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El presente trabajo presenta la base teórica del control carga - frecuencia en
i

sistemas aislados e interconectados, apoyándose de forma puntual en la

funjción de control automático de generación para regulación secundaria de

frecuencia.

¡
Ha sido desarrollado con la finalidad de calcular el factor Bias de frecuencia

l
pafa el sistema nacional interconectado ecuatoriano, el cual constituye un

parámetro base para la operación coordinada del AGC de Ecuador con el de

Colombia, además de analizar ios problemas operativos concernientes al AGC

qué se ha presentado en la operación de tiempo real.

i
Persiguiendo este objetivo se han diseñado seis capítulos que serán

brevemente descritos a continuación.

Se exponen los principios básicos sobre el control carga - frecuencia,

analizando la respuesta tanto de unidades generadoras como de la carga ante

disturbios en el sistema, además de los principales mecanismos de regulación

mediante modelos matemáticos.¡
i
i

Asimismo, se realiza un análisis del nivel de influencia de ciertos parámetros eni
la Respuesta de frecuencia, mediante la simulación de un sistema de potencia

i

básico con la ayuda del paquete computacional Mathcad.

Para finalizar con una visión general de conceptos relacionados a la regulación

prij-naria, secundaria y terciaria de frecuencia.



Esje capítulo se ha delineado con el propósito de; en primera instancia dar los

linéamientos fundamentales sobre objetivos, características y funcionalidad del

AC3C así como los modos de control en el que este puede operar, dependiendo

directamente de la forma en la que se calcula el error de control de área AGE,

tanto para el caso de áreas aisladas como en sistemas interconectados.

Posteriormente se explora el tema de filtros y bandas muertas que

intrínsecamente se encuentran correlacionados con el AGC, para culminar con

índices de desempeño que establecen organismos internacionales, a fin de

constatar su eficiencia.

Lu^go de conocer cual es en esencia el comportamiento del AGC, este capitulo
!

se! centra en analizar únicamente al factor Bias de Frecuencia "P" que se

enpuentra involucrado directamente en el calculo del AGE, sus funciones y
i

obligaciones.

En¡ base a una serie de curvas se estudia como el factor p se ve afectado pori
unp. gama de parámetros involucrados en la operación de sistemas multi - área

íal¿s como frecuencia, generación e intercambio.

Finalmente se plantean métodos de cálculo para el factor Bias de Frecuencia p.

vi



Se observa el comportamiento del AGC tanto en áreas aisladas como sistemas

intérconectados, analizando sus defectos, fortalezas y posibles problemas a

presentarse, de tal manera que se pueda corregir, complementar y proponer

soluciones, tendientes a la mejora continua de la operación en tiempo real y

op1¡imización de recursos.

Consiste en la aplicación de dos de los métodos planteados en el capítulo III,

a cálculo del factor Bias de Frecuencia en el Sistema Nacionalr""i

Inte>rconectado de Ecuador; analizando las diferencias existentes entre los

rebultados obtenidos y sus posibles causas, a fin de proponer valores con los

que se debe calibrar el factor p en el sistema AGC que maneja el CENACE en

la actualidad.

Se exponen las principales conclusiones derivadas de esta investigación así

como recomendaciones para la operación en tiempo real del CENACE con
i

respecto a la función AGC.
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Objetivos Generales

Describir el control frecuencia - potencia mediante la función Control

Automático de Generación (AGC) para posteriormente proponer una

metodología adecuada a fin de determinar el factor bias de frecuencia que

constituye un parámetro esencial en el proceso de sintonización de AGC de

áreas independientes que se iníerconectan.

Objetivos Específicos:

Analizar concepíualmeníe el control de frecuencia así como la

funcionalidad del Control Automático de Generación y sus modos de

operación.

Validar la teoría con la práctica en cuanto al comportamiento del Control

Automático de Generación mediante análisis de eventos registrados en

tiempo real.

Proponer una metodología adecuada del cálculo de los parámetros de

sintonización de Controles Automáticos de Generación independientes

aplicados al sistema Nacional Iníerconectado.

Se plantea la base teórica del control de frecuencia en sistemas eléctricos de



analizará al sistema AGC desde el punto de vista de su comportamiento en

mpo real en base a información recopilada del centro de control del CENACE.

S:e observa la actuación del AGC tanto en áreas aisladas como sistemas

iníerconecíados, analizando sus defectos, fortalezas y posibles problemas a

p-eseníarse, de tal manera que se pueda corregir, complementar y proponer

soluciones, tendientes a la mejora continua de la operación.

Ss plantea diferentes metodologías para el cálculo del factor Bias de

Frecuencia (£), realizando un análisis comparativo a fin de determinar la mejor

alternativa y aplicarla al Sistema Nacional Interconectado Ecuatoriano

Con el único objetivo de robustecer los sistemas regionales, tanto en la parte

eléctrica como en la parte energética, se plantea la necesidad de

inf:erconecíarse entre países vecinos, En el caso del Ecuador ya se cuenta con

interconexiones con Colombia, una radial a nivel de 138kV, y otra

sincronizada a nivel de 230kV.

Bajo este último esquema surgen complicaciones técnicas como por ejemplo el

control de frecuencia conjunto, y el control del intercambio de potencia entre los

países interconecíados, es evidente que, bajo ningún punto de vista es

ccnvenieníe realizar estos tipos de control de manera manual, es por ello que

previo a la interconexión de los dos países, fue necesaria la implemeníación de

la función control automático de generación AGC en el sistema de tiempo real



del CENACE que se encargue de regular la frecuencia y los intercambios de

P

Ejajo estos antecedentes se plantean las incógnitas, cuales son los parámetros

correctos para que la operación del AGC y por ende de las unidades que son

controladas por él, no realicen ni sobre regulación ni sub regulación, en el

¡mero de los casos, estaría en juego la vida útil de las unidades generadoras,

eh el segundo caso se pondría en riesgo la seguridad del sistema. Y es esta

-egunta la que se quiere contestar con la elaboración del presente trabajo.

Bajo escenarios, cada vez más demandantes de un mercado eléctrico

competitivo tendiente a la integración y globalización, se tienen requerimientos

de mejores condiciones de calidad, seguridad y confiabilidad en los sistemas

eléctricos, que añaden complejidad a la operación en tiempo real.

Considerando que Ecuador se encuentra inmerso en este proceso, actualmente

interconecíado con el sistema Colombiano, en un futuro con Perú y con visión

hacia la integración al mercado regional de energía, se tiene la necesidad de

optimizar el control en tiempo real del sistema.

Un tema específico en operación de sistemas de potencia es el control de

frecuencia, el cual constituye un tópico técnico de extremada importancia, no

salo por criterios de calidad de servicio sino sobretodo por seguridad.

En Ecuador, previa a la interconexión con el sistema colombiano, el control de

frecuencia se lo venía realizando en forma manual con la central Hidroeléctrica



Paute, pero al trabajar ya no de forma aislada sino como parte de un sistema

multi-área se advierte la necesidad de perpetrar un control mas estricto, por lo

qjal se implemenía la función de Control Automático de Generación AGC en la

central Paute bajo supervisión del CENACE.

E SNI actualmente posee una capacidad total de generación de 3.250

repartidos de la siguiente manera: 1.700 MW hidráulico, 1.300 MW térmico y,

2íj>0 MW de la interconexión Colombia:) y una demanda máxima de potencia en

el

y
año 2002 de 2133.5 MW (36% Residencial, 29% Industrial, 18.3% Comercial

16,7% Oíros).*

La estructura del sector eléctrico está integrada por el Consejo Nacional de

Electricidad (CONELEC), en calidad de ente regulador, el CENACE, que es el

encargado del manejo técnico y económico de la energía, la Empresa Nacional

dd Transmisión Eléctrica (TRANSELECTRIC) y los Agentes, conformados por

Generadoras, 18 Distribuidoras y Grandes Consumidores activos.i

El inicio de las operaciones del en el Ecuador se dio a partir de abril de

, en el cual la compra y venía de la energía se realiza en un mercado

ocasional o spot, donde el precio varía cada hora, en función del último

generador más económico requerido para satisfacer la demanda; y, un mercado

a término entre Generadores, Distribuidores y Grandes Consumidores mediante

contratos libres de carácter financiero.

Publicación del Ministerio de Energía y Minas Octubre 2003.



La interconexión eléctrica entre Ecuador y Colombia dio inicio en 1988, con una

lípea de transmisión a 138 kV que conecta Ipiales con Tulcán, pero con un

queño rango de potencia para intercambio (5 MW). En mayo del 2001,

Ecuador y Colombia evaluaron la ejecución de un proyecto de interconexión

ncronizada con un doble circuito a 230 kV, suscribiendo en julio de ese año un

Acuerdo para la ejecución del proyecto entre la Compañía de Transmisión de

Energía Eléctrica del Ecuador (Transelecíric) y la Empresa Colombiana de

Interconexión Eléctrica (ISA), en el que se regulan las relaciones técnicas,

financieras, administrativas y comerciales de la interconexión entre las

subestaciones de Jamondino en Pasto, y Pomasquí en Quito.

El proyecto entró en operación en marzo del 2003, y permite unir los sistemas

eléctricos de los dos países sincronizadameníe, con el fin de poder intercambiar

energía eléctrica de forma segura y confiable; respaldar los sistemas

interconectados, promoviendo intercambios cuando se presenten posibles

situaciones de déficit; e implemeníar una red de fibra óptica usando como base

la infraestructura eléctrica.

Lc^s dos países presentan aspectos relevantes que facilitan la interconexión de

sijs redes eléctricas, como son la complemeníariedad de las cuencasi
hidrográficas, la diversidad de combustibles para generación termoeléctrica, las

¡lerendas horarias de cargas y complemeníariedad estacional de los sistemas





Cap. 'lulo I

Para el funcionamiento de Sistemas Eléctricos de Potencia es vital el control de

potancia activa (P) y reactiva (Q), relacionados con la frecuencia (f) y el voltaje

(V) respectivamente; estos dos grandes controles se pueden resumir de la

siguiente manera:

El control "Q -V" se lo realiza mediante un regulador de voltaje, el cual sensa la

magnitud del voltaje terminal V en forma continua y la compara con un voltaje

referencia Vref, la señal de error resultante luego de ser amplificada es enviada

al excitador, el cual finalmente modifica el voltaje del generador hasta llevarlo a

valores nominales.

El control "P-f " se encarga de regular la potencia activa de salida y por

corjisiguiente la frecuencia o velocidad del generador ya que una desviación en

la velocidad constituye una medida directa del desbalance de potencia existente

ent're generación y carga.

En re los dos tipos de controles anteriormente citados existe cierto

acoplamiento, sin embargo la respuesta del control Q-V es mucho más rápida

que la del control P-f, por lo tanto su respuesta dinámica tiende a desaparecer

cuando el control P-f entra en funcionamiento Í2l
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AI ocurrir una perturbación en el sistema es necesario que actúen los dos

sistemas de control debido a las fluctuaciones normales y aleatorias del mismo

paita así lograr una condición de equilibrio.

Con el objetivo fundamental de mantener la frecuencia fluctuando de una

manera controlada alrededor de su valor nominal, o dentro de una banda de

tolerancia establecida, la generación en un sistema eléctrico de potencia tiene

ser en cada instante igual a la demanda. Si en un momento dado la

generación es superior a la demanda, el exceso de energía se almacena en

forma de energía cinética en el rotor de los generadores, produciéndose la

aceleración de los mismos que determina un aumento en la frecuencia del

sistema, Por el contrario si la demanda es superior a la generación, el déficit de

energía se toma de la energía cinética de los rotores, produciéndose una

disminución de su velocidad, que se refleja en disminución de la frecuencia.

Para mantener constante la frecuencia en un valor determinado (60Hz), los

generadores se encuentran dotados de un regulador, el cual realiza un

seguimiento permanente de la velocidad del rotor. Si está baja, el regulador da

un¿ orden de aumento de potencia suministrada por el generador, por el

contrario si la frecuencia sube por encima del limite establecido este da una

orden de disminución de la potencia. Como el regulador se encuentra instalado

en cada unidad generadora, los desequilibrios de potencia inicialmente son

compensados por todos las máquinas en línea.

El Desequilibrio entre generación y demanda puede darse por dos situaciones,

pérjdida súbita o variaciones normales, ya sea de generación o de carga. Las
i

variaciones normales por lo general son pequeñas a lo largo del transcurso del
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día, pero cuando ocurre una contingencia generalmente implica desbalances

considerables de potencia, lo que se traduce en desviaciones fuertes de la

frecuencia con respecto a su valor nominal.

De esta manera, tanto en condiciones normales como en condiciones de
i

disturbio, se plantea el gran reto de mantener el balance entre generación y

demanda, lo que se traduce en cumplir con la ecuación siguiente [1] [2]

, -5>P=0 (1.1)

En

PP

P

donde;

= Potencia de generación

= Potencia de pérdidas

= Potencia de la carga a abastecer (demanda).

potencias correspondientes a la demanda y a las pérdidas constituyen

parámetros netamente eléctricos (rápidos), los cuales no pueden ser

controlados, mientras que la potencia de los generadores se debe a fenómenos

correlacionados de carácter eléctrico, térmico mecánico, hidráulico, etc.

constituyéndose esta potencia en un elemento controlable.

Realmente la ecuación de balance responde a la forma:

Pg-PL-Pp=A? (1.2)

Defendiendo de los valores que tome AP, pueden darse tres casos:[33161

AP > O Pg > PP +PL df/dt > O Sistema se acelera

AP < O Pg < PP +Pu df/dt < O Sistema se desacelera

AP = O Pg = PP +PL df/dt = O Sistema en equilibrio



Capítulo /

En el caso (P = O, el sistema se encuentra en equilibrio, pero no

necesariamente implica que se este trabajando a valores nominales, por lo
i

tarjto el objetivo primario de un sistema eléctrico de potencia es:

- Trabajar en un estado de equilibrio

- Trabajar a valores nominales.

De no cumplirse con estos requisitos se pueden presentar una serie de

rjulcios de diferente índole que tienen su origen en el desbalance de potencia

acfva, por ejemplo; en una red una considerable caída de frecuencia podría

implicar altas corrientes de magnetización en los motores de inducción y

transformadores, lo que afecta la vida útil de mencionados aparatos.

Además debido a que en la actualidad se utiliza de manera considerable timers

y elementos de reloj eléctricos, es necesario mantener un control no solamente

ante la frecuencia sino también ante la integral de la frecuencia ya que el tiempo

de estos elementos depende directamente de ella. [2] [3]

[2] [3]

Un sistema eléctrico de potencia ante la pérdida de generación responde de la

siguiente manera:

La primera acción es una respuesta netamente eléctrica, en el instante 0+,

exibte un balance perfecto de generación y carga, justificado con la ley de

conservación de la energía, instante en el cual, todos los generadores del

sistema entregan una potencia eléctrica superior a la potencia mecánica

inyectada en el rotor.
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El segundo paso constituye una respuesta netamente inercial, el déficit

existente de potencia mecánica (Pm < Pe) produce un efecto desacelerante, en

las máquinas rotativas del sistema, lo que se traduce en un bajón de frecuencia.

De! manera inmediata los gobernadores o reguladores de velocidad de las

dades generadoras, detectan la variación de frecuencia y envían la señal

•opiada para que el generador incremente su potencia de manera

un

ap

proporcional a su estatismo (speed droop); lo cual se conoce como Regulación

Primaria de Frecuencia (RPF), el nuevo punto de equilibrio (balance), no

ne :esariamente es el correspondiente al valor nominal de la frecuencia.

Con el propósito de tornar la frecuencia a su valor nominal y restablecer los

valores de reserva para la RPF en las máquinas asignadas, actúa la Regulación

Secundaria de Frecuencia. Este control puede ser realizado de manera

manual, desde la unidad generadora asignada para el efecto o de manera

:omática, a través del Control Automático de Generación AGC.au

En el caso de existir contingencias de generación mucho mas graves, la

primera línea de acción para prevenir la pérdida de sincronismo, es la actuación

de controles de deslastre o desconexión de carga, acción que determinará el

pinto inicial para la actuación de la regulación primaria de frecuencia (RPF) y la

posterior actuación de la regulación secundaria de frecuencia (RSF).
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Respuesta Teórica Respuesta Reaf

fl-

1" etapa

Regulación Primaria
de Frecuencia

(RPF)

Regulación
Secundaria

(RSF)
RPF

Figura 1.1: Respuesta de frecuencia ante pérdida de generación

Con el objetivo de realizar un análisis minucioso del comportamiento dinámico

de la frecuencia, ante la pérdida del balance generación - carga, en un sistema

de potencia, se desarrollará modelos de los dispositivos que intervienen en él y

qué determinan la característica principal del comportamiento de la frecuencia.

De esta manera se llegará a la simulación de un sistema de potencia para

determinar el comportamiento de la regulación secundaria de frecuencia.

Los modelos de simulación presentan la ventaja de prever el comportamiento

de sistema ante una situación específica sin tener que someterlo a un análisis

real; por lo tanto se presentará la modelación de generadores, carga y

reguladores para posteriormente entender el comportamiento del sistema,

basándose en que el esquema simplificado de control de frecuencia es el

siguiente:

Figura 1,2: Esquema simplificado de control de frecuencia

Apg

AP-L

I — 1»

Af

Sistema Regulador

(Regulador de Velocidad)

APv

^

Sistema Motriz
(Turbinas)

APm Sistema Ele'ctrico
(Generación * Carga)

>

— *

df
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[1] [3] [4]

Urj generador puede ser representado como una masa rotatoria larga como la

figura 1.3, la cual presenta dos torques contrarios: Jorque mecánico (Tm) que

aciúa incrementando la velocidad rotacional mientras que el Jorque eléctrico¡
(Te) actúa frenándolo, Cuando el torque mecánico y el torque eléctrico son

iguales en magnitud ia velocidad w se mantiene constante.

Telec

= |feQ ] J j~3 I p- »

Mecánica "̂  / i J J Eléctrica

Turbina Generador

1,3: Modelo del Generador

Si Ja carga eléctrica es incrementada el Te es mayor que Tm y todo el sistema

rotacional tiende a frenarse, para lo cual es necesario incrementar el torque

m4cánico Tm y así restaurar el equilibrio, acción que regresa a la velocidad

rotjacional a un valor constante, este proceso es realizado repetidas veces ya

qué la carga cambia constantemente153

i
i
i

Laívariación de potencia neta produce aceleración o desaceleración
it¡¡

Pnet > O la velocidad del rotor aumenta

Pneí < O la velocidad del rotor disminuye.
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El piodeio básico que representa el comportamiento de un generador se obtiene
i

mediante el siguiente análisis matemático para lo cual es conveniente definir la

nomenclatura utilizada

o)

a

5

Tnet

Tm

Te

Pnet

Pm

Pe

I
M

Velocidad Angular (RAD/S)

Aceleración angular

Ángulo de una máquina giratoria

Jorque acelerador neto en una máquina giratoria

Jorque mecánico

Jorque eléctrico

Potencia neta

Potencia mecánica de entrada

Potencia eléctrica de salida

Momento de inercia de la máquina

Momento angular de la máquina

Esfas magnitudes con excepción del ángulo de fase son expresadas en sistema
¡

pof unidad.

Relacionando la potencia con el torque:

P , . ft-\n
• • UJ_ J. (13)

Asumiendo que para una velocidad estable se tiene como valores iniciales: Po,i
Toj Wo.

AI broducirse un disturbio, existen desviaciones, en general:
I

P = P 0 + A P

T = T0 + AT

Cu. = GX_ + ACÓ,

(1.4)

( 1 - 5 )
(1.6)

Partiendo de que:
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Pnet^Pm-Pe (1.7)

Aníe perturbaciones se tiene:

Pnet = P0 + APnet (1.8)

Pm = Pm0 + APm (1.9)

Pe = Pe0 + APe (1.10)
Po!r lo tanto:

Pnet = (Pm0 - Pe0) + (APm - APe) (1.11)

Dd forma análoga para torques:

j Tnet = (Tm0 - Te0) + (ATm - ATe) (1.12)
¡i
i

Si jse reemplaza en la ecuación 1.3:
iit
| (Pm0 - Pe0) + (APm - APe) - (o)r +Awr )[(Tm0 -Te0) + (ATm~ATe)] (1.13)
i

Para estado estacionario se tiene las siguientes condiciones:

Tm0-Te0 (1.14)

I Pm0 = Pe0 (1.15)

¡ cor=lp.u. (1.16)
I

j

El férmino:
¡
| Acor[ATm-ATe] (1.17)

Se considera despreciable por tratarse de un producto de dos variaciones.

(APm - APe) = Atür [ATm-ATe]+[ATm-ATe] (1.18)
mas si:

Tnet = la (1.19)
M = col (1.20)
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APnet = (O ATnet =cor la =]
dAo)
~dT

APnet =APm-APe=]
dA(0

(1.21)

(1.22)

Apocando transformada de Laplace se tiene:

APm- APe=MsAco (1.23)

Po;r lo tanto se obtiene el bloque representativo del generador:

¿Pm Ms

¿Pe

Figura 1,4: Diagrama de bloques del generador

Mientras APm es prácticamente siempre sólo función de la posición de la

válvula, la potencia eléctrica puede ser afectada por la frecuencia en distinta

medida según la naturaleza de la carga.

[1] [3] [41

El término carga puede ser definido como un consumidor de potencia activa y

reactiva. El modelo de la carga es cualitativamente diferente al modelo del

generador, es relativamente simple construir modelos para tipos de carga
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resistivos como lámparas, calentadores y refrigeradores, sin embargo estos son
i

so|amente una pequeña parte del problema ya que la verdadera composición

de¡la carga incluye a elementos sensibles a la frecuencia como es el caso de
i

bojnbas y motores y por lo tanto a menudo es muy difícil estimar la composición

de|la misma ya que además cambia constantemente reflejando las necesidades
i

del los usuarios.

