P H 2
Tripping charactesistic r=r-ln(l [R L) —(J,,,,zlk- L ¥
. (118 L) =1
.7 For{ielen)<8 . = Wipping time

w0 =temperatre nse nme mnstant
- = joad cumrent.
= prelnad currem

satting factor act. to VDE0435
Part 3&1 -and [EC 602558

; T Wi referemelc kxlm“'~-
. Wmhrefme_tomppxrygug'ie

me-overcwrent elemen’s fd‘lr., ncndn' )negauve
sequeme,bsnary input . o

. - Three-phase fauit-
» . Binaryinput ..
<. . TRIP command ofa pmtecﬂon ﬁmcucm (whﬂe ARC is nm~
mn%z that ARC s not interided to start
- TRIP command of the breaker falae] protect:on (SOBF}
R - : . “Lock autime” elapsed with crcuit-breaker open
T . . * . Opening the crcuitd bresker without ARC .

. - ) . - ExtermalCLOSE . -
Blocking time ' 00 to30050rw('nstep50f0 01s) )
Extension of paise Ume - Via binary InpLit with time menitering -

Blocking of selected protection functions ;> Shott-4 mdmdually selectable
Deadtimes * . B o Shot74 lndwldua[lyselectable(}m to 3205 ) ’
. Blocking times | ‘ . . ..~ Shot 1-4individually selectable 007 10300s .-
Close command dumuun - 001to 32s{n steps of 0.015) .
Additional functions © .= - Y Lockout®.,  fe E
. : Go-ordination with otfer protection relays
Circuit-breaker monitering,
Evaationof the CB contacts

Setung ranges/incraments Pickup of current elernent CB />{foom 0.2 10 5.00 {in steps of 0.05)"
Delay urme 0.06 to 50.00.5 or += (n steps of 0.01 s) :
Time Pickup umes {with intemal start) is contained in the delay time
{via control) i contained in the delay time
{wath external start) is contzined in the delay time
Drop-out time Approx.25 ms
Tolerances : Pickup threshold 2% of setting value (50 mA}"
Delay tme 1% o 20ms

1)} AL Joom = 1 A, all IImits devided by 5.
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SIPROTEC 4 75J61/62/63 6MD63
Multifunction Protection Relay and Bay Controlier

Technical data

TR LR PSR L

tive sequsnce curment detection

e

Definite-time elements
(46-1 and 46-2}

I time elements {46-TOC]

[]

Setting range
Pickup current
Delay times
Muttiple of pickup
Functional limits
Lower functional limit
Upper functional limft

Inherent operatmg times
Pickup imes
Dropout times
Dropout ratio
Tolerarces . . -
Pickup thresholds -7
Delaytimes .. .. . ...-

Pl carent | - . .
" Timedal(EC)}. . . . .
Time dxal [ANS!) .
Functional limits
Lower functional fmit
Upper functional Hm?t )
Tolerances . . .
Pickup thresholds ) ;
Timefor2<M <20

ll-f’oand ANSI (wrtimxt disk ermlaum}
ANSI with disk emulation :

* Approx. 0,80 ; Iz, Setting value

2,510 75.00 A (in steps of 0.05 A}Y or s
010 60.00 s, = (in steps of 0.01 5)
0.5t 10,00 A

At least one phase current, 2 25A
All phase currents £ 100 A"

Approx. 35 ms
Aporox. 35 ms
Approx. 0.95 for Joliwm > 0.3

ﬁ%ufthesetﬁngvah.zeor&(lm“
"1%0r10ms ) .

szsuA‘J (‘mstepsofOZ‘SA)“
0.05103:20 s (11 steps of 00T s} or e

g 0051015005 (nsteps o DT 3] or o .