P^ra estudios de control se utiliza un modelo básico sencillo en donde sei
expresa la relación de la carga con la frecuencia de la siguiente manera:E2]

D =
Af

MWpa, (L24)

Hz p.u.

Ccjmo anteriormente se indico la sensibilidad de la carga afecta principalmente

a l£ potencia eléctrica de la siguiente manera:

= PL(1 + D Af ) (1.25)

Dijrante un disturbio se produce variación tanto de potencia eléctrica como de la

potencia tomada por la carga:

= APL+DPL o Af (1.26)
I
|

Tobando en cuenta que PLO = 1 p.u. en condición de estabilidadi
i

= AP L +D Af (1,27)

El ¡diagrama en bloques resultante es:
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En donde:

D !corí
D ¡

17

Figura 1.5: Diagrama de bloques Generación - Carga

APm UM s

D

Cambio de carga no sensible a la frecuencia

Cambio de carga dependiente de la frecuencia

Factor de amortiguamiento de la carga

El Ifactor de amortiguamiento se expresa como un porcentaje de cambio en la

cafga para un porcentaje de cambio en la frecuencia
|

Sirt embargo cuando se utiliza el factor D para resolver problemas de respuesta
i

dirjámica del sistema este podría cambiar siempre y cuando el valor S base del

sistema en MVA sea diferente al valor nominal de la carga, los valores típicos

de D se encuentran entre 1 y 2.12]

Eri| el caso de que no exista un regulador de velocidad, la respuesta del sistemai
a un cambio de carga esta determinada por la constante de inercia y la

cohstante de amortiguamiento

En estado estacionario la desviación de la frecuencia es tal que el cambio de

caiga es compensado con la sensibilidad de la carga a la frecuencia,
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[3] [4]

El sistema de motriz (turbina) se encuentra a la salida del sistema de

regulación, por lo tanto su señal de entrada constituirá el cambio de posición de

lasj válvulas, y su salida es un cambio en la potencia mecánica del sistema.

Se estudiara el comportamiento básicamente de dos tipos de turbinas:

Turbinas de vapor

- Con recalentamienío

- Sin recalentamiento

Turbinas Hidráulicas

La modelación de una turbina ya sea de vapor o hidráulica tiene que ser

realizada tomando en cuenta varios parámetros como tamaño de la unidad,

condiciones del vapor o agua, cantidad de secciones, etc. Pero para fines

didácticos se trabajara con el modelo simplificado el cual contiene suficiente

información para brindar una respuesta realista.

123 [6]

Esías utilizan válvulas de entrada a la turbina de alta presión para así tener

control sobre el flujo de vapor, en la turbina existen elementos tales como:

copíenedor de vapor, recalentadores, cruces de tubería, etc. Los cuales

introducen retrasos o modificaciones en el cambio del flujo de vapor y en sí el

movimiento de la válvula, es necesario realizar modelos matemáticos para

tomar en cuenta esta dinámica, el flujo que entra y sale de cualquier dispositivo

seiencuentra relacionado mediante una constante de tiempo.
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16]

Su funcionamiento es muy simple, una vez que las válvulas de control actúan

se ¡produce una expansión del vapor provocando la producción de potencia

rr^cánica, aunque existe un retraso natural debido a las características propias

de la tubería y el contenedor. Suponiendo que la presión con la cual se
i

suministra el vapor se mantiene constante, la función de transferencia que

múdela a esta turbina es simple como se demuestra en el siguiente esquema:

rS+1)
APm

Figura 1,8: Modelo de Turbina de Vapor sin recalentamiento

En donde:
i

Tvj Constante de tiempo de la turbina (seg).
i

Pv| Cambio por unidad en la posición de la válvula con respecto a la posición
i
i nominali

Loé valores típicos de Tv son: 0.1 a 0.5 seg

Partiendo de que la apertura de la válvula se la realiza de forma de una función

pa^o, una turbina de vapor reacciona de la siguiente manera:

= (l-e/Tv) APv (1.28)

Ap ¡cando Laplace:

APv(s)=— (1.29)
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el diagrama de bloques anteriormente presentado se sabe que:

APm(s) = - -APv(s) (1.30)
1+Tv.s

Aplicando antilaplaciano:

APm(t) = (1- e/Tv) APv(t) (1.31)

=0

APm =

Para í=0
Para í=°°

Pdr lo tanto la respuesta de la turbina ante un cambio en la posición de la

vula es:v

Pv(t) Pm(t)

>
CL
<

CL

Apertura de 1 paso
de ta válvula Reacción de la Potencia Mecánica

Respuesta de la turbina de vapor ante un cambio en la posición de la válvula

Tv no depende de la carga de la máquina.
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[61

Generador

Turbina de
Presión
Alta

Turbina de
Presión
Media

Turbina de
Presión
Baja

Figura 1.8: Turbina de Vaporeen recalentamiento

A Diferencia del modelo anterior el hecho de existir recaientamiento implica que

pueda existir diferentes presiones: alta, media y baja, el modelo trata de acoplar

todas estas etapas sumando las potencias desarrolladas en cada una de ellas,i
deíla siguiente forma:

APv APm

Figura 1.9: Diagrama de boques de la T.V. con recalentamiento

K1f Constituye la fracción de potencia generada en la turbina de alta presióni
| que oscila alrededor del 30%.

K2f Potencia generada en las etapas de presión media y baja.i
Tr:| Constante de tiempo del ciclo de recalentamiento.

Tvj Constante de tiempo en la turbina.
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[1] [3] [4]

La modelación completa de turbinas hidráulicas toma en cuenta: inercia del

agpa, la compresión del agua, elasticidad de las paredes de la tubería de

presión, efecto de ondas viajeras, etc. Estos modelos más detallados se usan

por lo general para diseño de plantas.

La inercia del flujo del agua a través de las tubería de presión da lugar a un

ferjómeno especial en las tuberías hidráulicas, al ser abiertas las compuertas, el

efecto inicial es una caída de altura en la turbina y por consiguiente un cambio

negativo en la potencia mecánica, dando como resultado un cambio inicial de la

potencia opuesto a lo requerido I6].

La función de transferencia de una máquina hidráulica se expresa en el

siduiente diagrama de bloques:

1 -Tws

JE* 4-1
2s

Figura 1.10: Diagrama de boques de la Turbina Hidráulica.

En donde:¡
i

Tw: constante de tiempo de la turbina hidráulica

Tv\ Depende directamente de la carga.¡¡
i

Asumiendo que la apertura de la válvula se la realiza de forma de una función

pajso, la turbina hidráulica reacciona de acuerdo al siguiente análisis:
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APm(t) =(l-e / T v)APv (1.32)

Aplicando Laplace:

APv(j) =
APv

Po¡r el diagrama de bloques se tiene:

APm (s) = ' APv (s)
1+ - .s

2

-2t/

(1.33)

(1.34)

APm(t) =(l-3e /Tw)APv(t) (1.35)

Para t=Q

Para f=°°
AFm =-2AFv

APm -APv

Respuesta de la turbina de vaporante un cambio en la posición de

la válvula

Apertura de 1 paso
de la válvula

Pv

D-
<!

Reacción de la potencia mecánica

Pm
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Fínicamente se puede justificar ese fenómeno diciendo que la potencia en un

insjtante tiende a disminuir porque en primera instancia se necesita acabar con

toda el agua existen en la tubería para luego proceder a abrir la válvula.

Valores típicos de Tw se encuentran entre 0.5 a 4 seg (el tiempo de respuesta

dejuna unidad hidráulica es mucho mayor que el de una unidad térmica.)

A Continuación se puede apreciar el comportamiento de la respuesta de las tres
¡

clejses de turbinas estudiadas ante la apertura de la válvula del flujo de vapor

Pm Sin
recalentamiento

Con
i—Recalentamiento

Figura 1.12: Comparación entre Turbinas de Vapor e Hidráulicas

m

El lelemento sensible ai cambio de frecuencia es el regulador (o gobernador) ei¡
qu|3 puede ser construido en base a dispositivos mecánicos o electrónicos, para

encender su funcionamiento se describirá brevemente un esquema simplificado.
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Denominado también regulador centrífugo de Watt, su principio operativo es

básicamente el siguiente: Dos esperas de cierto peso se mueven radialmente

hacia afuera, a medida que la velocidad de rotación aumenta provoca un

movimiento sobre el brazo colocado en el eje central, este desplazamiento set
transmite al cuello móvil el cual esta conectado por medio de una varilla al

i
pufiío pivot f (calibrado a 60Hz) el cual hace funcionar al servomotor y empuja la

vájvula de control para manipular el flujo de vapor,[10]
i
i

El I regulador actúa únicamente cuando existen cambios de velocidad
i

(frecuencia), si esta se estabiliza el gobernador deja de funcionar calibrándose

en¡ un nuevo punto de seteo y permanece aquí mientras no exista otra variación

en el sistema.

Figura 1.13: Esquema simplificado de un gobernador centrífugo

Cambiador
Veiocidad se
incrementa ai decrece
fe entrada de fe turbina

La válvula que controla el flujo de vapor no responde instantáneamente debido

a ios retardos existentes por el sistema mecánico e hidráulico propios de la

válvula y del servomotor, por lo general este retraso se encuentra entre 0.2 y

0.3s.
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Este mecanismo posee una zona muerta, ya que la velocidad debe cambiar en

unja cierta cantidad antes de que la válvula comience a funcionar, debido al

rodamiento y al punto muerto del retroceso mecánico.

La¡3 turbinas cuentan con un control de emergencia que cierra la admisión en el
i

caso de pérdida total de la carga con el fin de evitar el posible embalamiento,
i

este cierre ocurre a velocidades preestablecidas.

[101 [171

El | funcionamiento básico del regulador de tipo electrónico es representado
i

mediante el diagrama de bloques de la figura 1.14:
iI

La¡ medida de la velocidad define una salida co la cual es comparada con una
i

referencia coref, esto produce un error Acó, este error es negado y amplificado

coh una ganancia Kg e integrado para producir una señal de control APvalve lo

cu^il causa que la válvula principal se abra para proveer vapor, produciendo un
i

incremento en la salida mecánica, de ese modo se incrementa la salida

eléctrica.ii¡í

Cuando A Pvalve sea negativo, por ejemplo cuando la carga eléctrica del

sistema aumenta y por lo tanto su velocidad co es menor que co ref.

Ciando coref = co la válvula del vapor permanece en la nueva posición (abierta)
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Eje
de giro

Vapor

APv

+ - Abrir válvula

— Cerrar válvula

Dispositivo de
medida de
velocidad

esquema de regulador Isócrono trabaja satisfactoriamente cuando el

geherador abastece a una carga aislada o a un sistema eléctrico relativamente

ueño, en el cual un solo generador se encarga de realizar RPF, cuando

sten sistemas multi- máquinas las dos o mas unidades con regulador

crono pueden conducir a condiciones de oscilación en la generación, para

esto los generadores deberían trabajar con exactamente la misma

(ocidad de referencia.

is

evitar

ve

Si

un

Figura 1,14: Esquema simplificado de un gobernador Isócrono

estas son levemente mas altas o mas bajas que la velocidad estándar, cada

a trataría de controlar la frecuencia del sistema con su propia referencia

provocando situaciones de oscilación en la generación.
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Respuesta de un generador con regulador isócrono ante un aumento de carga

Pqra que en el caso de un disturbio exista una distribución de cargas entre los

generadores restantes es necesario que estos posean una característica de

reculación, la cual se obtiene agregando un lazo de realimentación integrador.

Se realizara un análisis adicional de los reguladores según el tipo de máquina

en¡el cual están implementados.

[1] [171

_L
l+Tgs

APv

Af

Figura 1.16: Regulador para máquinas térmicas
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En donde:

i
Tg[ Constante de tiempo del regulador de velocidad.

¡
i

R í Estatismo permanente. (3 - 5%)
i

diagrama de bloques presentado en la figura 1.16 se tiene que:

(1.36)
Tg.s + 1 R

i

Partiendo de que la frecuencia cae abruptamente en forma de una función
pa^o, la respuesta del regulador de velocidad para máquinas térmicas es la
siguiente:

! Af (t) = M |i_! (t) (1.37)

Aplicando Laplace:

A f

Af(s )=— (1.38)
s

El janíilaplaciano de la función de la potencia de la válvula da como resultado:

Af -/
APv(t) = — (e/Tg-l) (1.39)

R

Para t=Q APv =0

Para t=°° AFv =-
R

Pot lo tanto la potencia desarrollada por el regulador es:
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Pv

<l

Aí
R

Descenso de frecuencia Incremento de Potencia
de la válvula

Figura 1,17: Respuesta del regulador de una máquina térmica

APv

Figura 1.18: Reguiador para máquinas hidráulicas.

En donde:

Constante de tiempo del regulador de velocidad asociada al estatismo

permanente "R".

Trj Constante de tiempo del regulador de velocidad asociada al estatismo

transitorio "r"

R

r:

Estatismo permanente, (4 - 7%)

Estatismo transitorio (5-30%)
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El estatismo transitorio es referido a las variaciones rápidas de frecuencia

mientras que el estatismo permanente se refiere básicamente a las variaciones

lentas de frecuencia,

Del diagrama de bloques se tiene que:

APv(s)=
(1+Tr.s) Af(s)

R

(1.40)

Partiendo de que la frecuencia cae abruptamente en forma de una función

paso, la respuesta del regulador de velocidad para máquinas hidráulicas es la

siguiente:

Af (t) = Af |x_! (t) (1.41)
Aplicando Laplace:

Ai/ xAf(s)= —
s

Teorema del valor inicial:

= ¡im s.F(s)

(1.42)

Teorema del valor final:

A/(¿) = lim s.F(s)
t = 00 s —>

Por lo tanto la potencia desarrollada por el regulador es:

Pv

Af
R

Descenso de frecuencia Incremento de Potencia
de la válvula

Figura 1.19: Respuesta del regulador de una máquina térmica
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La representación integrada turbina y regulador para cada tipo de máquina se
t

expone a continuación

áf

Generador
APL

(H-TRsXH-Tcs)

Turbina Generador
APL
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APm

Af

La característica del comportamiento en estado estable del regulador, por lo

general se define como la pendiente de la gráfica frecuencia (velocidad) contra

encía de salida, en si determina el cambio de la salida del generador para un

cambio en la frecuencia. [4] I101

T>far\ % variación de frecuencia
% variación de potencia

.
fn AP

(1.43)

(1.44)

La; característica de regulación del gobernador es también conocida como

estatismo permanente y constituye la variación de velocidad que presenta una

máquina al pasar de carga cero a potencia nominal.

El estatismo en si es una característica de sensibilidad de la frecuencia ante

variaciones de la carga. El estatismo se representa en p,u. o en porcentaje y
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constituye una característica propia de la máquina por lo tanto no puede ser

modificada.

>P(p.u.)

Figura 1.23: Representación gráfica del Estatismo Teórico

La característica de regulación permite determinar la contribución total de cada

máquina ante una variación de frecuencia en el sistema, este parámetro esi
totalmente independiente del desplazamiento de la curva.

i
Dejbido a las características físicas propias de cada máquina el estatismo no es

totalmente lineal sino presenta pequeñas desviaciones como en la figura 1,24m

fo

Estatismo en Máquinas
Hidráulicas

Estatismo en Máquinas
Térmicas

Estatismo Ideal
>P(p.u.)

Figura 1,24: Representación gráfica del Estatismo Real
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Considerando a un sistema como al conjunto generación más carga, es lógico

pensar que se obtendrá una característica de regulación que incorpore la

re3puesta.de cada uno de ellos, es decir el estatismo de los generadores y el
i

aniortiguamiento de la carga sensible a la frecuencia.

P^ra una carga abastecida por un grupo n de generadores, se tiene que la

desviación de frecuencia es: [2] I3] [4]

d.45)

Rejq = Estatismo equivalente de los generadores

D

En

Req
+D

= Amortiguamiento de la carga sensible a la frecuencia en el sistema.

Req = - - j - - - p (1.46)

Rl R2 Ru

la figura 1.25 se puede visualizar el comportamiento del sistema ante

pérdida de generación con y sin considerar el efecto de amortiguamiento de la

carga.

El comportamiento conjunto de carga mas regulación de generación se lo

conoce como característica de regulación del sistema o respuesta natural del

sistema y se expresa de la siguiente manera:[4] IUI
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Estatismo
del Sistema

(R")

Req
(1.47)

Figura 1.25: Comportamiento del sistema ante pérdida de generación con y sin

¡ amortiguamiento de carga

A : = Punto de trabajo normal antes del disturbio (frecuencia nominal)

B I = Nuevo punto de equilibrio sin amortiguamiento de carga D = O

B1| = Nuevo punto de equilibrio considerando amortiguamiento D ¿ O

Aflg = Variación de potencia de generación con D = O

AFJgl = Variación de potencia de generación con D 9* O

Af | = Variación de frecuencia con D = O

Af 1 = Variación de frecuencia con D ¿ O
i

= Amortiguamiento que ha sufrido la carga
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posible apreciar que el amortiguamiento de la carga ayuda al sistema a que

encuentre su nuevo punto de equilibrio con una desviación de frecuencia

Af 1 < Af

comportamiento combinado de estatismo y carga da como resultado la

característica estática del sistema R"

1.6 COMPORTAMIENTO DINÁMICO DE LA FRECUENCIA[2]

existir una perturbación en el sistema ya sea esta por pérdida de generación,

carnbio abrupto de la carga o pérdida de enlaces en caso de sistemas

intérconectados, se ocasiona una respuesta inmediata de variaciones de

frecuencia, la cual es consecuencia de la respuesta dinámica de las máquinas,

importante resaltar que independientemente del disturbio que se de es

nefcesario seguir abasteciendo la demanda.

La rapidez con la que cambia la frecuencia depende de la magnitud del

disturbio y de la inercia de la máquina (H).

dAf APm-APe
dt 2H

(1.48)

cambio inicial de la frecuencia depende únicamente de la variación de la

potencia eléctrica ya que inicialmente la variación de la potencia mecánica es

igual a cero.

dAf *** (1.49)

El comportamiento inicial de la frecuencia es independiente de los controles que

se tenga en el sistema
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Representación gráfica del comportamiento inerclal del sistema

fo

Corte
, ^de Carga

Relación = disturbio
inercia

Aumento

de Generación

" 2H

ce alta

^ media

$ baja

[6]

A Pv2(s)

REGULACIÓN PRIMARIA DE FRECUENCIA

Figura 1.27 Modelo básico de un sistema de potencia
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El; comportamiento de la frecuencia ante un disturbio depende de varios
parámetros, para la determinación del nivel de influencia de cada uno de ellos¡
se! realizará un análisis individual mediante la simulación utilizando el paquete
cofnpuíacional Mathcad y el modelo generalizado de un sistema básico que
cojista de generación térmica e hidráulica (figura 1.27).

I
Lob valores típicos de las constantes existentes en este modelo se encuentran

especificados en la tabla 1.1:
i

; Tabla 1.1 Valores típicos de constantes.

DA1JOS GENERALES

Conétante de inercia del sistema:

Constante de amortiguamiento de la carga:

!

PARA MÁQUINAS TÉRMICAS:

Constante de tiempo de la máquina térmica:

Conátante de tiempo del regulador de velocidad:

Estatismo permanente de la máquina térmica:

PARA MÁQUINAS HIDRÁULICAS:

Constante de tiempo de la máquina hidráulica:

Constante de tiempo del regulador de velocidad:

Constante de tiempo de la compensación transitoria:

Estatismo permanente de la máquina hidráulica:

Estatismo transitorio de la máquina hidráulica:

Sioifacflj£fl.í4>3

Rango De

Valores

Valores

Promedio

Heq

D

3[pu]

1~2[Pu]

3[pu]

1[pu]

Tv

Tgv

Rv

0.2 - 0.3 [s]

0.2 - 0.3 [s]

0.04 - 0.05 [pu]

0.25 [s]

0.25 [s]

0.045 [pu]

Tw

Tgh

Tr

Rh

.r

0.5 - 4 [s]

0.3 - 0.6 [s]

0.5 - 5 [s]

0.06 - 0.07 [pu]

0.05- 0.3 [pu]

2[s]

0.5 [s]

2,25 [s]

0.065 [pu]

0.2 [pu]
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En! términos generales la inercia es la oposición al cambio, en este caso en

particular se la define como el comportamiento inicial que presenta la máquina

al | cambiar su velocidad ante un disturbio de perdida de generación o
I

incremento de carga.

-0.005
Af(t) = -8,64310-10"3

Af(t) = -7.7910-10
-3

10 20

Figura 1.28: Dinámica de la constante de inercia

La| perturbación causa que exista un cambio de velocidad para obtener la

energía necesaria, este cambio de velocidad dependerá directamente de la
¡

constante de inercia, a continuación se presenta su comportamiento dinámico

Dej la gráfica anteriormente presentada se puede apreciar que:

El |valor final en el que se estabiliza la frecuencia posterior al disturbio es el

mtómo independientemente del valor de la constante de inercia.

Mientras más pequeña es la constante de inercia el sistema tiende a ser mas

oscilante, mientras que si el valor de esta constante es mayor (sistema

robusto), la respuesta tiende a ser mas amortiguada.
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El valor del desvío de frecuencia que se tiene es menor si el sistema posee una

constante de inercia alta.

El

0.005

,. , r = 0.1
Sigue creciendo

¿f(t) = inestabilidad

r = 0.2

Af(t)= -9.41-10'

r = 0.3

,-3

Af(t)« - 8.496 xlO -3

10 15

Figura 1,29; Dinámica del estatismo transitorio

rango de valores típicos que puede tomar el estatismo transitorio Y1 va de

O.Q5 a 0,3 (p.u.) pero es posible observar que si este es muy pequeño el

sistema se vuelve completamente inestable oscilando crecientemente.

Gráficamente se puede apreciar que es mejor que el valor de r sea grande
t

dentro del rango señalado a fin de obtener una respuesta menos oscilatoria,

aunque el desvío de frecuencia con respecto al valor inicial sería mayor, por loi
que es necesario llegar a un consenso en el cual se defina el rango de valores

de estatismo que produzcan una adecuada respuesta de la frecuencia, sin

causar la inestabilidad del sistema.
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Rh = 0 .06

Áf(t)= - 9.423x10

™ K h = 0 .07

áf(t)= - 9.401 SE 10

-3

-3

Dinámica del estatismo permanente Rh

existe mayor diferencia en la gráficas obtenidas ya que el rango de valores

típicos es corto por lo tanto es apreciable que tanto el número de oscilaciones

cojno ios valores de caídas de frecuencia son muy similares

Realizando un análisis minucioso comparando los valores de los puntos

máximos de caída de frecuencia se puede apreciar que al tener una

cafacterística de regulación menor se obtiene mayor desviación de frecuencia

con respecto al valor nominal.
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0.005
Rv= 0 . 0 4

Af(t)« - 8.365K10

Rv = 0 .05

Af(t) = - 1.028

-3

I Dinámica del estatismo permanente Rv

i

Cuando es estatismo permanente en las máquinas térmicas es grande la curva

presenta mayor caída de frecuencia pero su respuesta es mas amortiguada,

mientras que cuando el estatismo es menor presenta la ventaja de una caída

dejfrecuencia levemente menor pero con una respuesta mas oscilatoria,

iii
El | inverso de la característica de regulación tanto de la generación térmica

como de la hidráulica es conocida como energía regulante.
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Erl el gráfico 1.32 es posible apreciar que el rango en el que puede variar esta

cohsíante es amplio, una constante de tiempo menor implica una caída de

frecuencia mayor pero a su vez un tiempo de estabilización del sistema más

pequeño,ii
^ Tr = 1

¿f(t).= - 9.737.10"3

¿f(t)= - 9.445.10"3

i = - 9.261.10"3

Dinámica la constante de tiempo de compensación transitoria

En este caso es posible apreciar que mientras mayor es el valor de la constante

de tiempo de la máquina hidráulica el amortiguamiento se produce mas rápido

pero como contra efecto se tiene que la caída de la frecuencia es mayor, por lo

tanto en este caso es necesario analizar que es mejor para el sistema: tener

una caída de frecuencia menor o tener una curva con menos oscilaciones?
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fj—

0,005

\

í>
cf
< -0.005

\1

-0,015

45

í-

i
i
"1

14
•j

0

1

||U -
il [/ t-'v'i ̂ ^T\ ^^
luí' f f I/ "̂

; 1 f U ~
U

-

1

TV = 1

Af(t).«- 9,038. lo"3

Tv = 2

¿f(t)« - 1,027 -10"2

T•LW — ^

¿f(t)= - i.n-io"2

10 20
i-

Dinámica de la constante de tiempo de la máquina hidráulica

1.7.7. CONSTANTE DE TIEMPO DE LA MAQUINA TÉRMICA " Tv

Aujique el rango en el que varía la constante de tiempo de la máquina térmica

relativamente pequeño se puede ver su gran influencia ya que cuando esta

constante es mayor se tiene en primer lugar una curva mas oscilante y además

caída de frecuencia mas elevada, de lo cual se puede concluir que es

ventajoso para el sistema trabajar con una constante de tiempo de la máquina

íénfnica pequeña para obtener una curva mas amortiguada y desviaciones

menores de frecuencia.
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0,005

-0.005

"0.01 -

-0.015

Tv = 0 . 2

Af(t)= -8,64-10~3

: TV « 0 . 3

Af(t)= - 1.01-ID"2

Dinámica de la constante de tiempo de la máquina térmica

.7.8. CONSTANTE BE TIEMPO DEL REGULADOR DE VELOCIDAD

En| la figura 1.35 es posible observar que mientras mayor sea la constante de

tiempo para el regulador de velocidad de la máquina hidráulica, mejor será el

comportamiento de la curva tanto en niveles de caída de frecuencia como

número de oscilaciones.
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Es¡ importante también recalcar que en este caso específico la primera

estilación con una constante de tiempo pequeña, cae en primera instancia

abruptamente pero luego sube de forma brusca a un valor sobre los 60 Hz lo
i

qué constituye una oscilación demasiado peligrosa para el sistema.

0.005

Tgh= 0.3

Af(t)« - 1.0252.10"2

Tgh= 0.5

¿f(t)= - 9.4122.10"3

Tgh= 0.6

Af(t)«- 9.1225-10'
.-3

-0.015

Dinámica de la constante de tiempo del regulador de la máquina hidráulica

Enj el análisis de la figura 1.36 es posible apreciar que la constante de tiempo

dej regulador de velocidad de una máquina de vapor juega un papel muy
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importante ya que con una pequeña variación de su valor la curva presenta

grandes cambios así:
¡
i

Ccjn una Tgv pequeña se obtiene una caída de frecuencia menor y la curva

tiefide a estabilizarse mas rápido con el menor numero de oscilaciones, lo cual

es i ventajoso para el sistema.

0,005

-0.005

-- 0.01

-0.015
O 5 10 15

= 0 .2

Tgv = 0 .3

Af(t)=-I,01-I0
"2

Dinámica de la constante de tiempo del regulador de la máquina térmica

La curva característica que indica la dependencia existente entre la carga y la

frepuencia es la siguiente:
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-0.005

0,01

.»_ D = 2

Af(t) =-8.6431.10-3

Af(t) = - 9.4122-10-3

10

Dinámica de la sensistividad de la carga

Eni la cual se puede apreciar que en general el efecto de amortiguamiento es

pequeño y no influye de mayor manera, pero este puede afectar de forma

considerable si no se tiene una buena característica de regulación de las

máquinas en línea del sistema.¡¡

Realizando un minucioso análisis se puede concluir que, al poseer mayor

amortiguamiento de cargan, la desviación inicial de frecuencia es ligeramente

menor y la curva se presenta de forma mas amortiguada.

Con respecto al control de frecuencia que es necesario realizar para mantener

la estabilidad y seguridad de un sistema eléctrico de potencia cabe acotar que

exfeten básicamente tres tipos de regulación.

RPF): Se encarga mediante el regulador de velocidad de

estabilizar al sistema, de los desbalances producidos por perturbaciones.
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Regulación secundarla de Frecuencia (RSF): Retorna a los valores

nominales de frecuencia al sistema posterior a un disturbio

Regulación terciarla de frecuencia (RTF): relacionada directamente con el

control del error del tiempo (íntimamente ligado al control de la integral de la

frecuencia)

[19] [20]

Al | producirse una pérdida de generación, la potencia fuera de servicio tiene
i

qué ser aportada por el resto de generadores a través de la regulación primaria,

la cantidad total de energía que todos los generadores de un sistema pueden

apbrtar en caso de pérdida de generación se denomina reserva primaria de
i

geheración, la RPF constituye la primera línea de defensa para contrarrestar el

efecto de un disturbio,

Sujs principales características son:

Esí una acción automática de los reguladores absorbiendo inicialmente los

desbalances entre generación y carga, estabilizando la frecuencia en un puntoi
que no necesariamente es el valor nominal.

Actúa en todas las unidades generadoras que participen en RPF por lo tanto

constituye un proceso descentralizado.

La magnitud de respuesta depende de la magnitud del estatismo de las

un dades
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Rqsponde de forma muy rápida.
i

Urja unidad generadora debe poseer las siguientes características para realizar

R.P.R

• \r un estatismo adecuado capaz de tomar o liberar carga de forma

; rápida, la velocidad con la que se puede producir potencia mecánica

í depende de los mecanismos utilizados para accionar las válvulas y el tipo de

j turbinas empleadas.

i
s i Deben encontrarse operando.

i

s ¡ Mientras mas lenta sea la unidad generadora en el proceso de entregar

: potencia mecánica, mayor será la desviación de frecuencia del valor

; estándar lo cual se puede preciar en el siguiente esquema en el cual se a

I representado la respuesta de dos máquinas similares excepto en la rapidez

; de respuesta para generar potencia mecánica :

fo

Constante de tiempo pequeña

Constante de tiempo grande

Se! puede apreciar que la frecuencia en estado estable es la misma para los dos
i

casos.
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Durante la operación en estado estable la carga varia permanentemente ya que

no constituye un parámetro controlable pues las necesidades de los usuarios

son muy distintas, por lo tanto el regulador de velocidad actúa cada vez que

sobrepasan los límites de su sensibilidad y reconoce un cambio de velocidad, el

control trata siempre de conservar la frecuencia prefijada.

14] [11]

Mediante el siguiente ejemplo se justificará el funcionamiento de un gobernador

realizando RPF.

La

c,

Figura 1.39: Respuesta de un gobernador realizando RPF.

unidad indicada en la figura se encuentra operando a la mitad de su

¡apacidad de potencia con una frecuencia nominal de 60Hz (punto A), por algún

motivo intempestivamente sale una unidad de generación lo que hace que la

cafga deba ser abastecida por la energía cinética almacenada en las unidades

generadoras restantes, lo que produce un descenso en el valor de la frecuencia

hasta el punto (B), en respuesta al decline de frecuencia el gobernador ordena

abrir las válvulas incrementando la entrada de la excitatriz de las turbinas,
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siguiendo su propia característica de regulación retornando al sistema al punto

C.í

[19]

Cqando dos o mas generadores se encuentran conectados en paralelo y cada

unp de ellos posee una característica de estatismo propia, existe una única

frecuencia a la cual se distribuirán la carga.

Para estudiar los efectos de la variación de las características naturales de las
!

máquinas sobre las potencias generadas se va a considerar el caso de dos

unidades conectadas a la misma barra infinita.

En

R,

R,

1,40: Caso de estudio para RPF

este caso Rl es mayor que R2 y es posible apreciar en la figura 1.41 que la

májquina que presenta mayor variación en la potencia de generación es la

unidad 2, APg2 mayor que APgl, por consiguiente es la que toma mayor parte

de la carga por presentar menor estatismo.
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60 Hz

Figura 1.41:1/R1 menor que 1/R2

Paira este caso ideal, en donde R2= O, la máquina 2 asumirá toda la variación

de la carga, lo cual es posible apreciar en la figura 1.42.

60 Hz-

Af

Figura 1.42: R2 =

Si una de las máquinas presenta característica de regulación (estatismo) de

valor infinito se dice que la unidad presenta un bloqueo, en este caso la

máquina 2 no asumirá carga adicional por regulación primaria de frecuencia.
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El ¡ bloqueo de los reguladores de velocidad puede realizarse a cualquier

potencia que no necesariamente es la nominal.

Los bloqueos se realizan para que la unidad generadora no sobrepase el límite

del potencia que puede entregar y no se vea afectado su tiempo de vida útil.

! f

60 Hz

Af

AP9l APg =0

Figura 1.43: R2 = infinito

En¡ este caso no habrá repartición de carga, la unidad generadora que posea el

regulador mas rápido será la que absorba toda la variación de potencia.

E4H11]

La! regulación secundaria de frecuencia normalmente se la conoce como la

acción del actuador sobre el gobernador, que permite cambiar la velocidad de la

unidad e incrementar la potencia de la salida necesaria para llevar al sistema ai

valor nominal de la frecuencia de operación (60Hz) y restablecer los valores de

reserva asignados para la R.P.F., es decir se hace que una o varias unidades

designadas aumenten su generación en forma externa a la actuación de sus

propios reguladores
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Las principales características de la R.S.F. son:

H Es mucho más lenta que la regulación primaria de frecuencia ya que

establece tiempos del orden de varios minutos.

• Puede ser realizada de forma manual o automática (control automático

degeneración).

E Constituye una operación centralizada ya que la realizan máquinas

específicas dentro del parque generador.

• Se encarga de restituir la disponibilidad de reserva rodante para R.P.F.

Así como para la regulación primaria se describe la acción del regulador por

medio de su característica de estatismo, en regulación secundaria se describe

el funcionamiento del actuador como aquel elemento externo que provoca un

desplazamiento de la curva estática de forma paralela a si misma, hacia arriba

cuando se necesita aumentar generación y hacia abajo cundo se necesita

reducirla.

A diferencia del regulador, el actuador conocido también como acelerador,

cambia la generación sin haber existido algún cambio de frecuencia previo.

Cajbe acotar que cada acción del acíuador es seguida por una acción contraria

del regulador de velocidad, es decir; si el acelerador aumenta la generación,

existe un cambio de frecuencia que hace que proceda el regulador tratando de

disminuirla.

Esta acción combinada de ambos elementos implementados en uno o varios

generadores del parque eléctrico, se encargan de regresar la frecuencia al valor
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iniíJial y las unidades que no están bajo control de regulación secundaria

retornan a su condición de generación previa al disturbio.

i
: Figura 1.44: Proceso de Regulación Secundaría de Frecuencia

o

I

En

Ante

En

fO

fl

Peí

Gráfica I

A

Gráfica II

fyrs

Af

\i APg

Potencia Potencia

la figura 1.44, gráfica I, en el punto (A) se trabaja en condición de equilibrio

= P[_ io que implica que se opera sobre la curva de característica estática R1.

un aumento de carga APL) el regulador del generador produce un APg,

3), se obtiene una carga final y una potencia de generación de igual

" ' pero existiendo una diferencia de frecuencia con respecto a su valor

nominal Af

En donde:

Pgi = APg
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En la gráfica I I , se describe el proceso del sistema posterior a la estabilización

en el punto (B), en donde entra en funcionamiento el acelerador durante un

tiempo finito en el cual aumenta la generación y consecuentemente la

frecuencia, alcanzando el punto (C) ubicándose en la curva característica de

regulación R2.

Como se incremento la potencia de generación por operación del actuador, el

regulador siente el incremento de velocidad (frecuencia) y tiende a disminuir

esta potencia, pero el único camino disponible para realizar este proceso es la

curva estática R2, entonces siguiendo esta trayectoria se llega hasta el nuevo

punto de equilibrio (D) en el cual se iguala la potencia de generación con la

ponencia requerida por la carga.

En (D) Pg = PL por lo que se constituye un nuevo punto de equilibrio y el valor

dei la frecuencia "f2" se aproxima mas al valor final deseado.
i
t

Pcjsterior al equilibrio alcanzado en (D) nuevamente entra en funcionamiento el

acíuador a fin de incrementar potencia de generación y por consiguiente la

frecuencia, colocando al sistema en el punto (E) , una vez que el acelerador a

dejado de actuar dejando que el regulador de velocidad funcione por si solo

para lograr estabilizar la potencia generada con la carga, esto es siguiendo la

característica de regulación R3 el sistema se encuentra en el punto (F) en el

cual se tiene una velocidad constante (aceleración igual a cero) logrando

estabilizar el sistema y además se ha logrado recuperar la frecuencia nominal

dej trabajo.
i

El proceso de recuperación de frecuencia puede ser realizado de forma manual

o automática, cuando se lo realiza de forma manual es el operador que decide

poner en funcionamiento el actuador por un determinado tiempo para percibir

cual es su efecto en el sistema dando un espacio pertinente para que el
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í
i

regulador también realice su función, hasta alcanzar el valor estable deseado, el

control automático realiza el mismo proceso pero de forma mucho mas rápida.

[2]

La| regulación terciaria de frecuencia consiste básicamente en la

reprogramación en base a una serie de reservas ofertadas por el parque
i

generador, que se hacen en corto plazo (varios minutos) para permitir la

recuperación de los niveles de reserva secundaria. Este constituye un servicio

complementario prestado exclusivamente por los generadores en forma manual

y puede tomar entre 10 y 30 minutos.

Lai reserva necesaria para prestar este servicio puede ser fría, caliente o
i

rodante en función de la velocidad de respuesta requerida.

La! reserva caliente la constituyen aquellas unidades térmicas con calderas que

se!encuentran a temperaturas de trabajo, pero sin ser sincronizadas con la red.

Las disponibilidad de reserva de unidades sincronizadas a la red se denomina
i

reáerva rodante, mientras que las unidades apagadas pero disponibles son

denominadas reserva fría.
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Como se analizó en el Capítulo I, ante un cambio de carga la respuesta inicial

del sistema es, la actuación de reguladores de unidades generadoras hasta

obtener un nuevo punto de equilibrio entre carga y generación (regulación

primaria de frecuencia).

Pojsteriormente se debe retornar a valores nominales de frecuencia y restaurar

la reserva a los valores previamente establecidos, para lo que se modifica la

potencia de la salida de generadores (regulación secundaria de frecuencia o

control suplementario), si este control se lo realiza de forma automática es

denominado "Control Automático de Generación (AGC)"

Este tipo de control actúa inmediatamente después de que la regulación

primaria de frecuencia ha realizado su función.

OBJETIVOS GENERALES C2H10]

Las funciones primordiales que debe realizar el AGC son:

Mantener la frecuencia del sistema lo más cerca posible a un valor nominal.

Mantener el equilibrio entre generación y carga.

Mantener el valor correcto de intercambio de potencia entre distintas áreas

de control en caso de sistemas interconectados.
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I Mantener la producción dé cada central o unidad generadora, fuera del

.control del AGC, al valor prefijado en el despacho económico.

• Restituir la disponibilidad de reserva rodante para regulación primaria de

: frecuencia

El bbjeíivo primordial de este tipo de control es calcular el Error de control de

Ár^a (AGE) producido por un disturbio en el sistema.

Laó salidas del CDC constituyen las señales de potencia deseada, que sirven

corjno referencia a los controles de unidad,

El :objetivo de este control es reducir a cero el error de control de unidad

definido como la diferencia entre generación deseada y generación actual.

Control de Distribución
i de Carga
I (CDC)

H Cálculo del ACE

«Filtrado del ACE

HControldeI ACE

H Filtro Lineal
«Filtro no lineal

aFIat Frequency
HTieline
«TieBias

Control de Unidad
Cálculo del Error de control de Unidad (ECU)
Filtrado no lineal
Cálculo de referencia de generación
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ÁREA [17]

El Error de Control de Área constituye una medida del desvío existente entre un

valpr prefijado de trabajo y el valor real con el cual se encuentra operando el

sistema (valor actual), este desvío puede ser de

H ¡Frecuencia.

E jPotencia.
0 ¡Potencia y Frecuencia.

Set pueden incluir dos factores adicionales en el cálculo del AGE, dependiendo

de las condiciones de control requeridas, las cuales pueden ser:

s 'Corrección del error de tiempo.

a Corrección del Intercambio inadvertido.

AI Detectarse un desbalance entre generación y carga en el sistema, la función

de ¡control automático de generación se encarga de realizar una corrección de

sigho opuesto consistente en un cambio de generación a fin de anularlo.

- Si el error es negativo la corrección es positiva.

- Si el error es positivo la corrección es negativa.

Cabe anotar que mientras más grande es un sistema, las desviaciones de

frecuencia por variación de carga debido a un disturbio son menores y, para el

ca$o multi-área, el efecto predominante para el cálculo del ACE es el

correspondiente al desvío de la potencia de intercambio.



Capítulo II 63

C13][17]

Cuando el valor del ACE es diferente de cero, el AGC se encarga de enviar la

señal de control correspondiente, para que las unidades generadoras cambien

su potencia de salida a fin de reducir este error, consecuentemente mantener

las variables controladas dentro de rangos establecidos.

Por convención, si el ACE es negativo indica que existe insuficiente generación,

por" Ío tanto el AGC enviará una señal a las unidades generadoras para que

incrementen su potencia de salida.

Si el ACE es positivo indica que existe exceso de generación, la respuesta

apropiada del AGC es reducirla para retornar al punto de equilibrio.
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Noj es necesario que el AGC conozca la carga total demandada en el área de

coiütrol ya que la demanda es satisfecha por la generación en línea.

El ÁCE se calcula dependiendo del modo de control del AGC, lo óptimo es que

los, despachadores conozcan el modo apropiado a ser utilizado en todas las

condiciones que se presenten en tiempo real.
i

Existen tres modos de control principales basados en la forma de calcular el

error de control de áreas (AGE), estos son:

2.41 CONTROL BE FRECUENCIA CONSTANTE (FLAT FREQUENCY )'

Enjeste modo de control, el AGC responde únicamente a desvíos de frecuencia

y no controla de ninguna manera los intercambios de potencia, puede utilizarse

para el control de la frecuencia en áreas aisladas o sistemas multi-áreas.

Debido a que el AGE se define en unidades de potencia (MW), es necesario

que en el cálculo efectuado por el AGC se considere un factor que refleje el

exoeso o déficit de potencia que produjo la variación de frecuencia en el

sistema, a este parámetro se lo conoce como "factor bias de frecuencia"

(froquency bias factor).

Ei factor Bias de Frecuencia viene dado por la relación entre la pérdida de carga

y generación con la magnitud de variación de la frecuencia, se expresa en MW/

0.1| Hz y también es conocido como factor de polarización,

Eni este modo de control del AGC (frecuencia constante), el valor del ACE se

calcula de la siguiente manera:
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= -10p(fa-fs) (2,1)

Donde:

3 =¡ Factor Bias de Frecuencia

fa 3= Frecuencia actual

fs ¿ Frecuencia deseada (GOHz)

i
Ejemplo:

p Í-75MW/0.1 Hz

fa ! = 60.02 Hz

fs i = 60 Hz

! AGE = ~10(~75/0.1)(60.02 - 60)

> AGE = 15

Existe sobre generación de 15 MW, por lo tanto el AGC debe reducir este

exceso.
i

El ! resultado del AGE para una desviación de frecuencia es denominado

obligación del factor Bias de Frecuencia,

La' respuesta de los diferentes tipos de unidades (térmicas o hidráulicas)

presentan desviaciones disímiles de frecuencia y obligaciones del factor Bias de

Frecuencia, io que podría resultar en un flujo de potencia entre las áreas de

corUtro!, posiblemente sobrecargando las líneas de interconexión por lo tanto

este tipo de control debería ser usado solo cuando se trata de áreas aisladas.
ii

En; la figura 2.2 se puede apreciar que ante una variación súbita de carga,

asumiendo que tanto frecuencia e intercambio disminuyen, el AGC que se

encuentra activado en modo frecuencia constante únicamente retorna el valor

de! frecuencia a condiciones nominales, mientras que el intercambio se

estabiliza en un valor diferente al inicial.
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A Frecuencia

A Intercambio

Respuesta Del Regulador

fu

P, i AP,

•FF

Af

R1

Potencia

A: Condiciones iniciales.