_ Atleastone phasec:.rrrentzz.s A

Aﬂphasectn'renlss‘lOOA“

: s%oftmsemngvameorzsom“ '

5 9% of satpoint (Calculated)
+ 2 % current tolerance, at least 30 ms

Approx.'(os Ipsetingvalie, -
which ts approx. [0.85 - pedmpmrsl-ud]

Tripping time characteristic

Retease condition
Tolerances

" Stant: up current of the ﬂ'lotﬂ']g:nn'mem ‘

Pickup threshold ]sm‘ut!frmm

Permissible locked rotor ime  Tasedroor

A
Pickup value
Delay time

50010 7000 A ln steps oF0.05)7 -
) _ "*‘3mm5000A(mstepsof0051“
Permissible start-up time Tasmay  * . =

PR 2
t=[lﬂ.]
s

1.0t07180.0:s (1 steps of0.15)° o
0.5m120.ﬂs(’nsrepsnf0.15).a DA
T,

ottty

fu']m b ls;mds

Tom start-up current of the motor

Ims current actually flowing

lamro  pickup threshold, from which the motor
start-up is detected

Tamtnex  Mipping UMe to Start-up Cumrert ot

r actual ripping time until curent flows

Approx, 0.95

2 %4 of setting vatue or 1 % of Joom

5% or30ms

Starting ranges/increments

Restarting himit

1) At Jnom = 1 A, all limits devided by 5.
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Start-up curent with reference to nommal motor
current /s

Nominal motor currenttransformer nommal current fp
Maximurn permmussible start-up tme Tam

Rotor temperature compensation time Teame
Maximum permissible number of warm starts n
Difference between cold and warm ST Ne - M

Extension factor for coolng simulation of the rotor at zera
speed K factor

15.0 10 50.0 A (in steps of 0.5)"

1.016 6.0 A (msteps of 0.1)"
3st120s (insteps of 1s)

0 to 60.0 min (in steps of 0.1 min)
1t04 (nstepsof 1)

11to 2 (in steps of 1)

11010 (nsteps of 1)
n, —-1
n

& ot =emlmnm °
c

[ temperature limit below which restarting

15 possible

Brat max perm MAXIMUM permissible rotor overtemperature
(= 100% in operational measured
value B/ Bree v}

nurnber of penmissible start-ups from coid
state

nc



Measured quantity
Setting range

Delay times
Pickup time
Drop-cut ime
Dropout condition | .
Ve
. 12 )
Tolerances - .- Voltage starting
- Delay times -
Undercuzrent blocking -

Rt

[ Overvoltage pro

Measured quanmy maximum phase»to-phase voltage:

Se'mng mnge .

Delayums
T Pickup time

Number of frequency elements
Setting range

Delay times
Undervoltage blocking
Pickup tmes

Drop-out condition under voltage blocking
Tolerances ' Frequenty

Undervoitags hlockmg

Dehy tmes

<50ms .

‘n3%ofseumgvaluea'1v ‘.i
1% of setting value or 10ms ~

40 o 225 V rrase~t0-gmmd connecm
-:40.10 130 V (phase-to-phase cannection) .

DtoSOsnrwﬁnstepsofOO’Is)

3%ofmesettmgvah.vecr1\'
‘l%ofthesemtgvaluenrmms

V1 (positive sequence system)
3010 210V (phase-to-ground connection)
3010 120 V {phase-to-phase connection}

0o 60 s (in steps of 0.01 s} or <o (i.e. inactive)
<50ms

1.05-30 setteble, _ -
105~ -

e

o

4 -

45,5w 54.5'Hz (in steps of 0.01) at 50 Hz -
55.51064.5 Hz (insteps of 0.01) at 60 Hz
010 100 s or 2 {In steps of 0.07 s)

40 to 120 V (V1 positive sequence system)
5150 ms

£180ms -’
Approx.ZOmHz

'lSmHz
3%of1hesstIlrrgvaMear1V
1% of the setting value or 10 ms

The fault locator is only available if protection
functions with a voltage input are used

Qutput of the fautt distance

Starting signal
Setng reactance per umit length {secondary)

Measuring tolerance according to DIN 57435
with sinusoidal measurad quantities

In {3 secondary
In km / mule of line length

With tripping, with pickup release and binary input
0.005 to 6.215 Q¥km or 0.01 to 10 QYmite

£2.5 % line length {withowut imermediate feed-in)
30" < »<90° and W Wiom2
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SIPROTEC 4 7SJ61/62/63 8MD63