B: Condiciones después del disturbio.

[9] [17]

Enjeste modo se controla únicamente el flujo de potencia a través de un cierto

elemento de la red de transmisión de un sistema de potencia sin considerar

desvíos de frecuencia,

Una de sus principales aplicaciones es para mantener un control sobre la

cantidad de potencia exportada o importada entre varias áreas y funciona de la

siguiente manera.

El AGE se define directamente por la diferencia entre el valor actual del flujo de

potencia y la magnitud del flujo que se desea mantener.
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ii
¡

Cualquier diferencia entre los dos valores resulta en un valor del AGE diferente

de i cero, el AGC se encarga de enviar pulsos apropiados hacia las unidades

bap este control para aumentar o disminuir su generación dependiendo del

ca^o hasta que el AGE retorne a sus condiciones de equilibrio (ACE=0)

nuevamente a cero.

El cálculo del AGE en este modo de control se realiza mediante con la siguiente

expresión:

| ACE = (la-Is) (2.2)

Dohde:i
la f Actual intercambio neto.

i
Is 4= Intercambio neto deseado.

Ejemplo:

la 4= 200

Is í 220

AGE = (200 - 220) = -20 MW (existen 20 MW de déficit de generación)

Si ¡se examina exclusivamente el flujo de intercambio, que pasa con la

frecuencia?.

Esfe modo de control se utilizará siempre y cuando exista una fuente adicional

de i control de frecuencia, caso contrario se generarían complicaciones cuando

Ios¡ desbalances tengan su origen en el área donde no se encuentra la

generación controladora del flujo de potencia.
i

En lia figura 2.3 es apreciable como únicamente el intercambio retorna a valores

iniciales luego del disturbio, mientras que la frecuencia se estabiliza a un valor

diferente que el nominal.
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Control TL (TisLine)

A Frecuencia

A Intercambio

Respuesta Del Regulador

PLÍ

fO

APg

R1

Potencia

A: Condiciones iniciales.

B: Condiciones después del disturbio.

Este tipo de control es el más comúnmente utilizado en sistemas multi - área,

responde ante variaciones de los dos parámetros: Potencia de Intercambio y

Frecuencia que son sumamente necesarios para la operación adecuada del

sistema, la combinación de los dos tipos de control se refleja en el cálculo del

AtiE para este modo, el cual se representa a continuación.

En

= (Ia-Is)-10p(fa-fe)

donde como anteriormente se citó:

(2.3)
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I
i

la *: Intercambio Actual neto.

Is =p Intercambio neto deseado.

P =4 Factor Bias de Frecuencia.

fa ¿ Frecuencia actual

fs 4= Frecuencia deseada (60Hz)

Ejemplo:

i

la ¿= 200 MW

Is ¿ 220 MW

p *-75MW/.l Hz

fa i = 60.02 Hz

fs = 60 Hz

AQE = (200 - 220) -10(-75/0.1)(60.02 - 60) = -20 + 15 = -5 MW

Lo ¡que implica que el desvío de frecuencia y de potencia de intercambio se ve

reflejado en un déficit de generación igual a 5

Este modo de control establece tres funciones básicas, dos de obligación y una

de contribución,

H ICada área se encuentra en la obligación de ser responsable de lo que

ocurra dentro sus fronteras, ajusfando generación de tal modo de mantener

Iconstaníe el suministro requerido por la carga.

E :Todas las áreas tienen la obligación de participar en el control de la

jfrecuencia.

H Cada área contribuye ayudando a cualquier otra, sin importar cuan remota

iesta se encuentre, cuando en esta ocurra algún cambio, aunque esta ayuda
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En

es temporal a fin de que el área afectada sea capaz de cumplir con su

responsabilidad de abastecer sus propios cambios de carga,

la figura 2.4 se observa como tanto la frecuencia como el intercambio

retornan a valores iniciales luego del disturbio.

Control TLB (Tie Une Blas)

Respuesta Del Regulador

fO

TLB

R1

APg

Potencia

A Frecuencia

A Intercambio

A; Condiciones iniciales.

B: Condiciones después del disturbio.

TIEMPO I9H10H17]

El error de tiempo es la diferencia entre un tiempo estándar y el tiempo del

sistema que resulta de sostener la desviación de frecuencia, es usualmente

medido en centésimas de segundo.

Un tiempo lento de un sistema ocurre cuando la frecuencia es baja, y un tiempo
i

rábido ocurre cuando la frecuencia del sistema es alta.

Las causas para que se produzca un error de tiempo son principalmente:
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El

se

error de tiempo es acumulado mientras la desviación de frecuencia persista y

acumula más rápido mientras más grande es esta, por lo tanto el error de

tiempo es proporcional a la duración y a la magnitud de la desviación de

71

Desviación de frecuencia.

Error en el seteo de valores.

Regulación Pobre.

frecuencia.

Cuando la desviación de frecuencia retorna a cero, el error de tiempo se

detiene, cambiando y quedando en el mismo valor hasta una nueva desviación.

La siguiente figura demuestra como este se va acumulando mientras la

freóuencia esta por debajo de los 60Hz, se estabiliza cuando la frecuencia

retprna a este valor y se corrige cuando la frecuencia esta sobre los 60Hz.

Frecuencia y tiempo de error

Seg.

4 —

El único camino para corregir el error de tiempo es causar una desviación de

frecuencia en sentido opuesto, el producto de la desviación y la duración

provocada para corregir el error es igual al producto de la desviación y la

duración que causaron el error de tiempo en primera instancia.
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Si este es bajo, la frecuencia debería ser incrementada sobre los 60Hz, para

llevarlo de regreso a cero.

La
intencional de la frecuencia fijada para el sistema con la participación de todas

las

en

de

TE

En

t

corrección del error de tiempo podría ser efectuada por un cambio

áreas de control en la corrección manual, las áreas de control que no

participan podrían ser causantes de un significativo intercambio inadvertido de

potencia acumulado durante el periodo de corrección

Cuando el valor fijado de frecuencia cambia, el AGE de cada sistema se desvía

de cero por una cantidad determinada por el factor Bias de Tiempo "Bf y la

desviación producida; el AGC envía pulsos de aumento o disminución de

potencia a los generadores a fin de ajustar la frecuencia.

Todas las áreas de control deberían participar en este tipo de corrección,

La$ áreas de control que no participen están combatiendo en contra de la

corrección del error de tiempo y además acumulando intercambio inadvertido

el proceso.

El cambio en el error de tiempo (TE) durante un error de frecuencia se calcula

la siguiente manera:

= 60 (f - 60) t (2.4)

donde:

f =4 Promedio de la frecuencia por un periodo

Periodo de corrección en horas
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Ejemplo:

Para realizar la corrección manual del error de tiempo cuando la frecuencia

promedio es de 60.02 Hz se debería corregir este desvío en 1.2 segundos por

hora como lo demuestra la siguiente ecuación.

f =4 60.02 Hz

t =i 1 hora

td = 60 (60.02 - 60)Hz 1hora = 1.2 sec. Hora .

La ecuación del AGE incluido el error de tiempo es la siguiente:

AOE = (la- Is) - lOp (fa-fs) - s(pt.td) (2.5)

Dopde:

td = Error del Tiempo del sistema en segundos

pt ^ (time bias) es una fracción de (3 (Bias de Frecuencia).

s ̂  "switch"

El término "s" ha sido introducido en el intento de reducir intercambio

inadvertido producido cuando se da la corrección del error de tiempo.

S puede tomar el valor de O (apagado) o 1 (encendido).

S =» 1 Cuando el error de tiempo es bajo y el intercambio es negativo o cuando

el intercambio es positivo y el tiempo de error es alto.

S = O Si los signos del error de tiempo y del intercambio presentan signos

opuestos.
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INTERCAMBIO INADVERTIDO [173

define como intercambio inadvertido a la diferencia existente entre la

cantidad actual de energía entregada o recibida y la energía previamente fijada

parja una determinada transacción.

La energía (MWh) leída en el área de control de la interconexión representa la

energía actual de intercambio; durante el final del conteo de la hora, se calcula

la ciiferencia entre la energía fijada para la hora y la resultante de la medición

anteriormente citada, este resultado constituye el intercambio inadvertido en el

periodo.

Como es natural en este lapso de tiempo existen varias desviaciones del flujo

de potencia, por ello se toma como referencia el promedio de todos ellos.

El intercambio inadvertido puede ser acumulado en una área de control como

energía de crédito o de débito,

Para minimizar la cantidad de intercambio inadvertido, es necesario llevar a

cafcjo un monitoreo continuo e ir corrigiéndolo, en periodos de tiempo

determinados,

FACTORES QUE AFECTAN EL INTERCAMBIO INADVERTIDO.[17]

El

están

intercambio inadvertido puede deberse a varios factores entre los cuales

tiempo de respuesta del AGC.

Control débil.

Errores en la medición.
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El AGC actúa cuando, el valor del AGE se desvía de cero y obliga a responder

al sistema de tal manera que este error se reduzca nuevamente, cada vez que

el AGE se desvía el sistema responde, por lo tanto, continuamente estas

desviaciones son canceladas por otras dadas en dirección opuesta pero de

magnitud, pero raramente se cancelan completamente, provocando que

exista un intercambio inadvertido que paulatinamente se acumula.

75

Errores en los valores seteados.

Contribución del Bias de Frecuencia.

Desviación de la rampa

Directamente relacionado con la respuesta del AGC, si el control implementado

para vigilar las desviaciones del AGE es deficiente, implicará una acumulación

de intercambio inadvertido mayor.

Cuando se trabaja en áreas interconectadas por lo general se toma las

mediciones en un punto común, pero al momento en que se convierten los

dalos al respectivo sistema de control de cada una de ellas, podría surgir

diferencia entre el verdadero valor medido por el registrador y el valor con el

se trabaja en el centro de control.
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La falta del ingreso correcto del valor fijado para el intercambio en el AGC por

parte de alguno de los sistemas involucrados en una interconexión multi área,

trae consigo la acumulación paulatina de intercambio inadvertido.

Si el valor del factor bias de frecuencia es muy alto implica que las unidades

sobre regularían, o por el contrario si es muy bajo sub regularían lo que implica

que en los dos caso se producirá un intercambio inadvertido que se acumula en

función del tiempo.

Considerando que el parámetro bias de frecuencia no puede ser calculado

exactamente se trabaja con un valor aproximado al real, por lo tanto los valores

resultantes del AGE no corresponderán exactamente al valor de la desviación

de

acumulación paulatina del intercambio.

La

la potencia en déficit o exceso, en este sentido, se presentará una

Cuando se cambia el valor de intercambio fijo este no responde inmediatamente

sino que actúa en forma de una rampa, debido a las características propias de

las máquinas, lo cual produce acumulación de intercambio inadvertido.

[17]

El análisis de este parámetro es importante sobretodo por dos causas:

primera es el aspecto netamente económico ya que por ejemplo, si una área

posee un intercambio inadvertido de signo positivo significa que exportó mas de

lo que debía y de alguna manera querrá recuperar este sobre costo, por el

contrario un signo negativo en el valor de intercambio inadvertido implicará que
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esta área recibe mas de lo que realmente requiere, y si únicamente paga por la

energía contratada obtendrá un ahorro en su sistema económico en detrimento

del balance económico del exportador.

Además técnicamente se desea evitar acciones de control innecesarias durante

la corrección automática del error, ya que si se detecta un intercambio erróneo

sejtrabajará sobre este valor

2.7 CONTROL SUPLEMENTARIO O SECUNDARIO, ™3][9]

Se| considera a un área aislada aquella en la cual existe un conjunto de carga y

generación, pero en la que no es primordial conocer el intercambio existente

en|re sus enlaces ya sea por sus características individuales o porque forman

una verdadera y tupida malla. Es decir constituye un sistema auto suficiente que

encarga de resolver sus propios problemas internos, en estado estable la

surtiatoria de su generación es igual a la potencia demandada (carga) y trabaja

a un valor de frecuencia cercano al nominal.

Las características del AGC en áreas aisladas son:

s ; Controla la frecuencia retornándola a un valor especificado.
a ¡No controla intercambios de potencia.

a llncluye un controlador de característica integral.

H Distribuye los requerimientos de generación entre las unidades bajo el

Control del AGC

0 iRestaura la disponibilidad de reserva de las unidades que no realizan AGC
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Esquema de AGC en áreas aisladas.

78

El

J_
R

00

Regulador de velocidad
mas turbina

:ontrol integral tiene la función de anular el error de frecuencia en régimen

permanente.

i
Ar = - KI JA/ dt

En una área aislada se tiene:

Pa-

De

Cuando exite un disturbio ACE = A/

En estado estable ACE = O

•a analizar el comportamiento exclusivo del control de frecuencia se

despreciara las constantes de tiempo del regulador y de la turbina.

diagrama de bloques de la Figura 2.6 se tiene:

i
Ms + D

Lj

s R

M 2
s2+(— 1 1 +^L

[M + RM)S+ M
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Para analizar el comportamiento transitorio de la frecuencia se realizará un

examen del denominador de la ecuación anterior que es una ecuación de

segundo orden.

. s2+2ga>tts+a)a2 =0
Por lo que:

_ 1*1

Se'tiene los siguientes casos de amortiguamiento

Síc<l
b 4MKI R) 4MK R

sistema sub amortiguado

Sic=l - _ D + " =1 => K, =
b lR) 4MK¡ R

sistema con amortiguamiento crítico

Sic>l — — D + - >1 =*K,<——\D + -
* 4MK¿ { R) l 4MK¡ [ R

sistema sobre amortiguado

g >l £;<

En eí siguiente esquema se encuentra representado el comportamiento de la

frecuencia para una área aislada con diferentes valores de KI (ganancia del

regulador) con respecto a Kcrítico (ganancia crítica del regulador)
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De

sis

de

un

t (seg)

la gráfica 2.7 se puede acotar que mientras mayor sea el valor de K] el

ema se recupera más rápidamente aunque de forma oscilatoria, si el valor

I es pequeño se tiene un tipo de respuesta amortiguada pero que presenta

error de frecuencia relativamente grande.

2.7.2 CONTROL SUPLEMENTARIO EN SISTEMAS MULTI-ÁREAS

Todo sistema está formado por conjuntos de carga y generación, pero los

sis emas en los cuales es necesario conocer el intercambio existente entre

áreas de dicho sistema son denominados sistemas multi - áreas, ya sea porque

pertenecen a entidades distintas o a empresas independientes.

La regulación secundaria en sistemas interconectados controla además de la

frecuencia, el intercambio entre las áreas que la constituyen, por lo tanto se

trabaja con la ecuación del AGE completa:

= (la-Is)-10p(fa-fs)

Poj" lo que el control integral queda expresado

/
Ar =- KI jAI~10/?x4f <#
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Ei comportamiento de dos áreas interconectadas es muy similar al de áreas

independientes con la única diferencia que en la ecuación del cálculo del AGE

existe una componente adicional correspondiente al flujo de intercambio entre

las dos zonas.

Para analizar el comportamiento del sistema multi-área, se partirá de un

ejehplo ilustrativo con dos sistemas interconectados en el cual se realizan las

siguientes consideraciones

!H En estado estable el cambio de potencia dado por un disturbio viene

dada por la característica de regulación del área

A?, =

= -—A/»
TI «/ ÍJ

(2.6)

(2.7)

'El cambio de frecuencia producido en las dos áreas es el mismo.

A/>A/fl=A/ (2.8)

El intercambio es de igual magnitud en las dos áreas pero de signo

¡contrario.
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(2.9)

Analizando la condición de estado estable se tiene que las ecuaciones de

equilibrio son:

en

DA

DB

I

PA

PB

PLA

PLA

D A A f A + I A B = APA-APLA

IBA = APB - APLB

donde:

= Amortiguamiento de la carga en el área A.

= Amortiguamiento de la carga en el área B.

= Intercambio visto de cada una de las zonas.

= Potencia de generación en el área A.

= Potencia de generación en el área B.

= Carga del área A,

= Carga del área B,

(2.10)

(2.11)

Reemplazando las condiciones anteriormente mencionadas en (2.10 y (2.11)se

tiene:

D B Af- I A B =-J -Af~AP L B (2.13)

Sumando las expresiones (2.12)y (2,13), despejando la variación de frecuencia.

Af =
(2.14)

D A+—+D B + :
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Es'posible encontrar el valor del intercambio reemplazando la ecuación (2.

en; (2.12)

~ARLA

T =
•••

D
R,

+ARLE +-
R,

í 1 Nn i
•̂  A '

PK A

I+ÍD + í ]\D I

° P
1 K.R

(2.15)

Para mantener el sistema estable es necesario realizar el control sobre los

parámetros de frecuencia y potencia manteniéndolos dentro de un rango

permitido por lo tanto se puede decir que la variación de potencia es

proporcional al desvío de frecuencia y de intercambio

, a KI¡ 7, + Kft Afy

Kli:= Ganancia del control de intercambio en el área i.

Kf i |= Ganancia del control de frecuencia en el área i

lij U Intercambio entre las zonas i y j

(2.16)

Para el caso de análisis;

PAPA a KIAIAB + KfA AfA

a KI
Kf,

. ABA AB

De forma análoga para el área B

a KIB IBA + Kf

a KIB\IBA

(2.17)

(2.18)

Kl

(2.19)

(2.20)
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El término Kf/Ki corresponde al denominado factor bias de frecuencia, que será

analizado para condiciones de estado estable.

A analizar el caso específico de sistemas multi áreas se tiene que idealmente, y

si los parámetros se encuentran correctamente calibrados, el control secundario

de'frecuencia lo realizará en forma exclusiva el área en la cual se produjo el

disturbio mas no las áreas aledañas, pero en forma real se tiene que la zona del

de$balance de carga es la que absorbe de manera prioritaria el disturbio

aunque no totalmente.

Bajo estas condiciones si el disturbio es en el área B se tiene que APA= O

Por lo que la ecuación (2,17) se tiene

i p*PÁ a K I A I A B + K f A & f Á = Q (2.21)

Despejando el valor de KÍA/KU y reemplazando (2.14) se obtiene:

= D, + — (2.22)
KIA Á RÁ

De¡ forma análoga si el disturbio es en el área A entonces APs = O

Kfe = DR + -L (2.23)
KIB R
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Lo; cual indica que el valor del factor Kfj/KI¡ es determinado por las

características propias de cada área y no es influenciado por los parámetros de

las otras áreas a las cuales se encuentra interconectada.

Dependiendo de la forma en que se manejen los parámetros Kf¡ y Kl¡ se dan

diferentes combinaciones de modos de control.
ii

En; forma generalizada el esquema de dos áreas interconectadas con control

automático de generación (RSF) es:

Regulador de veiocidad
mas turbina

Regulador de velocidad
mas turbina
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t

2.8 MODOS DE CONTROL EN SISTEMAS MULTI-ÁREAS.[9] [17]

Enl sistemas multi área pueden considerarse las diferentes combinaciones de

los: modos de control, inicialmente citados en el Ítem 2.4

• TLB-TLB

• ÍTBL-FF
• TLB-CTL
• ICTL-CTL

» iCTL-FF

• ;CTL-TBL

• FF-FF

• TF-CTL

• ÍFF-TBL
i

En| donde:

TB,L Tine Line Bias (Control frecuencia e intercambio)
i

i
FF; Fíat Frequency (Control de frecuencia constante)

Cf L Constant Tie Line (Control de intercambio constante)

Cabe indicar que varias de estas combinaciones no son recomendables y se las

poilría considerar en casos especiales; por ejemplo, si en ambas áreas se
t

considera el modo CTL, deberá existir una fuente adicional para el control de

frecuencia
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La

60.2t

60
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DELACK[2H29]

El AGE tiene pequeñas variaciones producidas por el comportamiento aleatorio

de la demanda, las cuales podrían activar el funcionamiento de los reguladores

para modificar la potencia de generación de las unidades, para evitar que los

desvíos pequeños produzcan un control innecesario y por ende un exceso de

actividad de ios reguladores, el AGC posee filtros que eliminan el mencionado

problema.

Además las componentes de alta frecuencia (ruido) también influyen en la

cal dad de señal enviada al AGC para que tome las medidas correspondientes.

Entre los tipos de filtros aplicados a la señal del AGE se destacan,

H Filtro lineal

0 Filtro no lineal

Figura 2.10 gráfica la señal del AGE antes y después del proceso de filtrado.

Frecuencia Orí yin o I. Frecuencia Filtrada.

60.2^
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Su

frebuencia que no pueden ser procesadas de forma efectiva por el AGC, debido

al tiempo de respuesta de los generadores y sus controles.

En

Su

el

función primordial es eliminar las señales de las componentes de alta

la actualidad la tendencia es a utilizar filtros digitales.

función primordial es minimizar las acciones innecesarias del AGC mediante

empleo de una banda muerta la cual se encarga de eliminar los valores

pequeños del AGE.

BANDAS MUERTAS.[7] [10] [17]

Anteriormente se observó el control de frecuencia e intercambio en dos áreas

intérconectadas mediante un análisis lineal, pero el impacto de las bandas

muertas de los gobernadores tiene un gran efecto en el funcionamiento de las

áreas intérconectadas.

Sei define como banda muerta a la magnitud total del cambio de la velocidad en

estado estable, con el cual no resulta un cambio medibleuen la posición de las

vályulas determinadas por el gobernador; o a su vez es un rango de frecuencia

en i el cual se inhibe la actuación del regulador de velocidad ya que su aporte a

la palidad de la frecuencia es mínimo y puede traer como consecuencias el

control innecesario y desgaste excesivo de la máquina.

Habitualmente los reguladores tienen la posibilidad de incluir una banda muerta

ajustable en la medición de la frecuencia. Pero en general estas se producen



Capítulo II

estas

Cuando una máquina funciona en paralelo el efecto de su banda muerta es casi

jrceptible en la frecuencia del sistema y poco notoria en la potencia

mecánica.

Cuando la máquina funciona aislada el efecto de la banda muerta es notable ya

da origen a una oscilación sostenida denominada ciclo límite.

El valor de banda muerta natural de la máquina es determinado mediante

pruebas físicas o simulación de la misma en condiciones aisladas.

Figura 2.11: Banda muerta de frecuencia

89

desgaste en dispositivos mecánicos como los servos o las válvulas. Cuando

forman parte de lazos internos dan lugar a ciclos de hisíéresis.

Banda
Muerta

Para la determinación de este valor es posible utilizar cualquiera de los dos

métodos a continuación descritos

Consiste en registrar la velocidad o frecuencia y la potencia de salida con un

registrador del tipo X-Y. Aquí la banda muerta puede determinarse
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directamente, como la mayor longitud del trazo que muestre una variación de
i

frecuencia sin movimiento del servomotor, Constituye la longitud del trazo

paralelo al eje de la velocidad o frecuencia.

Frecuencia o
Velocidad

La$ escalas del registrador deben encontrarse ajustadas para que el ángulo B

eslje entre 30° y 60°, para tener una buena medición.

La ¡inversa de la Tg de B constituye el estatismo permanente efectivo

BM (%) = /1-/2

/„
xlOO (2.24)

Sej registra simultáneamente ambas magnitudes, en función del tiempo, en un

registrador de tipo Y1, Y2-t para determinar los valores de variación de

frecuencia en correspondencia con el intervalo en el cual el servomotor estuvo

inactivo.
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Es

y asi

En

por

91

recomendable repetir el ensayo las veces necesarias para validar resultados

í despreciar efectos de perturbaciones y ruidos ajenos.

Tiempo

Figura 2.1'3

BM (%) = — xlOO (2.25)

ambos métodos y durante cada registro no se debe accionar el variador de

velocidad o de carga.

ESTABLECE LA NERC [9] I1°3

Dentro de los estándares internacionales, se han establecido varios criterios,

medio de los cuales se puede medir el desempeño del AGC, esto es el

de calidad de control ejercido por la funcionalidad, la NERC (North

rican Electric Reliability Councii) establece los siguientes criterios:
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Criterios bajo condiciones normales:
i

; • A1 - Cruces por cero: El AGE debe cruzar por cero dentro de un intervalo

i de 10 minutos como mínimo.

I ® A2 - Factor Ld: el AGE para cada uno de los 6 intervalos de 10 minutos

i en una hora debe estar dentro del límite Ld, el cual se determina como el

¡ mayor valor de cambio de carga del área durante el año anterior,i
i

Criterios bajo condiciones anormales:
i

; ® B1 - Reestablecimiento del sistema: el AGE debe llegar a cero dentro de

; los 10 primeros minutos iniciado el evento,

® B2 - Iniciación del Reestablecimiento: El AGE debe comenzar a retornar
i a cero dentro del primer minuto del evento.

Estándares GPS (Control Performance Standars)

LoS criterios GPS de la NERC son válidos tanto como para condiciones

normales como anormales y son:

; ® CPS1 : Permite evaluar que tan bien el control de área está atendiendo a

! la demanda, normalmente este valor debe estar mínimo en 100%

(2.26)

En! donde:
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ACE
Parámetro de Control = *** xAf^ (2.27)

rmin

Parámetro de Control
(2.25)

e = Desviación permitida de frecuencia.

© CPS2: está diseñado para limitar la magnitud del AGE. Este criterio

establece que el promedio del AGE cada 10 minutos no debe exceder de

la constante L10 en donde:

L10=1.65xErrordeFrecuenciax^[(~10x(3localx(-10|3TotaIInterconexi6n)] (2.29)

En el ANEXO -A- se puede apreciar uno de los informes mensuales que el
¡

CEJNACE realiza a fin de controlar que el desempeño del AGC este acorde a los

parámetros establecidos por la NERC.
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3.1 CARACTERÍSTICAS DEL MAS.[2318Í [10]

El factor Bias de Frecuencia "/Tes el valor por el cual se afecta al error de

frecuencia para tener una relación directa con el desvío de potencia pertinente.

La característica de la respuesta natural del sistema B es negativa y representa

en sí la combinación de la respuesta del regulador y de la carga ante

desviaciones de frecuencia.

Matemáticamente la respuesta natural del sistema se expresa:

B=R+—
D

MW_
Hz

(3.1)

En dqnde:

R 4 Característica de regulación (estatismo) equivalente.

D =: Amortiguamiento de la carga sensible a la frecuencia.

Por lo tanto es posible relacionar a la característica natural del sistema (B) con la

pendiente de la resultante de las curvas de generación y carga ante variaciones

de frecuencia.

R es tomado en estado estable; en forma ideal todas las unidades deberían tener

seteado el mismo valor de estatismo para así evitar oscilaciones en el sistema.



Capítulo III 95

Aunque se ha planteado que esta es una condición para estado estable, se han

realizado estudios dinámicos de sistemas eléctricos, los cuales junto con la
¡

experiencia indican que para obtener un control casi óptimo en estado dinámico,

es necesario que el valor del factor Bias de Frecuencia (/?) sea lo mas cercano

posible a la característica de regulación combinada del sistema (B).

Generación

Carga

Curva Compuesta G+D

APg

Característica Natural del Sistema

El valor del factor Bias de Frecuencia es usualmente expresado en MW/0.1Hz o

en %/0.1Hz, en el caso de ser enunciado en porcentaje, la referencia base se

considera como la generación en hora pico del sistema o área analizada.

A graso modo se puede decir que el inverso de la pendiente de la curva resultante

representa el Bias de Frecuencia (/?).
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Si p decrece; implica que la curva tendrá mayor inclinación y por consiguiente el

reguíjador da menor potencia ante una variación de frecuencia Af.

Si $ aumenta; la curva presentará menor inclinación y por consiguiente el

regulador da mayor potencia ante una variación de frecuencia Af.

Si el valor de p es igual a cero, se tiene un control rígido de intercambio, ya que la

pendiente de la curva es infinita.

Si el | valor de 0 es infinito, se tiene un control rígido de frecuencia, ya que la

pendiente de la curva es igual a cero, ̂

f f

Bias =

Bias = O

\s Pequeño Bias Grande

\

Mayor

Menor

Cero

Infinito

Pendiente de

Is Curva.

Menor

Mayor

Infinita

Cero

Tipo de

control

TLB

TLB

TL

FF
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3.2 CALIBRACIÓN DEL RÍAS. M P H M

Uno tje ios mayores cuestionamientos en el control de la operación de sistemas

interconectados es determinar que valor del factor Bias de Frecuencia debería ser

usado.

En la; actualidad los sistemas interconectados son cada vez de mayor volumen,

por lo cual es posible que se presenten repentinas pérdidas de bloques de

generación o carga de una magnitud considerable, causando significativos

cambios en la frecuencia, por lo tanto es trascendental manejar un correcto valor

del factor Bias de Frecuencia en cada área involucrada en la interconexión

eléctrica.

Previo al análisis del correcto seteo del factor Bias de Frecuencia es necesario

examinar las funciones que este debe cumplir.

33 FUNCIONES DEL RÍAS.[11]

Se cohsidera como una función de obligación que; cada área debe absorber sus

propias variaciones de carga o generación, independientemente del tipo de

conírql que se esté realizando (TLB, TL, FF).

Es crílico estudiar el valor del Bias, desde el punto de vista de su actuación ante

un cambio remoto de carga ya que es necesario analizar la naturaleza de la

respuesta impuesta y efectivizar de forma global la coordinación de la regulación
¡

del sistema,
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Se d0be establecer si durante el periodo de disturbio del sistema las áreas ajenas

a él podrían aliviar o agravar el efecto del mismo dependiendo del valor del Bias
i

seteado en cada una de ellas.

Para observar como influye el Bias de Frecuencia en los sistemas

intercpnectados, se analizará un caso hipotético bajo las siguientes

consideraciones:

Partiendo de dos áreas interconecíadas realizando control TLB, como en la figura

3.2, sé estudiará únicamente el comportamiento del área A ante cambios remotos

de carga.

D es él área en la cual se produce el disturbio representado por una función paso

en la variación de la carga.

Todo él remanente de la interconexión se encuentra representado en A.

El árep A es aprecíablemente superior que el disturbio D

Luego de la aplicación de la función paso que representa el cambio en el área D

existirá una respuesta natural de los gobernadores como entrada al sistema.

Se asume que la respuesta del gobernador del sistema es seguida por la

característica del área A únicamente hasta que su requerimiento es reducido a

cero.

se analizará el comportamiento del área D.
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[11]

En la figura 3,2 con el switch T abierto, se tiene que el área A se encuentra

operando en forma aislada y la respuesta natural del gobernador con y sin

coeficiente de amortiguamiento es la indicada en la figura 3.1.

En e$te caso el balance es obtenido, cuando ocurre la intersección de la curva

característica de generación con la de la carga.

Con 0I switch T cerrado la combinación de la característica de generación y carga

en el área A se comporta de la siguiente manera:

Af

G

L

\
I.)

. \a

\

2

A

J±±===,XT i

G

To
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Asumjendo una condición inicial de balance en el sistema y un intercambio igual a

cero, $e tiene que en condiciones de equilibrio el comportamiento de A podría ser

definidlo por la intersección de las curvas de generación GG y de carga LL.

Posterior al incremento de carga en el área D (o pérdida de generación),

suficiente para provocar un descenso de frecuencia Af, la generación de A se

incrementa hasta el punto lo considerando que su carga disminuiría hasta el

punto; 1L) la diferencia entre generación y carga AT representa el exceso de

generación en A el cual puede fluir hacia D para corregir su déficit y es

representado en la figura también como AT2 ya que la curva C-C representa la

característica combinada del sistema o Factor Bias (/? = 1).

La acción del regulador del área A depende directamente de la inclinación de la

curva representativa del sistema.
i

Con un factor Bias de Frecuencia y? = 1 (curva C-C), no existiría regulación

suplementaria impuesta en A ante disturbios en D, debido a que en esta área no

surgiój ninguna falla.

Con Un seíeo del Bias menor que uno 0 < 1 (curva A-A) implica una mayor

pendiente en la curva representativa del sistema, y es posible apreciar que se

realizaría una sub regulación ATi < AT2.

Con un Bias mayor que uno /? > 1 (curva B-B) implica una pendiente menos

inclinada de la curva representativa del sistema, y es posible apreciar que se

realizaría una sobre regulación AT3 > AT2.
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La forma en la que la regulación o respuesta suplementaria influye sobre la

frecuencia, intercambio, generación y carga efectiva en el área A se visualiza en

la figura 3.4.

'
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En dqnde:

• ;De To a T1 prevalecen las condiciones de estado estable.

« :En T1 ocurre un incremento de carga representado por una función paso

en el área D.

• Posterior a la respuesta transitoria en T1 provocada por el disturbio, se

logra alcanzar un nuevo punto de equilibrio como resultado de la respuesta

natural del gobernador del sistema.
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• ; De T1 a T2 ocurre una regulación obligada en el área A dependiendo del

; factor Bias con el cual se encuentre trabajando esta área.

3.5 GRITERÍOS PARA DEFINIR EL VALOR DEL BIAS.[11]

Refiriéndose a la Figura 3.4 se define algunos criterios convenientes para analizar

el impacto del seteo del factor Bias en la frecuencia, flujo de potencia, generación

y carga en el área en la cual no se produjo el disturbio, tomando en cuenta los

cambios causados por la respuesta del regulador con relación a las condiciones

previas del sistema.

El criterio para el efecto de frecuencia está definido por el cambio impuesto en la

desviación de frecuencia como un porcentaje de la desviación inicial.

%Af = AÍB MN x 100 (3.2)
AfN

En dopde:

=; Es el cambio en estado estable de la frecuencia debido a la respuesta

natural del gobernador ante un cambio de carga remoto representado por una

función paso.

Afs = Es el cambio en estado estable neto de frecuencia de su valor inicial

después de completar la regulación primaria.
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El criterio para el efecto del intercambio es definido por el cambio impuesto en la

contribución del intercambio como un porcentaje de su contribución inicial.

AT — AT
%AT = B N x 100 (3.3)

En dohde:

P Es el cambio en estado estable del intercambio debido a la respuesta

natural del gobernador ante un cambio de carga remoto representado por una

función paso.

AfB = Es el cambio en estado estable neto de intercambio de su valor inicial

después de completar la regulación primaria.

El criterio establecido para el efecto sobre la generación puede ser analizado por

tres caminos, los que difieren por la base de referencia usada.

Designado %AGAR, y definido por el cambio impuesto en la carga que reguló la

generación del área A como un porcentaje de su carga inicial.

'/oAG^ = ^h; ^- x 100 (3,4)
rAR

En dohde:
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= Es el cambio en estado estable en la generación regulada en el área A

propia de la respuesta natural del regulador ante un cambio remoto de carga,

= Es el cambio neto en estado estable en la generación regulada del área

A con respecto a sus valores iniciales posterior a la completa regulación primaría.

Constituye la generación inicial regulada del área A.

Designado %AG'AR, y definido por el cambio impuesto en la carga que reguló la

generación del área A como un porcentaje de su carga total inicial.

%AG'AP =
AG,

- x 100 (3.5)

En donde:

AGA *= Constituye la generación total inicial regulada del área A.

Designado %AG"AR, y definido por el cambio impuesto en la carga que reguló la

generación del área A como un porcentaje de la respuesta de generación.

AG,
(3.6)
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CLBIAS.[113

Las ecuaciones a continuación descritas demuestran cuantitativamente el efecto

del seteo del factor Bias de Frecuencia "p" y otras variables en la respuesta de la

frecuemcia, intercambio y generación en relación con la Figura 3.4.

Previq a su análisis es necesario definirlas en los párrafos subsiguientes.

3.6.1 OTLACIONBIAS (B)

Es el

la cua

/alor del factor Bias de Frecuencia "£", que debe ser seteado en el área en

no se produjo el disturbio y constituye en si la respuesta natural combinada

en el ¿istema.

Se delne como la relación de generación del área en la cual se da el disturbio con

respecto a la medida total de generación en línea del sistema.

smplo asumiendo que el disturbio se da en el sistema de Colombia se tiene

Total *

Por ej

que:

Ecuador = Generación en línea 2000

Colorrbia = Generación en línea 8000 MW

80QOMW
" 10000MW

El parámetro P definido para el área en la que no se dio el disturbio, es la

relación entre la característica natural de gobernador de generación con respecto



Capitulo III 1Q6

a fa combinación de la respuesta natural del gobernador y la característica de

amortiguamiento de la carga.

relacionada con el área en la cual no se produjo el disturbio que

corresponde a la relación del total de generación sujeta a regulación por el AGC

con respecto a la generación total del área.

Para el sistema Ecuatoriano;

Generación sujeta a regulación = 1000 MW ( Capacidad de Paute)

Generación en línea del sistema Ecuatoriano = 2000MW

_ 1000 MW A r
U= = U.5

2000 MW

Las ecuaciones de frecuencia, intercambio, y respuesta de generación son

escritas independientemente de la magnitud del disturbio.

Únicarhente dos de las ecuaciones de cambio de generación incluyen esta

variable que se define como la medida del disturbio en porcentaje con respecto a

la generación total inicial del sistema.

Asumiendo un disturbio de 300 MW en el sistema Colombo-Ecuatoriano

Colombia = 8000MW

Ecuador = 2000MW

Total 4= 10000 MW de capacidad.
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, 3QQMW
d= = 0.03

10000MW

La eqjación que describe el cambio en la desviación de frecuencia puede ser

descrita mediante la siguiente expresión.

B-Y(B-l)
(3.7)

Las curvas %Af Vs Y para diferentes valores del factor Bias de Frecuencia son

obtenidas a continuación.

300

200

100

-100
10 15 20 25

Relación de Medida Y %
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Es posible apreciar que cuando /? = 1, el %Af es igual a cero, no existe un efecto

de regulación impuesta en la frecuencia.

Si el área en la que se dio el disturbio corresponde al 10% de la generación de

todo el sistema con p = 0,5 se tiene una desviación aproximada del 80% en

dirección a empeorar el desvío de frecuencia.

Para él mismo porcentaje de relación de medida se tiene que con ft = 2 el cambio

impuesto en la frecuencia es alrededor del 45% en la dirección que ayuda a

restaurar la frecuencia del sistema.

Conclusión;

Un valor Bias por debajo de la característica natural tiende a empeorar el desvío

de frecuencia, mientras que un Bias superior a la característica natural ayuda a

corregir la desviación de frecuencia producida por un disturbio remoto.

La ecuación que describe el cambio en el intercambio es:

%AT= xlOO (3.8)
B-Y(B-l)

Las curvas %AT Vs Y para diferentes valores del Bias de Frecuencia son

obtenidas a continuación.
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-50
10 15 20

Relación de Medida Y %

25

Cuando p = 1, %AT es igual a cero, por consiguiente no existe un efecto de

regulapión impuesta en la contribución del intercambio,

Si el área en la que se dio el disturbio corresponde al 10% de la generación de

todo 01 sistema con ft = 0.25 se tiene que la contribución de intercambio

retrocedió alrededor de 22%.

Para el mismo porcentaje de relación de medida se tiene que con p = 2, el

cambio impuesto en el intercambio es alrededor del 5% positivo, por lo que existe

una contribución adicional aunque no de forma significativa.

AT es Independiente de la Relación del Gobernador ( P ) y de la Relación de

Regulación (Q).
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A continuación se analizará gráficamente el comportamiento del cambio de la

generación mediante la utilización de tres ecuaciones, las cuales son

depenidientes de la relación del gobernador (P), la relación de regulación (Q),

valor del Bias (B) y de la relación de medida (Y) y dos de ellas incluyen además la

variable magnitud del disturbio (d).

Q B-Y(B-l)
(3.9)

B-Y(B-l)
(3.10)

PQ B-Y(B-l)
xlOO (3.11)

<

= 2.QQ
= 1.75

B = 1.50
B=1.26

B=1.00

O 5 10 15 20 25

Relación de Medida Y %



Capitulo III 111

Ai graficar la variación de generación en función de la relación de medida (Y), se

obtuvo que las tres ecuaciones responden de forma similar a la gráfica

precedente, de la cual se puede deducir que, por ejemplo para una relación de

medid^ del 10% con p - 0,25 se tiene una variación de generación en la

dirección opuesta a la contribución inicial del gobernador, lo que implica aumentar

el desvío inicial de generación provocado por el cambio remoto de carga.

Para el mismo porcentaje de Y, cuando /? = 1 no existe contribución adicional en

el área en la que no se dio el disturbio, por el contrario si B = 2 se aprecia que

ocurre un cambio en la generación en la misma dirección de la contribución inicial

del regulador ante un cambio remoto de carga, lo que implica ayudar al sistema

total ai enfrentar y corregir los desvíos provocados por la contingencia,

Al graficar la variación de generación con respecto a la relación del gobernador se

obtuvo los siguientes resultados.

<

-5

-10

Todos los valares de Q
B = 1.50

B=1.00

Q=1.0

Q = 0.1

= 0.5Ü

0,2 0.4 0,6 0,8 1

Relación del Governador p%
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0,5

CE
_ <
O

0=0.1

= 1.0..

8 = 0.50

0,2 0,4 0,6 0,8 1

Relación del Governatíor P%

0,1 0,2 0,3 0,4 0,5

Relación del Governador P%
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Aunque las curvas obtenidas son de diferente forma, mantienen la misma

tendértela.

Cuando ft = 1, no existe regulación impuesta, independientemente del valor de la

relación de regulación (Q) o de la relación del gobernador (P).

Si p < 1 el cambio en la generación impuesta es en la dirección opuesta a la

contribución inicial del gobernador, pero este efecto se minimiza si la relación del

gobernador (P) aumenta, también si la relación de Regulación (Q) es mayor; lo

que significa que mientras mayor cantidad de generación tenga disponible para

regular el desvío será menor.

Si p > 1 el cambio en la generación impuesta se da en la misma dirección de

contribución inicial del gobernador ayudando a corregir los efectos producidos por

el canribio remoto de carga.

FRECUENCIA.m [11] f12] I14]

Tomando en cuenta que en proporción el amortiguamiento de la carga es casi

despreciable con relación a la característica del regulador de generación, se

puedeiconsideraral factor Bias de Frecuencia como una energía regulante.

Con datos reales este puede ser calculado tomando en cuenta el valor de

frecuencia al cual se estabiliza el sistema posterior a un disturbio y la magnitud

del mismo:
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MW de disturbio
Frecuencia final Hz

MW
Hz

(3.12)

El cálculo del factor Bias de frecuencia tomando en cuenta el amortiguamiento de

la carga y los estatismos de las máquinas del parque eléctrico, puede ser

calculado mediante la siguiente expresión:

1

R.
+ D =

MW
Hz

(3.13)

En donde:

Req Estatismo del sistema

D Amortiguamiento de la carga

Mediante pruebas de pérdida de generación controladas, en las que se tomara

registros de la frecuencia a la cual se estabiliza el sistema previa a la actuación de

la regulación secundaria.

Debido a que el comportamiento de un sistema no es siempre el mismo, la mejor

forma; de obtener un valor del factor Bias de Frecuencia cercano a la

característica natural real del sistema, es manejar un registro estadístico de

eventos con valores de frecuencia, magnitud del disturbio y demanda total del

sistema que ayuden a generar una base de datos consistente para un posterior

análisi£ y cálculo del valor del Bias cercano a la realidad.
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R Es Cornado en estado estable, en forma ideal todas las unidades deberían tener

calibrado el mismo valor de estatismo para así evitar oscilaciones en el sistema.