Multifunction Protection Relay and Bay Controller

Technical data

Standard measured values

Measured quantnies from overipas
prorection and restarting block

Poweriwork

Metenng

Frequency

Qverivad

42 siemensSIP31 1999

For curents

Range
Tolerarce
For valtages
Range
Tolerance
For sensitive
ground current detection
Range
Tolerance
P/ Warts (active power)

QY Var {reactive power)

S/ VA (apparent powes) -

Pawa'factoi'mS¢

Ils I
in A (Amps) pnmary/secondary or 1 %6 Jaem
10 10 200 %6 Joom
1 % of measured vaiue or 0.5 96 Jnam
Vi Ve Vi
10ta 120 % of Vhem
<1 % of measured vaiue or 0.5 96 Vian
iss Insuey Iareac (IS, 3Ctive and reactive cumrertt)
m A (kA) primary, and in mA secondary
0 mA to 1600 mA

. 29 of measured value or TmA

for =0.707 101 typlcaly <« 3%
IV/Vm.Hi-un SOIYE)‘lZg%

far|s| =B707Tto1nypically <3% . - -
o Y/ Vi [ /om0 120% - s
 for V¥ him /1o = 50 10 120.%

typically < 2"% cw
for{coap{ - 0,707 to 1 typically < 595 . -

All operational measured values and the measured values derived from them ae ava'labie foruse by cagumad cone

trol and protection equipment, Measured-value pracessing is perfonmed using programimable logic. .
Measured values that are calculated from voh:aga ars omy avaiable (f ]:rotec‘uon func:tons with 7

a vaftage input are used. o . B ;
Currents - )
I mAKA i
E - inAKA i L
Ic A KA i
In nA kA Seopt s i 2y
- MAKA L iy -, -
. mAKA imz ) ‘
L inAKAS
he  inmAA imary -
Insac In mA, A .
INsroee INMALA . -
Ia n%orA secordary Vo inkv primary
In in 9ZorA secondary . Vi kv primary
I in%orA . Vz inkV . « primery
In n%orA secondary Vaa in%orv . secondary
3 in%orA SECO Vay in%orV secondary
h n% orA secondary Vea n%BarV _secondary
I n%orA secondary Vou iNn%BarV | secondary
s in m secondary
In n secondary
IN::E inmA secondary :
’ Ve in%oV secondary {with phase-to-
nd connection) :
Vay inSeorV secondary (with phase-to-
. ground conmection)
Ven in%orv - secondary {with phase-to-
- . ground connection)
Vo. N%orv secondary {with phase-to-
ground connection)
W in%orV secandary {with phase-to-
ground connection)
Vi m%BoV secondary (with phase-to-
ground cannectior)
Oy (Stator) in%
O (rotor) in%
S Apparent power inKVA, MVA, GVA
P Agugve ey inkW, MW, GW
Q Reactive power in kvar, Mvar, Gvar
cos @ A+l
+ W KWh n kWh, MWh, GWh forward
- Wp KWh in KWhreverse
+Wq kvarh in kvarh inductive
« Wq kvarh n kvarh, Mvarh, Gvarh capacitive
Range fk5Hz
Tolerance 20 mHz
Range 0% to 400 %
Tolerance 5% (acc. 1o 1EC 60255-8)



Operating hours

Mean values

Standard in 7SJ63/6M D53
Optional in 75.J61/62

Longterm mean values Iadmd R A kA
Jg dmd inA kA
Jedmd nA KA
5 dmd nA KA

Min/max memory

Memory Measured values with date and tine

Reset autornatic Time of day (settable in rinctes)

Time range (settablehdays 1 10 365, =5}
Reset marual - i

Imm (pcﬂuvesequemesystem)hm PR

Metered values Pulse courters =

Measured value processing

Transducer
Operational measured values

Commissioning atds
reading binary inpubs. generaung signals

-™ . Via commnication

-Minimax. vglues gme_aﬂvoltagﬁ :
o Vel e N

,S . Appatent power ™

' "Mmlmax valgg;uffregm?