Aunque esta sería una condición para estado estable, se han realizado estudios

dinámicos de sistemas los cuales junto con la experiencia indican que para

obtener un control casi óptimo en estado dinámico es necesario que el valor del

Bias de Frecuencia (/?) sea lo mas aproximado posible a la característica de

regulación combinada del sistema (B),

Analizando los diferentes valores que puede adquirir & se ha llegado a las

siguientes conclusiones:

E Si p es igual a R+1/D el control sería óptimo.

H Si ft es diferente que R+1/D se produce el problema de sobre regulación o de

sub regulación de la siguiente manera:

S Si & es mayor que R+1/D, las áreas en las cuales no se presento el

idisturbio sobre regulan, ayudando al área del disturbio.

s : Si p es menor que R+1/D el problema de desvío de frecuencia empeora

obligando a las otras áreas a corregirlo.

De tocios los casos anteriormente mencionados es posible apreciar que es

preferible que P tenga un valor levemente mayor a R+1/D pero con tendencia a

que estos parámetros sean iguales.

Debido a que el fi no puede ser constantemente medido, debería ser estimado de

forma periódica para las distintas bandas de demanda pico, media, y baja.
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En eí caso de sistemas multitarea, el factor Bias de Frecuencia J3 es determinado

por laé características propias del área y no es afectado por los parámetros de las

zonas; que se encuentran interconectadas a ella, ya que su cálculo se basa en el

principio de que cada sistema debe atender sus propias variaciones de carga.

El correcto cálculo de parámetro Bias de Frecuencia permite realizar una

ponderación adecuada del error de frecuencia del área.
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Repordando que la función AGC es un esquema de control secundario cuyo

objetivo fundamental es, mantener la generación del sistema en concordancia

con la demanda variante en el tiempo, conservando la frecuencia y el

intercambio neto de potencia muy cercano a los valores programados (AGE =

0);:es posible acotar que en la implementación y manejo de esta función en

tiempo real pueden presentarse inconvenientes, este capítulo pretende

observar este comportamiento del AGC tanto en áreas aisladas como sistemas

int^rconectados, analizando sus defectos y fortalezas, de tal manera que se

pu^da corregir, complementar y proponer soluciones, tendientes a la mejora

continua de la operación en tiempo real y optimización de recursos

Al tener un valor de referencia ya sea de intercambio o frecuencia erróneo, se

tiene que el AGC tratará constantemente de reducir el valor del AGE a cero

llevando estos parámetros hasta los valores erróneos que se encuentran

calibrados, lo que provocaría que en la realidad la diferencia entre los valores

correctos referenciales y los valores reales se incremente crecientemente,

provocando incluso una desestabilización del sistema con repercusiones mucho

mas graves.
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Cuando se trabaja en áreas interconectadas por lo general se toma las

mediciones en un punto común, pero al momento en que se convierten los

datos al respectivo sistema de control de cada una de ellas, podría surgir

diferencia entre el verdadero valor medido por el registrador y el valor con el

que se trabaja en el centro de control para lo cual es necesario realizar el

estudio respectivo a fin de encontrar los valores correctos de calibración en los

transductores y evitar mencionado problema.

En! el caso de que las mediciones se realicen en diferentes puntos es necesario

tomar en cuenta los respectivos factores de corrección para que las áreas

interconectadas detecten el mismo valor en su sistema AGC, caso contrario

cada AGC estaría realizando un control en función de sus propios valores que

pueden ser distintos a los de sus vecinos.

-.,-• •
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Ejemplo de error de medición en frecuencia, sea:

En

60-0 Hz 59.97 Hz

U I
O
< i

60.03 Hz 60.0 Hz

el supuesto planteado se aprecia que la frecuencia real se encontraba en un

valor aceptable, sin embargo el centro de control detecta baja frecuencia y el

AQC envía pulsos a las máquinas generadoras para compensarla, lo que en la

realidad sucede es que en lugar de corregir un problema, se ha generado una

sobre frecuencia que perjudicará el comportamiento normal del sistema.

Esie problema se presenta al tener dos puntos diferentes de referencia para

medición del intercambio y no tener en cuenta las pérdidas existentes en el

sistema, que no son constantes en el tiempo y dependen directamente del flujo

por la línea de interconexión para una demanda dinámica.

En; el caso específico del sistema Colombo - Ecuatoriano, se tiene dos puntos

de •medición, en la S/E Sta. Rosa para Ecuador y en la S/E Jamondino para

Colombia.

Citando un ejemplo sencillo se tendría que; trabajando con un intercambio

programado de 220MW, para que los sistemas AGC funcionen de forma

correcta según estudios de la Dirección de Planeamiento del CENACE se debe

considerar alrededor del 3% de pérdidas (8MW) para su calibración así:
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Pérdidas = 3 MW

220 MW 212 MW

220MW y 212 MW respectivamente corresponden los valores a ser calibrados

en ;cada país; sin considerar las pérdidas, ficticiamente se tendría que tanto

Colombia como Ecuador poseen 220MW, pero en la realidad Colombia estaría

enviando 228MW para que Ecuador reciba 220MW,

Relacionado con la rapidez del sistema de transmisión de datos, si se ha

solucionado el problema en transductores y se conoce con certeza que el valor

medido en el punto de interconexión es igual al que se tiene en el centro de

control, el siguiente tópico a considerar es que pasa si esta información no está

sincronizada con los eventos de tiempo real?.

Para el análisis se tomara como referencia la figura 4,3 en la cual:

Al tiempo tO se tiene condiciones normales, posteriores a las cuales surge un

disturbio; en t1 es apreciable que la curva de tiempo real presenta un desvío de

frecuencia de 0.8Hz con respecto a la nominal, lo que constituye un valor que

afecta considerablemente al sistema, pero la curva con la que trabaja el centro

de control no detecta esta variación hasta transcurrido el tiempo t2 (punto B).

Este efecto puede producir la rápida desestabilización del sistema, ya que se

tomarían medidas de control ante eventos no reales.
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60.0

59.2

Curva en Tiempo Real
Curva en el Centro de Control

En el control de tiempo real es crítico que las mediciones y órdenes se ejecuten

cuando se las solicita, no antes ni después.

La1 velocidad de toma de carga viene expresada en MW/min, lo ideal para el

funcionamiento de AGC's en forma sincronizada es que los dos posean

exactamente la misma velocidad.

Ya; que uno de los objetivos del control suplementario es recuperar las reservas

delregulación primaria, se puede plantear en forma puntual que en modo AGC
i

mientras el área en la que se produjo el disturbio asume sus responsabilidades

incrementando o disminuyendo generación, el área ajena al disturbio debe

retornar a sus condiciones iniciales recuperando la generación aportada al

sistema interconectado por efecto de regulación primaria.
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Para investigar el efecto de manejar controles automáticos de generación en

función de su velocidad de toma de carga se trabajará en base al caso

hipotético a continuación detallado.

Gráfica I

K.P.F.

Gráfica II

Seí tiene el sistema interconectado A - B, en el área B se da un disturbio

perdiendo una cantidad X de generación, lógicamente posterior a la actuación

de ;la regulación primaria de frecuencia, entra en funcionamiento el AGC de tal
i

forma que el área B incrementa su generación con dos objetivos, retornar al

sistema a sus condiciones normales de operación y reestablecer la reserva de

RPF al parque generador, mientras que el área A se encarga únicamente de

recuperar su reserva disminuyendo su generación.
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En| la figura 4.5 gráfica I se indica el comportamiento de la generación en A Y B

ante un disturbio de pérdida de generación en B, en su proceso evolutivo de

RÁF. (t0-ti), equilibrio (ti ~Í2), y R.S.F. (fe-fe).

Específicamente en la gráfica II se advierte el comportamiento de A Y B si sus

velocidades de toma de carga son iguales, es posible apreciar que

simultáneamente mientras el sistema B incrementa generación, el sistema A

disminuye la suya hasta llegar a un punto de equilibrio en el cual B asume todo

el (jiisturbio y A recupera sus condiciones iniciales.
i

En! ningún punto entre fe y t3 de la gráfica I I , se observa una diferencia de

intercambio, ya que siempre la generación de B tiene como contraparte la

generación de A de iguai magnitud pero en dirección contraria,

En|la gráfica I I I , se analiza a sistemas iníerconectados trabajando con distintas

velocidades de toma de carga, es posible visualizar que en cada punto entre t2

y fe existe una diferencia de intercambio, lo que se reflejaría en un desvío de

frecuencia.

El Bias en si es un parámetro dinámico, que debería ser calculado en forma

continua en función de las condiciones de demanda y generación en línea del

sistema, su cálculo o calibración erróneo se ve reflejado en sobre o sub

regulación por parte de las áreas interconectadas como se analizó en el

capítulo 3 de la siguiente forma.

Si (3 es igual a la característica natural del sistema el control sería óptimo.
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i
i

Si 6 es mayor que la característica natural del sistema, las áreas en las cuales

no<se presentó el disturbio sobre regulan, ayudando a! área afectada; además si

su i valor es demasiado grande representa que ante la mínima variación de

frecuencia el AGE seria maximizado, produciendo que el AGC regule

constantemente desgastando innecesariamente las máquinas.

Si 6 es menor que la característica natural del sistema implica que, ante una

variación de frecuencia considerable el AGE no va a sufrir mayor cambio, lo que

significa que el AGC se encuentra sub regulando empeorando el problema de

desvío de frecuencia y obligando a las otras áreas a corregirlo.

El ¡calibración del intercambio programado en áreas iníerconecíadas puede

realizarse de dos formas.

Mediante una rampa regulable, en la cual es posible manipular el valor de

consigna (MW) y el tiempo en el que este debe ser alcanzado (seg), es decir se

puede controlar la velocidad de toma de carga.

Mediante una calibración de consigna sin rampa, implica que se da un valor al

cuál se quiere llevar el intercambio, y el sistema lo consigue sin poder controlar

la velocidad de este proceso.

La diferencia entre los dos tipos de calibración se aprecian en la figura 4.6
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MW MW

Purjto de
Corisigna

Respuesta de las Máquinas

Característica del
Cambio del Intercambio

Consigna Sin Rampa Consigna con Rampa Regulable

El problema de trabajar con sistemas interconectados cuyos AGC's presente

diferentes características en la forma de realizar el cambio del intercambio

programado, es que instantáneamente se introducen valores del AGE de

Intercambio considerables que hacen actuar al AGC innecesariamente, lo que

se 'puede aclarar mediante el siguiente ejemplo:

Asumiendo que se desea cambiar el intercambio de 10MW a 90MW, se puede

apreciar, que el sistema que posea una rampa regulable incrementara el valor

de |potencia requerido en un tiempo especificado, mientras que idealmente sin
i

considerar el retardo y tipo de respuesta de las máquinas el sistema sin rampa

de .consigna reaccionará mediante una función escalón, es apreciable que se
i

gehera un AGE de intercambio elevado (70MW aproximadamente).
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* Seg.

Para solucionar o por lo menos minimizar el impacto de este problema es

recomendable que el sistema que posea una característica sin rampa regulable,

realice su cambio de programación en pasos mas pequeños, es decir que para

el ejemplo anterior, es preferible que el cambio en el intercambio programado

se;lo realice en pasos de 20MW o menos con lo que se obtendría el siguiente

comportamiento en donde es fácilmente apreciable que el valor del AGE se

reduce significativamente en relación al anterior.
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Eni el Anexo - B - es posible apreciar como los funcionarios de la dirección de

operaciones del Centro Nacional de Control de Energía realizan este proceso,

mediante curvas obtenidas del sistema de tiempo real que el CENACE maneja

(SPIDER),

El íiempo de retardo de la unidad en responder una vez que recibió el primer

comando de regulación por parte del operador es crítico para el funcionamiento

satisfactorio del AGC.

t
Valores de retardo altos (constantes de tiempo altas) implicarían que la

respuesta de la regulación secundaria de frecuencia se dé demasiado tarde y

no> ayude a mitigar los desbalances de carga- generación de manera oportuna.

4.7 NÚMERO DE UNIDADES QUE REALIZAN AGC.1141

Un aspecto relevante del funcionamiento del AGC es establecer el número

óptimo de unidades en regulación, lo que se realiza en base a los criterios de:

Cailidad, Seguridad y Economía que deben estar vigentes para cualquier

condición de demanda y periodo estacional,

El principal objetivo de calidad en cuanto ai funcionamiento del AGC es; lograr

que este trabaje siempre dentro de una banda establecida con el menor

número de desviaciones de sus parámetros calibrados, es decir cumpliendo
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estándares de funcionamiento como los establecidos por la

American Electric Reliability Council) Capítulo 2 ítem 11.

IERC (North

Se¡ tiene que certificar que el AGC funcione para cualquier condición en la que

se 'encuentre el sistema,

En! demanda base y media, no es recomendable que se trabaje con un número

elevado de unidades bajo este control, ya que puede presentarse que el AGE

producto de alguna variación en el sistema al ser distribuido en las diferentes

unidades no supere la banda muerta de los reguladores de cada una de las

unidades y no produzca ningún efecto de control, en demanda punta este efecto

qu$ se ve magnificado por las variaciones grandes de demanda y por ende

valores grandes del AGE que producirán de manera segura acciones de control

en :las unidades.

Además las unidades bajo este control deben satisfacer las condiciones de

reserva establecidas para cada área.

Aunque en el Ecuador el AGC actualmente se encuentra centralizado en la

central Paute, a futuro es posible que exista un mercado de servicios

complementarios en donde las generadoras aptas técnicamente para realizar

>,F. oferten sus servicios, caso en el cual se deberá considerar la mejor

propuesta.

El número de unidades recomendadas para AGC, deberá ser definido sobre la

base de la información obtenida de la operación en tiempo real del área

analizada.
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Por seguridad es recomendable que el sistema AGC en una área posea varios

puntos de medición tanto de frecuencia como de intercambio, asignables en

orden de mérito para que en caso de que una de ellas se pierda o se encuentre

invalidada, la segunda medición sea con la cual el Control Automático de

Generación trabaje.

Caiso contrario el comportamiento del AGC es cambiar de modo de operación

así por ejemplo; si se encontraba en modo TLB (Tie Une Bias) y se pierde la

medición de frecuencia, automáticamente el AGC pasa a TL (Tie Line) o si 39

pierde la medición de intercambio este pasa directamente FF (Fíat Frequency).

Eni el caso de Ecuador se tiene medidas de frecuencia en la S/E Pomasqui y en

la S/E Sía. Rosa y para el caso de intercambio en la S/E Pomasqui y en la S/E

Jamondino (Colombia).

A l ; trabajar con sistemas interconectados mediante el análisis del

comportamiento de frecuencia e intercambio es posible determinar en que

sistema se produjo el disturbio, para lo que se considerará los siguientes casos;

• Falla en el área Importadora.

i m Falla en el área Exportadora.

i H Separación de Sistemas.



Capítulo IV 130

Falla

Analizando desde el punto de referencia del área de importación se tiene que:

Al perder generación en el área A el efecto general es una baja frecuencia por

el des balance generación - carga.

En; A además de baja frecuencia se detecta que el intercambio (I) aumenta,

porque requiere más generación de B para suplir su déficit.

A Frecuencia

_. A Intercambio
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Pata una falla en B, desde el punto de vista del área de importación (A) se

tiene:

Al perder generación en el área B, el efecto general es una baja frecuencia por

el desbalance generación - carga.

En A además de baja frecuencia se detecta que el intercambio (I) disminuye,

porque el área B no se encuentra instantáneamente en capacidad de

desempeñar con sus responsabilidades de intercambio, sino que cumple con

suplir su propio desbalance entre generación y carga.

A Frecuencia

„_.„ A Intercambio
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En:el ANEXO - C - se presentan curvas en tiempo real del sistema SPIDER del

CEjNACE, en las cuales es posible apreciar el comportamiento de la frecuencia

e ihtercambio ante pérdidas de bloques de generación o carga, así como la

respuesta de unidades de la central paute que se encontraban bajo control AGC

o si él.

Bajo la consideración que en sistemas interconectados cada área es

responsable de asumir sus propias contingencias, se tiene que en el caso de

darse una separación de áreas (falla en la línea de interconexión) y que tanto el

sistema A y B posean la cantidad suficiente de reserva para regulación

secundaria, cada AGC se encargará de compensar los desbalances de carga y

generación creados dentro de sus límites.

Falla

A

Instantáneamente se tiene un valor de intercambio igual a cero, que es análogo

a perder la medición de intercambio, por lo tanto el comportamiento del AGC es

paáar de modo de control de intercambio y frecuencia (TLB) a controlar

únicamente los desvíos de frecuencia (FF).
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Algunos aspectos fue posible determinarlos mediante estudios previos a la

interconexión Ecuador - Colombia, como el número de unidades a regular;

mientras que otros fueron encontrados en el diario operar del sistema como el

problema presentado al realizar una modificación en el intercambio programado

y el congelamiento en mediciones.

i

Los valores con los que actualmente se desempeñan el AGC Ecuatoriano y

Cqlombiano respectivamente se encuentran detallados en el ANEXO -D-.

El CENACE en su afán garantizar la integridad del sistema eléctrico ecuatoriano

y áu normal funcionamiento ante situaciones de emergencia ha implementado la

función AGC de respaldo para efectuar el control de frecuencia e intercambio

defede CND - Colombia (Centro Nacional de Despacho) ante situaciones de

emergencia provocadas por la indisponibilidad de la función AGC del CENACE

y/q de los sistemas de onda portadora de TRANSELECTRIC o sistemas de

coiptrol de HIDROPAUTE.

La descripción del funcionamiento de este sistema así como las pruebas

previas a su implementación y el procedimiento necesario para que los

operadores en tiempo real efectivicen esta acción en caso de ser requerida se

defallan explícitamente en el ANEXO - E -.
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Este capitulo se basa en forma puntual en el cálculo del factor Bias de

Frecuencia para el Sistema Nacional Ecuatoriano trabajando en forma

int&rconectada con el Sistema Colombiano; se utiliza dos métodos de cálculo

con el propósito de analizar las diferencias existentes entre los resultados

obtenidos y sus posibles causas.

En: el capítulo I I I , se planteó que es factible determinar el factor Bias de

Frecuencia "(3" en base a la respuesta natural en el sistema "B" (generación

mgs carga).

E l ; siguiente método implica, calcular la respuesta natural del Sistema

Ecuatoriano en función de la gráfica de frecuencia y valores de intercambio

obtenidos de una base de datos con eventos o disturbios reales que se han

presentado en el sistema Colombo - Ecuatoriano desde su interconexión.

El cálculo de la respuesta natural del sistema en base a la gráfica 5.1 y datos de

intercambio se define paso a paso a continuación.
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f(Hz)

La Figura 5.1 representa un comportamiento de la frecuencia generalizado en

sistemas interconectados ante un disturbio de pérdida de generación en donde:

A ; Frecuencia del sistema interconectado inmediatamente antes de la

• perturbación

B Frecuencia del sistema interconectado inmediatamente después de que

í esta se estabiliza por la acción de los reguladores de las máquinas pero

antes de que el sistema AGC actúe.

C I Punto en el cual la frecuencia alcanza su máxima desviación por la pérdida

; de energía cinética de las turbinas de los generadores,

Partiendo de que la respuesta del error de control de área es:

:ACE= (la-ls) ~10p(fa-fs) (5.1)
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: la = Valor de Intercambio actual
!

I Is = Valor de Intercambio estándar

ifa = Valor actual de frecuencia

fs = Valor estándar de frecuencia (60Hz)

En sistemas interconectados el área en la cual no se produjo el disturbio no

debe presentar error de control de área por io tanto: AGE = 0:

= Ia-h
lQx(fa ~/¿)

El factor 10 se utiliza para cambiar las unidades a MW/0.1Hz, en Ecuador en el

sistema de tiempo real utilizado por el CENACE, el factor Bias de Frecuencia

que se expresa en MW/Hz, por lo que la fórmula 5.2 se reduce a:

P = (5.3)
fa ~ fS

Enila gráfica 5.1 se tiene: Valor actual (punto B), Valor programado o estándari
(pi|nto A).

Para el intercambio se considerará la siguiente la convención de signos

Intercambio positivo (+) en el caso de exportación,

Intercambio negativo (-) en el caso de importación.

Las condiciones para que un evento ya sea en Colombia o Ecuador sea tomado

en cuenta para el cálculo del Bias de Frecuencia mediante este método son las



Capítulo V 137

;• La magnitud de evento debe ser tal que la FLP.F. del país en el que se

; dio el disturbio no sea capaz de asumirla por si sola debiendo existir

variación en el intercambio.

'-• No debe existir Esquema de Alivio de Carga.

:® No debe existir oscilaciones en el sistema.

Para el análisis, no se considera la pérdida de la interconexión ya que en este

caso en el Ecuador que por lo general se encuentra en condición de importador;

se;produce desconexión de carga por baja frecuencia (Esquema de Alivio de

Carga) debido a la magnitud de potencia proveniente desde Colombia que

supera la reserva para R.P.F. en Ecuador.

A continuación se presentará algunos ejemplos puntuales a fin de aclarar la

metodología empleada; el desglose de todos los eventos sujetos a análisis se

encuentran en el ANEXO -F-.