OmAta 24*mA

Operational measured valu=s, setting comacts,

In 1 (0 to 959399H)
15, 30, 60 minutes mean values
Standard in 7SJ63/6MDE3

Qgﬁoqal in7s5J62

Pdmd inkW
Qdmd in kvar
Sdmd inkVA

Measured values with date and time
Time of day (settable m minutes)
Timne range {settable in days; 1 1o 365, o)

Via binary input .
Via keyboard .

Mirmax, ialues of mv(eer'

" Acthvepower - SR )
@ Reactive power : - :
Power factor cos ¢ ) : -

:nlm . Iuesof average valu

via bmary input ’
(see measured values secuon for mare})

Predeﬁned fimit values—~ - SRS
expansmn possible with programimable Iogn:

T mAto 20 mA.-

1.5 9% of nominal value 20 mA

Nurrtber of switching unts
Interlocking +
Circuit-breaker signals
Conitro} commands

Programmable controller
Local controd -
Units with small display

Units with large display

Remate control

_Depends on the binary inputs and outputs f

Programmable

Feedback, close, open.- intermediate position
Single command / double cammand

1, 1 plus 1 cammon or 2 tip contacts

PLC togic, graphic input toal

Contro! via meno
Assignment of a function key
Control via menu
Asslgnment of a function key
Controt with controt keys

Via communication interfaces
contro! and protection (e.g. SICAM)
DIGS! 4 (e.g. via medem)
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SIPROTEC 4 75J61/62/63 6MD63

Multifunction Protection Relay and Bay Controller

Technical data

DIGSI 4 under Windows 85/88. Windows NT 4.0

Measured quantity Current balance .

supervision Voltage balance
Current sum
Current phase sequence
Voltage phase sequence
Limit value monitoring
Frequency substitution .
Ratating field

Fautt logging Sterage of sngnals of thetast 8 fauu:s

. . Storage of s:gnals of the tast. 3 gmund fauits

Time stamping Rasolutmn of npemncnal indications
Resolution of fault indications i .y e 2
Max. ,tlme deviaﬂon ﬂnr.erml dodd
Back-upbattery .;” RN

Fautt storage :
SIOf'age ﬁ]"ﬂ? L ) L
Timebase at50Hz .‘ : )

. <o atBQHz - v v = ) : -

Switching statistics Storable number of breaking opemuons
’ Lastsetmgdateofmeswnmngcmmter
Lastmppmg curen

Oggmtigg‘ hour courit Display range

Trpping cumrent monitoring . LN
Operational measured valtes

Commissioning ads

Circuitbreaker test - L - -

Read binary input

Setbinary input® . -+
Clock e =T
{time synchronzation) -

The product complies with the provisions of the directive of the Council of the
European Union for harmonization of the legislation of the memiber states agotrt |
electro-magnetic compatibility (EMC directive 89/336/EEC). The praduct complies with
the intemanonal standard of the IEC 60255 series and the German national standerd
DIN VDE 57 435/Part 303,

: iRI'G-‘BsIgnaiv o ‘ Do

| smnmeuyfactcr for i > fume
Viree! Vi > Symmetry Factor, for V> Vg
Va+ta+lp+ k'fui > limit vatue
Clockwise/counter-clockwisa
Clockwise/caunter-clockwise

See operational measured values

*5Hz

Clodm;séicmmta‘dockwse -

i ‘Imstanraneousva!ueper‘LZSmS

‘lrmtstantaneomwmeper'IMmsa,, ©om s

s ¢ 2 p" i
‘mtenatexceedngaseaablewwtmmca )*
:'wmmmewmmnaymm -
J Seepage42

Binary input .
Communication -

The unit'was developed 2nd manufactured for use in
mndustrial zones according to EMC standards. This
conformity:is the result-of a test. which is performed
by Siemens AG in-accordance with Article 10 of the: &
directive-in.canformance with generic standards: ¢
EN 500817 and EN 50082.

gLt

The tests made by Siemens EV S show no indications of any problems of the

year 2000 complhance for the relays, Neither the performance nor the functionality
of the protection relays be¢orne negatively affected through input of a date,

which will be before, during or after the year 2000. The tests were made according
the recognized rules of the Bnush Standards Institute (B31).

Because of the complexity o the application, a residual risk. regarding the date function

may not be totally excluded.
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