Bajo la condición de Ecuador importando desde Colombia
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El día lunes 15 de diciembre del 2003 a las 23:44, en Ecuador dispara la

unidad Barcaza Victoria II con 103MW. Reporte de falla #371, las

condiciones en las que se encontró el sistema fueron:

290-

270-

250 -

¿0 -

210 -

190 -

<ri
<rí
CN

Intercambio Evento #317

U)
ro
¿í

co

ÍN

Frecuencia Evento #317

C N C M C N C S C N f N C N O Í C N C N C N C N C N

Frecuencia

[Hz]

Intercambio

[MW]

Pre-falla

Falla

Post- Falla

Pre-falla

Falla

Posí- Falla

59.993

59.848

59.95

224.46

228.68

230.695

0 = la - Is
(fa - fe)

P —
-230.695 - (-224.46)

(59.95 - 59.993) Hz
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• El día lunes 02 de febrero del 2004 a las 13:13 en Ecuador dispara la

posición Portoviejo 3 a 69kV con 51MW. Reporte de falla #49, las

condiciones en las que se encontró el sistema fueron:

Intercambio Evento #49

FÍ CO ¿0 CO co Pí CO ÍO

Frecuencia Evento # 49

Frecuencia

[Hz]

Intercambio

[MW]

Pre-fa!la

Falla

Post- Falla

Pre-falla

Falla

Post- Falla

60.001

60.132

60.045

229.45

199.52

223.80

la-k
(fa - fi)

-223.80-(-229.45)

(60.045 - 60.001)
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El día Domingo 23 de Noviembre del 2003 a las 12:01 en el sistema

Colombiano dispara la unidad 4 de la central Paipa con 150 MW. Reporte

de evento #71, las condiciones en las que se encontró el sistema fueron:

oo
<Si

o
6i

o
<Si

o
<Si

CN
O O

<SÍ

60'1
Frecuencia Evento #71

^ . ^ . ^ . ^ . ^ ^ ^ . ^ . ^ . ^ ^ . f v q ^
O O O Q a O O O a o a a o

Frecuencia

[Hz]

Intercambio

[MW]

Pre-falla

Falla

Post- Falla

Pre-faila

Falla

Post- Falla

59.983

59.704

59.854

213.86

173.33

199.52

la - Is

(fa - fe

-199.52-(-213.86)
(59.854 - 59.983)

,,, ,,
— 1 1 1 . 1 1

Hz
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El día viernes 24 de octubre del 2003 a las 08:40 en el Sistema

Colombiano Dispara carga de 130 MW, correspondiente a una Mina de

Níquel. Reporte de evento #56, las condiciones en las que se encontró el

sistema fueron:

Intercambio Evento #56 Frecuencia Evento #56

[60^691

o í o i o i o j a o o o o a o a
c d c Q á J C Q C o e o ü D ó J c ü c o c D c o

Frecuencia

[Hz]

Intercambio

[MW]

Pre-falla

Falla

Post- Falla

Pre-falla
Falla

Post- Falla

59.984

60.269

60.049

215.73

233.19

199.52

/3 =
la-Is

(fa ~ &

(60.049 - 59.984) Hz
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El

En

Se

actor Bias de Frecuencia se calcula a partir de la siguiente fórmula:

R
MW
Hz

(3.13)

donde:

es el estatismo equivalente del sistema, considerando todas las unidades del

parque generador Ecuatoriano en Línea en el instante de la falla (p.u.)

1
J_ 1
Rl R2

amortiguamiento de la carga (p.u.)

(3.14)

Rn

considera que el amortiguamiento de la carga es despreciable en relación a

la función inversa del estatismo, por lo que no se tomará en cuenta este

parámetro.

De forma similar al método anterior se considerará los cuatro casos citados

como ejemplos base, a fin de poder realizar un análisis comparativo entre los

métodos utilizados.

En cada uno se calculará el estatismo equivalente del sistema tomando en

cuenta los despachos reales que se encuentran en el ANEXO -G- y los valores

de estatismos declarados por ios agentes del ANEXO -H-.

Rafa los cuatro casos en consideración se tiene:
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DATOS:

Estatismo Equivalente del sistema R: 0.17575%

Dehnanda del Sistema: 1379.75

1
0.17575

= 5.68%

1379 75 MW MW
5 ¿O ftf ' ~^ •LYJ-rr 1 1 f\O ¿¥J-r*.68 % —: = 130.83

60 Hz Hz

® Dispara la posición Portoviejo 3. 69kV con 51 MW,

13:13

DATOS:

Estatismo Equivalente del sistema R: 0.2670 %

Demanda del Sistema: 1615.5

1
0.2670

= 3.744%

1615 5 MW MW
¿3= 3.744%. =100.82

60 Hz Hz

143

• Disparo de la unidad Barcaza Victoria II con 103MW. 15/12/2003

23:44

02/02/2004
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• Dispara la unidad 4 de la central Paipa con 150 MW. 23/11/2003

12:01

DATOS:

Estatismo Equivalente del sistema R: 0.2585 %

Dehianda del Sistema: 1143.3

=3.868%
0.2585

fí <i*¿*v H43.3 MW _n MWp = 3.868 % - = 73.70
60 Hz Hz

® Disparan 130 MW, correspondiente a una Mina de Níquel,

24/10/200308:40

Estatismo Equivalente del sistema R: 0,3458 %

Demanda del Sistema: 1395.1

=2.89%
0.3458

1395 1 MW MW
= 2.8913%. =67.23

60 Hz Hz
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Descripción de la Falla

Ecuador

Disparo de la unidad Barcaza

Victoria II

Dispara la posición Portoviejo 3,

69kV

Colombia

pispara la unidad 4 de la central

paipa

Dispara carga de 130 MW,

correspondiente a una Mina de

Níquel.

MW

103

51

150

130

Fecha

2003-12-15

2004-02-02

2003-11-23

2003-10-24

Hora

23:44

13:13

12:01

08:40

Método

I

145.0

128.41

111.11

88.76

Método

II

130.83

100.82

73.70

67.23

Del cuadro precedente es posible acotar, que las diferencias existentes entre

losTesultados del factor Bias de Frecuencia p obtenido por los dos métodos son

considerablemente grandes, lo cual se debe a varias causantes entre las cuales

se puede citar:

Como es posible apreciar en el ANEXO -H- "estatismos de

generadores", no existe una base de datos actualizada sobre este

parámetro de las unidades del parque generador de Ecuador, e incluso

existen agentes que aún no lo han declarado, por consiguiente los

resultados obtenidos con el método II son totalmente tergiversados con

respecto a la situación actual del sistema.
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'• En el método II se asume linealidad en la curva característica de

estatismo de las unidades generadoras, lo cual es falso ya que como se

analizó en el capítulo I, debido a las particularidades físicas propias de

cada máquina este no es totalmente lineal sino presenta irregularidades,

lo que intrínsecamente introduce un error en el cálculo del Bias de

Frecuencia mediante esta técnica.

¡

;• La carga es un elemento dinámico que en el segundo método no es

; tomado en cuenta, aunque debido a la característica de tipo de carga del

país (mayoritariamente residencial) no afecta en mayor proporción, si

logra introducir un error auque no de forma significativa.

Por los puntos precedentes, se procederá a realizar el cálculo de la respuesta

natural del sistema Ecuatoriano y por ende del factor Bias de Frecuencia en

base al método I que implica un análisis estadístico de eventos reales.

La;base de datos utilizada se expone en el ANEXO -F~, la cual fue construida

cora reportes de falla emitidos por la dirección de operaciones del CENACE, se

realizó un calculo estadístico para obtener los valores mas probables del factor

Bias de Frecuencia p discriminado por bandas de demanda, los resultados se

exponen en la siguiente tabla:
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Demanda

MW

<1100

1100<D<1300

1300<D<1500

1500<D<1700

1700<D<1900

>1900

P
[MWTHz]

Promedio

87,60

93,73

107,87

115,24

145,55

160,26

Desviación

10,59

10,33

14,76

20,28

14,83

7,31

Promedio

P
%

Promedio

8,4

7,9

7,7

7,4

8,0

8,1

7,9

Desviación

0,8

1,0

0,9

1,2

0,7

0,8

0,9

El factor Bias de Frecuencia constituye un parámetro dinámico dependiente en

forma directa de la demanda del sistema, mediante este trabajo se ha llegado a

determinar que el valor de p para el Sistema Nacional Interconectado de

Ecuador se encuentra alrededor del 7,9% de la demanda del sistema.
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Uno de los aspectos que llevan a los sistemas a interconectarse es

"aprovechar" las ventajas de la respuesta inicial (R.P.F.) de las máquinas

del otro sistema, es decir ante un disturbio, los reguladores en un sistema

interconectado no puede identificar la fuente del cambio de carga, por lo

tanto de forma inicial y temporal todas las áreas contribuyen a estabilizar el

sistema, para que subsiguientemente el área afectada sea capaz de cumplir

con su responsabilidad de abastecer sus propios cambios de carga (R.S.F.)

En el caso de sistemas multi- área, el factor Blas de Frecuencia p es

determinado por las características propias del área y no es afectado por

los parámetros de las zonas que se encuentran interconectadas a ella, ya

que su cálculo se basa en el principio de que cada sistema debe atender

sus propias variaciones de carga.

Se han realizado estudios dinámicos de sistemas los cuales junto con la

experiencia indican que para obtener un control casi óptimo en estado

dinámico es necesario que el valor del Bias de Frecuencia (P) sea lo mas

aproximado posible a la característica de regulación combinada generación

- carga del sistema (B).

Analizando los diferentes valores que puede adquirir p se ha llegado a las

siguientes conclusiones:

- Si p es igual a B (R+1/D) el control sería óptimo.

- Si p es mayor que B (R+1/D), las áreas en las cuales no se presentó

el disturbio sobre regulan, ayudando al área del disturbio.
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- Si p es menor que B (R+1/D), el problema de desvío de frecuenciai
empeora obligando a las otras áreas a corregirlo.

® En sistemas multi-área, mediante el análisis gráfico de curvas de

intercambio y frecuencia, es posible determinar en que subsistema ocurrió

el evento.

® ! La diferencia existente entre el valor del Bias de Frecuencia calculado en

, forma teórica y el obtenido mediante análisis de datos estadísticos en

tiempo real, se debe principalmente al comportamiento dinámico de la

carga y a la no linealidad de las máquinas generadoras que no pueden ser

simuladas en forma exacta.

© La NERC establece que el valor del Bias de Frecuencia en cualquier banda

horaria debe presentar una diferencia del 1% con respecto al valor del Bias

en la hora pico, este criterio no es aplicable al Ecuador debido básicamente
i

a la característica de carga que posee el país (primordialmente residencial).

i

• ! El factor Bias de Frecuencia constituye un parámetro dinámico dependiente en

forma directa de la demanda del sistema, mediante este trabajo se ha llegado a

determinar que el valor de (3 para el Sistema Nacional Interconecíado de Ecuador

se encuentra alrededor del 7,9% de la demanda del sistema.

Consumar auditorias y estudios eléctricos, a fin de actualizar la base de

datos de estatismos de unidades generadoras, ya que en la actualidad

existen varias empresas que no han declarado este parámetro y los
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existentes se encuentran desactualizados impidiendo realizar el cálculo

automático del factor Bias de Frecuencia del Sistema,

• Bajo criterios de calidad, seguridad y economía realizar estudios a fin de

determinar que unidades se encuentran en capacidad de realizar regulación

secundaria de frecuencia, específicamente Control Automático de

Generación para que éste, deje de ser realizado en forma monopólica como

en la actualidad con la central Hidroeléctrica Paute.

© Debido a la estructura funcional que presenta el actual software con el que

se controla al Sistema Nacional Interconectado (SPIDER), no es posible

obtener automáticamente un registro histórico integrado (frecuencia e

intercambio), del comportamiento del sistema ante eventos. Actualmente el

CENACE se encuentra en proceso de obtener un nuevo software que

presente esta versatilidad, mientras culmina esta adquisición, es

recomendable llevar un registro de disturbios o fallas con valores de

intercambio y frecuencia a fin de tener una base de datos que permita un

posterior análisis para de encontrar un nuevo valor del Bias de Frecuencia

si las condiciones del sistema así lo requieren.

© En el caso de la interconexión Ecuador -Colombia se tiene que cada

sistema posee una diferente curva característica para modificar el

intercambio, Ecuador presenta una consigna sin rampa mientras que

Colombia posee una rampa regulable; para minimizar el impacto de

cambiar en un solo comando la programación, ya que de este modo, se

introduce instantáneamente un valor elevado del AGE que producirá

mayores fluctuaciones de frecuencia, se recomienda que los dos AGC

estén en modo Tie Une Bias, el cambio se debe realizar paulatinamente;

para el caso del AGC colombiano existe la posibilidad de calibrar una
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velocidad de cambio de programación; en el caso del AGC ecuatoriano es

necesario realizarlo en pasos hasta alcanzar el valor objetivo.

Previo el seteo del siguiente cambio de la programación, se debe verificar

que: el intercambio haya alcanzado la consigna y que la frecuencia se

encuentre cercana a su valor nominal.

• En la actualidad para realizar la calibración del intercambio programado

entre Ecuador y Colombia, se considera un factor de pérdidas de 0.97,

debido a que en Ecuador la medición se la realiza en la S/E Pomasqui,

mientras que Colombia lo hace en la S/E Jamondino, ya que las pérdidas

no son constantes y de penden directamente del flujo por la línea de

interconexión se recomienda que se realice la medición de intercambio en

un punto de común acuerdo,
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Una vez que el 01 de marzo de 2003 se dio inicio a la operación comercial de la

Interconexión Eléctrica entre Ecuador y Colombia; y, considerando además el

numeral 2.2.4 del "Acuerdo CENACE - HIDROPAUTE para la Operación de la

Función de Control Automático de Generación AGC en el CENACE", en el que se

hace referencia a los criterios de desempeño del AGC a través del Error de

Control de Área ACE; se plantea el siguiente análisis acerca de los criterios de

desempeño del ACE, basado en los estándares de la North American Electric

Reliability Council NERC.

El AGC de CENACE dispone de los criterios NERC A1 y A2 de desempeño del

Error de Control de Área (ACE) para condiciones normales y un criterio adicional

para condiciones de emergencia. Los valores correspondientes a los criterios

citados son calculados automáticamente para cada hora en el Sistema de Tiempo

Real de CENACE. Estos criterios se describen a continuación:

Número de períodos de 10 minutos, dentro de cada hora, con ningún cruce

por cero por parte del ACE.
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Número de Períodos de 10 minutos, dentro de cada hora, en los cuales el

promedio de los valores absolutos del AGE supere un límite preestablecido,

actualmente este límite está ajustado en 10

Número de Períodos de 10 minutos, dentro de cada hora, en los cuales el

AGC ha operado los modos de Emergencia o Suspendido.

A continuación se presentan los valores de los índices de desempeño y el

cumplimiento de éstos con los estándares de la NERC expresados en porcentajes

y correspondientes al mes de julio de 2004,

Jueves

Domingo

Lunes

Martes

Miércoles

Jueves

Domingo

Lunes

M'artes

Miércoles

Jueves

Domingo

Lunes

Martes

Miércoles

Jueves

2004-07-01

2004-07-04

2004-07-05

2004-07-06

2004-07-07

2004-07-08

2004-07-11

2004-07-12

2004-07-13

2004-07-14

2004-07-15

2004-07-18

2004-07-19

2004-07-20

2004-07-21

2004-07-22

Al

1

0

2

1

0

0

0

0

0

0

0

0

0

0

0

0

A2

0

0

0

0

0

0

0

0

0

0

0

0

0

0

0

0

D

14

4

10

0

14

13

0

12

0

3

3

1

6

6

1

2

Al(%)

99,31

100,00

98,61

99,31

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

A2(%)

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

D(%)

90,28

97,22

93,06

100,00

90,28

90,97

100,00

91,67

100,00

97,92

97,92

99,31

95,83

95,83

99,31

98,61
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Domingo

Lunes

Martes

Miércoles

Jueves

2004-07-25

2004-07-26

2004-07-27

2004-07-28

2004-07-29

Total

Promedio

0

0

0

0

0

4

0

0

0

0

0

0

0

0

0

0

5

4

6

104

5

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

99,87

99,87

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

100,00

96,53

97,22

95,83

96,56

96,56

Estos valores porcentuales se han obtenido como la relación entre el número de

períodos de 10 minutos que se ha cumplido el estándar y el número total de

períodos.

4.1. Se puede observar que en el período de análisis existieron 4 períodos de

10 minutos en los cuales el AGE no pasó por cero. Ésto equivale a que el

99,87% de los períodos de 10 minutos el AGE pasó por cero, cumpliendo

satisfactoriamente el criterio de desempeño A1. Los períodos de

incumplimiento se dieron en su mayoría a las horas 6 y 18, que

constituyen el cambio de la demanda base a demanda media y de la

demanda media a demanda punta respectivamente, y por lo tanto se

requirió el ingreso de una gran cantidad de generación,

4.2. Durante todo el período de estudio hubo un cumplimiento del 100% con el

criterio A2, puesto que, para ningún período de 10 minutos el AGE ha

excedido el límite de 10 MW ajustado en el sistema de control de

CENACE.

4.3. Con respecto al criterio durante disturbios cabe mencionar que el AGC ha

operado en modo de emergencia durante 104 períodos de 10 minutos, lo

• que significa que el 96,56% del período de estudio el sistema ha

permanecido en condiciones normales, cumpliendo satisfactoriamente con

el estándar de la NERC. La causa principal para la operación del AGC en
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modo de emergencia ha sido la trasgresión de los límites de regulación,

cuyos valores actuales son 20 MW para el límite superior (correspondiente

a la reserva en las unidades bajo AGC antes de llegar a su límite máximo)

y 15 MW para el límite inferior (correspondiente a la potencia que las

unidades bajo AGC pueden bajar antes de llegar a su límite mínimo de

operación).

El mayor número de períodos de 10 minutos en los que el AGC ha

operado en modo de emergencia se registran en los períodos: 05:00-08:00

y 17:00-19:00, que son los períodos en los cuales se pasa de demanda

base a demanda media y de demanda media a demanda punta, razón por

la cual se deben arrancar nuevas unidades y se presentan dificultades en

ajustarse a los valores de reserva.

4.4. El valor máximo instantáneo positivo del AGE se dio el lunes 19 de julio en

la hora 04 y corresponde a 46,68 MW y el valor instantáneo máximo

negativo se dio el mismo lunes 19 de julio en la hora 01 y corresponde a -

44,42 MW, La causa fundamental de estas desviaciones es que los AGCs

de Ecuador y Colombia no disponen de una medición común del

intercambio a través de la interconexión.

EA 2004-08-09

ce: Archivo DSI
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Según el despacho programado del día sábado 14 de Agosto de 2004, en el

periodo de 07:00 - 08:00, se debía subir el intercambio de importación de OMW a

235MW,

Como se analizó en el capítulo IV - ítem 4.5, esta acción se la debe realizar en

pasos de potencia relativamente bajos a fin de no inferir en el normal

comportamiento de la frecuencia.

Condiciones del Sistema previas a la variación del intercambio.

« Unidades bajo control AGC: 1-2-3-8

* Unidades en control local: 6-7

% Factor bias de frecuencia: 80MW/Hz.

En las gráficas B.1, B.2 y B.3 es posible apreciar como se pasa de un intercambio

de OMW a uno de 235MW logrando que la frecuencia se mantenga dentro de la

banda establecida.

En forma puntual en la gráfica B.3 se identifican cada uno de los valores de

consigna asignados que se especifican en la tabla B.1.

A

B

C

D

E

F

G

H

HORA

07:13

07:15

07:17

07:19

07:22

07:24

07:29

07:33

MW

30

60

88

116

145

174

202

228
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Este anexo pretende, empatar lo descrito en teoría con lo que sucede en la

práctica en cuanto a poder determinar el lugar de la falla en sistemas

interconectados en base a curvas frecuencia e intercambio obtenidas del sistema

de tiempo real del CENACE (SPIDER), además de visualizar el proceso de

regulación primaria y secundaria de frecuencia de las unidades de la c.

hidroeléctrica Paute.

Se tomará como referencia dos casos en ios que se visualiza desconexión de

carga y generación respectivamente.

Primar Evento: DESCONEXIÓN DE CARGA:

El día lunes 30 de agosto de 2004, a las 11:37, en el sistema colombiano

dispara el Horno 1 de Cerro Matoso con 75MW. Reporte de eventos #135

Importación 230 kV 235 225.08

TLB 6 8y9 80

En la central Paute se encontraban en línea 8 unidades, con una

generación total de 697.01
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Como se puede apreciar en la gráfica C.1 obtenida sistema de control en tiempo

real que maneja el CENACE (SPIDER), la pérdida de carga en el sistema

colombiano provocó que la frecuencia del sistema subiese hasta 60.225 Hz y

que el intercambio de importación por la Interconexión Colombia - Ecuador de

230 kV varíe desde 225.08 MW hasta 250.64 MW , Con lo que se valida lo

expresado en el capítulo IV ítem 4.9.1 que plantea que en condición de país

importador si la frecuencia y el intercambio varían en el mismo sentido, la falla es

adjudicable al país exportador.

En la,central Paute estaban en línea 8 unidades, de las cuales las unidades 2-3-4-

5-10 se encontraban en control de Hidropaute, mientras que las unidades 6-8-9

eran comandadas mediante el sistema A.G.C. del CENACE

En las gráficas C,2 - C.3 - C.4, es posible apreciar claramente:

e Inmediatamente sucedido el evento, todas las unidades realizan regulación

primaria de frecuencia (R.P.F.) (bajan generación a fin de compensar el

desbalance existente)

® AI finalizar esta etapa (R.P.F,), únicamente las unidades 6-8 y 9 que son

las que se encuentran realizando el control automático de generación

(R.S.F.) .se encargan de absorber las variaciones de potencia subiendo

generación a fin de que el intercambio retorne nuevamente al valor

programado.

® Las unidades en modo local 2-3-4-5-10 no realizan regulación secundaria

de frecuencia.

« El tiempo de R.P.F. es de pocos segundos, mientras que el A.G.C. actúa

cerca de 3 minutos hasta que el sistema se normalice completamente.
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La respuesta de Regulación primaria realizada pos las unidades generadoras mas

relevantes del S.N.I. ecuatoriano es:

CENTRAL

PAUTE

AGOYAN

MÁCHALA POWER

G.ZEVALLOS

C.ESMERALDAS

UNIDAD
U1
U2
U3
U4
U5
U6
U7
U8
U9

U10

TOTAL
Ul
U2
taro:
UA

TV2
TV3

TOTAL

TOTAL

P. PREFALLA
-

92.10
92.25
91.35
90.75
79.13

-

78.56
85.31
87.56

897,01
59.13
57.88

moo
95.80
70.86
69.07

139.93
128.97

P. POSFALLA
-

90.30
91.50
90.60
90.15
77.06

-

76.69
84.56
86.63

esr.48
58.13
57.88

tl7,00
S5.60
70.69
68.95

139-64
127.32

DIFERENCIA
-

1.80
0.75
0.75
0.60
2.06
-

1.87
0.75
0.94
9.52

1.00
•

1,00
-

0.18
0.12
0.30
1.65

12.47
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ICA G.1: Variación De Frecuencia e Intercambio ante el evento

O }
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ICA G.2: Comportamiento de las unidades 2-3-4.
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C.3: Comportamiento de las unidades 5-6-8.
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ICA C-4: Comportamiento de las unidades 9 y 10
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Evento: DISPARO DE GENERACIÓN.

El día martes 31 de agosto de 2004, a las 01:31, en el sistema colombiano

dispara la unidad 2 de la Central Guajira con 140 MW, por falla en el

transformador principal de la unidad.

Importación 230 kV 232 226.9

7 8y9 80

En la central Paute se encontraban en línea 6 unidades, con una

generación total de 350.66

Como se puede apreciar en la gráfica C«5 el disparo de generación en el

sistema colombiano provocó que la frecuencia del sistema baje hasta 59.756 Hz

y que el intercambio de importación por la Interconexión Colombia - Ecuador de

230 kV varíe desde 226.9 MW hasta 200.7
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En la central Paute estaban en línea 6 unidades, de las cuales las unidades 1-3-4

se encontraban en control de Hidropaute, mientras que las unidades 7-8-9 eran

comandadas mediante el sistema A.G.C. del CENACE

En las gráficas C.6 - C.7 - G.8, es posible apreciar claramente:

® Inmediatamente sucedido el evento, todas las unidades realizan regulación

primaria de frecuencia (R.P.F.) (suben generación a fin de compensar el

desbalance existente).

• Al finalizar esta etapa (R.P.F.), únicamente las unidades 7-8 y 9 que son

las que se encuentran realizando el control automático de generación

(R.S.F.) .se encargan de absorber las variaciones de potencia bajando

generación a fin de que el intercambio retorne nuevamente al valor

programado.

» Las unidades en modo local 1-3-4 no realizan regulación secundaria de

frecuencia.

Las unidades de generación del SNI aportaron con 23.45 MW como respuesta

a la regulación primaria de frecuencia, de acuerdo al siguiente detalle:

APORTES DE GENERACIÓN

CENTRAL

PAUTE

UNIDAD

U1

U3
U4
U7

U8
U9

POTANTES
MW

60.45
59.7

58.95
57.75

57

56.81

POT DESPUÉS
MW

63.75
62.7
61.65
59.81

59.81
59.06

TOTAL CENTRAL PAUTE

AGOYÁN

G. ZEVALLOS

C. ESMERALDAS

U1
U2

TV2
TV3

U

36.25
55.87

70.14
70.62

129.7

38.7S
56.62

71.34
73.13

130.07

APORTE
MW

3.3
3

2.7

2.06
2.81
2.25

16.12

2.5

0.75

1.2

2.51

0.37

TOTAL f 23.45
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C.5: Variación de frecuencia e intercambio
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C.6: Comportamiento de las unidades 1-3-4.
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GRÁFICA C.T: Comportamiento de las unidades 7-8.
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Estatismo

Tiempos y bandas de
recuperación de la
frecuencia por medio del
AGC.

Control de área.

mínimo
unidades,

Velocidad de cambio de
carga requerido por unidad.

Reserva de AGC.

de retardo de la
en comenzar a

responder una vez recibido
el comando enviado por el
AGC.

Banda muerta del AGC

Modo de suspensión

Se establece que las unidades de generación
que participan en RPF ajusten su estatismo
permanente entre el 4 y 7%,

la frecuencia debe
como máximo en 7

Después de un
regresar a su valor
minutos.

Se recomienda que el "bias" se encuentre entre
valores de 100 a 160 MW/Hz

Por criterios de confiabilidad se requiere un
mínimo de 2 unidades de Hidropaute prestando
simultáneamente el servicio de regulación de
frecuencia secundaria y que dos unidades
adicionales tengan la posibilidad de brindar
este servicio como respaldo a las primeras. El
conjunto de una unidad principal y otra de
respaldo deberán estar ubicadas tanto en la
fase A-B y en la fase C.

Mayor o igual a 50MW/min medidos durante las
pruebas de sintonía para prestar el servicio de

el margen mínimo de reserva para RSF- AGC
es del 3.2% de la demanda en bornes de
generación

La reserva secundaria, y los tiempos de
respuesta y actuación una vez enviado el
primer comando de regulación será:

2 min + 13.6 seg para demanda máxima

1 min + 37.8 seg para demanda media

1 min + 23.2 seg para demanda mínima

Se recomienda que la banda muerta sea de 7.5
para todas las condiciones de demanda.

Un valor de 70
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Estatismo

Tiempos y bandas de
recuperación de la
frecuencia por medio del
AGC.

Valores entre el 4 y el 6 %

±30 mHz

Después de un evento la frecuencia debe
regresar a su valor nominal como máximo en 7
minutos,

Velocidad mínima de
cambio de carga.

Valores entre 50 y 70 MW/minuío

Número mínimo de
unidades.

3 unidades.

Velocidad de cambio de
carga requerido por unidad.

Valor mínimo para
participar en AGC

Mayor o igual a 10MW/min medidos durante las
pruebas de sintonía para prestar ei servicio de

23 MW por planta. Este valor es igual hacia
arriba y hacia abajo.

Reserva de AGC. El mayor valor entre la unidad disponible más
grande y el 5% de la demanda programada en
cada hora. Dicho valor podrá ser modificado
por el CND según lo establecido en las
Resoluciones CREG 083 de 1999 y 064 de
2000.

Tiempo de retardo de la
unidad en comenzar a
responder una vez recibido
el comando enviado por el

de 20 segundos una vez enviado el
primer comando de regulación.
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A fin de garantizar la integridad del sistema eléctrico ecuatoriano y su

normal funcionamiento ante situaciones de emergencia se implementa la

función AGC de respaldo, función que permite que mediante control remoto

¿lesde el CND -ISA, actuando sobre varias unidades de HIDROPAUTE S.A.

^fectuar el control de frecuencia e intercambio ante situaciones de

Emergencia provocadas por la índisponibilidad de la función AGC del

CENACE y/o de los sistemas de onda portadora de TRANSELECTRIC o

Cisternas de control de HIDROPAUTE.

El diagrama esquemático de esta función se representa en la figura E.1
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E.1: Esquema del AGC de respaldo.
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para efecto de implementación de la función AGC de respaldo,

JHIDROPAUTE adquirió una Unidad Terminal Remota (UTR) y CENACE

Contrató un canal de comunicación satelital de voz y datos con IMPSAT, el
i
jnjal fue sometido a pruebas de índices de disponibilidad a fin de garantizar

éu correcto desempeño.

AGC de respaldo implementado en el CND de Colombia funcionará hasta

ue se cumplan los proyectos del nuevo Sistema de Control del CENACE y

Centro de Control de Generación de HIDROPAUTE, o hasta que el

ponvenio bilateral de cooperación referente a este servicio tenga vigencia.

El 1 de Marzo de 2003 inicia la operación interconectada de los sistemas

eléctricos de Ecuador y Colombia a través de un enlace sincrónico de 230kV

que une las subestaciones de Pomasqui y Jamondino.

13 de febrero de 2003 se firma el convenio de control automático dei
generación entre el CENACE e HIDROPAUTE, ese convenio además

Contempla el funcionamiento del AGC de respaldo.
!

I

En Marzo de 2003 en reunión mantenida en Medellín Colombia los

Delegados de CENACE y del CND- ISA, en calidad de operadores de los

¿istemas eléctricos de Ecuador y Colombia respectivamente, acuerdan

considerar la ¡mplemeníación del proyecto AGC de respaldo.
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4 de julio de 2004 se suscribe el convenio de Colaboración ente CENACE

je Isa No. 3514, mediante el cual se formalizan los términos de

¡mplementación y operación de la función AGC de respaldo.

|_a función AGC implementada en el sistema Colombiano es parte del
i
¡sistema Sinauí Specírum de Siemens, el cual presenta varias

lincionalidades; dentro de las aplicaciones de potencia se encuentran una

erie de subfunciones como:

» Control de frecuencia (LFC; Load - Frequency Control)

» Despacho Económico

« Control de reservas

as que en conjunción con las funciones estadísticas permiten el control

pptimo de recursos de generación.

El control secundario de frecuencia mediante AGC, es parte de la sub-

función LFC. la cual entre sus características dispone de la funcionalidad de

pontrolar en forma independiente la frecuencia y el intercambio por islas

eléctricas (áreas).

K fin de implementar el AGC de respaldo para Ecuador, se simula al sistema

hacional interconectado ecuatoriano como una de estas islas, controlando

para ello las variables de referencia frecuencia en HIDROPAUTE e

intercambio en S/E Jamondino de Colombia,

i
El sistema tiene como restricción un máximo de tres interconexiones

internacionales, 50 medidas de frecuencia y 10 áreas de control, las
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siguientes figuras muestran los diferentes modos en los que puede trabajar

la función AGC se grafican a continuación.

A Venezuela

Colombia !

Área principal

Ecuador ;

Colombia

* Venezuela

Ecuador
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Colombia

Venezuela

Ecuador

Venezuela

Ecuador

Los días 5 y 9 de julio de 2004 se realizaron en presencia de funcionarios

del CENACE e HIDROPAUTE, las pruebas de sintonía e integración de las

10 unidades de la central Paute al programa AGC del Centro Nacional de

Despacho CND-ISA,

AI conectar remotamente dicha planta de control al ACG directo desde el

CND se observo la correcta funcionalidad del programa colombiano en
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cuanto a la definición de áreas múltiples, condición necesaria e

indispensable para el control del sistema ecuatoriano de manera

independiente al colombiano.

Se concluye que durante las pruebas de sintonización se presentó una

adecuada respuesta de las unidades de la central hidroeléctrica Paute con

relación a los tiempos de retardo inherentes al canal de comunicaciones y

respuesta de las unidades una vez enviados los comandos desde el centro

de control de CND.

Igualmente la regulación de las unidades fue la adecuada y estas

respondieron linealmente a las exigencias de cambios de generación

indicados remotamente desde el CND cumpliendo con los estándares

exigidos para realizar la regulación de frecuencia en Colombia,

Además, ante la condición de desconexión del AGC principal del CENACE,

el AGC de respaldo desde el CND controló adecuadamente la frecuencia y

el intercambio del sistema ecuatoriano.

Las pruebas de sintonización de las unidades tuvieron el siguiente

alcance:

• Verificación de las condiciones iniciales de la máquina bajo

prueba,

H Verifican que en el centro de control del CND se reciben

correctamente las señales de potencia activa (MW), la

señalización local / remoto, voltaje en las barras y señal de

frecuencia.

a Verificar que en centro de control se ha definido una nueva área

de control a la cual se asignará las unidades de HIDROPAUTE

para el control de frecuencia y/o potencia de intercambio.
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0 Verificar que la unidad bajo prueba se encuentra asociada al

nueva área definida.

@ Activar la unidad verificando que el AGC del CND la tome, enviar

un valor de consigna pequeño (MW) a fin de determinar que se

envía un pulso pequeño y que la unidad responde ante el cambio

solicitado.

H Se envían sucesivamente valores de consigna de subida/bajada

con incrementos/decrementos de 5MW, registrándose el

comportamiento real de la unidad (MW generados) a fin de

determinar los ajustes que fueron necesarios en el tamaño de los

pulsos y tiempos de respuesta, a fin de que se aproximen de

manera mas cercana al comportamiento de la unidad,

E Se repiten estos valores hasta alcanzar los valores máximos y

mínimos definidos para control AGC (30-1OOMW para las

unidades de la fase AB y 35-115MW para las unidades de la fase

C)

a Cuando se tienen al menos 20 pruebas hacia arriba y 20 pruebas

hacia abajo, se calculan para cada una de ellas los valores de un

pulso desde el CND en MW.

Estas pruebas se efectuaron para las 10 unidades de generación de

HIDROPAUTE, obteniéndose resultados altamente satisfactorios, aunque

siempre fueron necesarios pequeños ajustes a fin de obtener la

sintonización adecuada entre la respuesta real de las unidades y los

pulsos de control enviados desde el centro de control del CND.

Las pruebas funcionases de las unidades tuvieron el siguiente alcance:

Una vez que las unidades de generación han quedado debidamente

sintonizadas se procedió a desarrollar las pruebas necesarias para
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verificar la funcionalidad del AGC de respaldo en las que se consideró lo

siguiente:

Asignación de una unidad de generación al área 2 del AGC del CND

con la asignación de control en TLB. para esta condición se mantuvo

activa y funcionando el AGC del CENACE en modo TLB al igual que el

área 1 del AGC del CND controlaba la frecuencia en el sistema

colombiano y el intercambio con Ecuador.

Se repitió la prueba de manera exitosa para varias unidades de

generación tomando indistintamente unidades tanto de la fase AB como

de la fase C.

Posteriormente se asignaron dos unidades generadores al control del

área 2 en modo TLB, una de cada fase, a cada uno de los dos canales

de enlace satelital, operando de manera satisfactoria evidenciada en un

adecuado control de frecuencia (Paute) y de potencia de intercambio,

esta prueba se repitió utilizando pares distintos de unidades

generadoras con resultados adecuados en todos los casos.

Se debe destacar que la asignación de dos o mas unidades a uno de

los canales de datos ocasiona una saturación del mismo debido al nivel

de tráfico de información, se analizará esta situación a fin de realizar

ajustes en el canal de datos y UTR que permitan mejorar este

desempeño; sin embargo se debe señalar que con la capacidad de

regulación para AGC disponible en dos unidades generadoras, se

dispone de los recursos suficientes para que el control de frecuencia y

de potencia de intercambio sobre el área ecuatoriana, funcione con

normalidad.

Finalmente en tres ocasiones y por un tiempo total de

aproximadamente tres horas se asigno en su totalidad de manera
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exclusiva el control de frecuencia e intercambio para el área

ecuatoriana desde el CND, mediante control TLB, a través de dos

unidades de la C. Paute con una reserva total de 150MW, para lo que

se desactivo el AGC del CENACE, se monitoreo el desempeño del

AGC de respaldo encontrándose que los registros respectivos

determinan un funcionamiento confiable y de alta calidad. Se

efectuaron cambios en la generación local con la finalidad de verificar el

comportamiento del AGC de respaldo, habiéndose confirmado los

resultados previos.

Con el propósito de establecer los criterios técnicos a considerar en la

coordinación de la operación del Control Automático de Generación de

Respaldo para el sistema ecuatoriano, la dirección de Operaciones ha

realizado el "Procedimiento para la operación del AGC de Respaldo".

En este procedimiento, se considera disposiciones operativas tendientes

a la habilitación/deshabilitación del AGC de Respaldo sobre las

unidades de la central Paute, como una función de respaldo; tanto en

condiciones normales, trabajos de mantenimiento por parte del personal

de la Dirección de Sistemas de Información DSl o por parte de terceros

coordinados por la DSl, como en condiciones de emergencia.

Además de establecer responsabilidades para cada uno de los

operadores que ejecuten el mismo.

Este instructivo tendrá vigencia hasta que se cumplan los proyectos del



188

nuevo Sistema de Control del CENACE y del Centro de Control de

Generación de HIDROPAUTE, o hasta que el convenio bilateral de

cooperación referente a este servicio finiquite.

El Supervisor de Operación del CENACE debe.

> Asegurar que el control de la frecuencia y del intercambio desde el

sistema ecuatoriano, a través del AGC sea permanente.

> Coordinar de manera estricta con ei Coordinador de Operación del

CND todo tipo de maniobras en torno a la habiliíación/deshabifitación

del AGC de Respaldo.

> Mantener informado al Coordinador de Operación del CND sobre

todas las novedades en torno a la disponibilidad o indisponibilidad del

AGC ecuatoriano, cuando la circunstancia lo amerite.

> Asegurar que todas las novedades en torno al evento ocurrido sean

registradas oportunamente y de manera completa en la bitácora

respectiva.

El Coordinador de Operación del CND debe.

Coordinar de manera estricta con el Supervisor de Operación del

CENACE todo tipo de maniobras en torno a: la habilitación, la

deshabilítación del AGC de Respaldo, cualquier maniobra requerida

sobre la función AGC de Respaldo cuando ésta este activa.
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Mantener informado al Supervisor de Operación del CENACE sobre

cualquier novedad que afecte la disponibilidad del control sobre las

unidades de la central Paute, ya sea cuando el control de respaldo

esté activado o en stand by.

Asegurar que todas las novedades en torno al evento ocurrido sean

registradas oportunamente y de manera completa.

Operación en Condiciones Normales;

Se considera condiciones normales a aquellas en las cuales la

habilitación y deshabilitación del programa AGC de Respaldo es

controlada (programada)

El Supervisor de Operación del CENACE, debe evaluar las

condiciones de la consignación correspondiente, previa su ejecución:

Tiempo de indisponibilidad,

Mediciones y señales a perder,

Consecuencias previstas sobre la operación del

AGC.

Condiciones del Sistema Nacional Iníerconectado.
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El Supervisor de Operación del CENACE, debe receptar la solicitud

de ejecución de los trabajos de mantenimiento.

El Supervisor de Operación del CENACE, debe coordinar con el CND

la habilitación del AGC de Respaldo sobre las unidades de la central

Paute asignadas para el efecto. Esta maniobra debe ser

estrictamente coordinada, y se debe seguir los siguientes pasos:

» CENACE comunica al CND sobre el requerimiento del

servicio del AGC de respaldo y coordina la fijación de los

parámetros de control, específicamente lo correspondiente al

control del intercambio, el frequency bias factor y el modo de

operación del AGC (según condiciones del momento),

» CND confirma que los parámetros de control han sido

ingresados.

E CENACE comunica a CND sobre las unidades de la central

Paute que van a regular y el modo de control que se ha de

seleccionar.

E CENACE deshabilita el control del AGC sobre las unidades

de la central Paute y solicita al CND de manera inmediata la

habilitación del control de respaldo,

• CND confirma la habilitación del control del AGC de Respaldo

sobre las unidades de la Central Paute y verifica su correcto

funcionamiento,

El Supervisor de Operación del CENACE, comunica de la nueva

condición a HIDROPAUTE.

NOTA: El número de unidades bajo AGC depende de las

condiciones de la demanda actual, y será establecido por

el CENACE.
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El Supervisor de Operación del CENACE debe receptar la declaración

de finalización de los trabajos de mantenimiento por parte de la

persona responsable de la DSI.

El Supervisor de Operación del CENACE debe evaluar todas las

condiciones de disponibilidad de ios parámetros necesarios para el

normal desempeño del AGC.

El Supervisor de Operación del CENACE debe comunicar al CND

sobre la necesidad de normalizar el control de generación. Esta

maniobra debe ser estrictamente coordinada, y se debe seguir los

siguientes pasos:

a CENACE confirma el ingreso de los parámetros de control,

específicamente lo correspondiente al control del intercambio,

el frequency bias factor (actualizado) y el modo de control el

AGC.

• CENACE solicita en línea la deshabilitación del control sobre

las unidades de la central Paute, CND deshabilita el control

del AGC sobre las unidades de la central Paute, y comunica

en línea al CENACE.

E CENACE habilita el control a través del AGC de su centro de

control y verifica su correcto funcionamiento

El Supervisor de Operación del CENACE, comunica de la situación a

HIDROPAUTE.
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En la operación en tiempo real pueden presentarse varias

circunstancias que involucren la pérdida del control sobre las

unidades de la central Paute a través del AGC, Bajo estas

circunstancias, se deberá considerar los siguientes lineamientos.

El Supervisor de Operación del CENACE, verifica que el AGC ha

quedado inoperable y que no existe la posibilidad inmediata de

restaurar su operabilidad, bajo esta coyuntura se debe proceder de la

siguiente manera.

El Supervisor de Operación del CENACE, solicita de manera

emergente la habilitación del AGC de Respaldo para realizar el control

sobre las unidades de la central Paute, coordinando en línea los

valores de los parámetros a controlar (frecuency bias factor,

programación de intercambio, unidades a ser controladas).

El Coordinador de Operación del CND, confirma la habilitación del

AGC de Respaldo sobre las unidades de la central Paute y su

correcto funcionamiento.

El Supervisor de Operación del CENACE informara al CND las

unidades de la central Paute que se han de poner bajo regulación..

El Supervisor de Operación del CENACE, comunica de la nueva

condición a HIDROPAUTE.

En el caso que por cualquier circunstancia el AGC del CND no pueda

realizar el control sobre las unidades de la central Paute, se

coordinará y ejecutará las maniobras necesarias para garantizar la
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seguridad del sistema, de acuerdo a lo establecido en el Acuerdo

Operativo Colombia - Ecuador.

El Supervisor de Operación del CENACE, verifica que los problemas

que ocasionaron la indisponibilidad del AGC ecuatoriano hayan sido

superadas y que existan condiciones completamente estables en el

sistema.

El Supervisor de Operación del CENACE debe comunicar al CND

sobre la necesidad de normalizar el control de generación. Esta

maniobra debe ser estrictamente coordinada, y se debe seguir ios

siguientes pasos;

s CENACE confirma el ingreso de los parámetros de control,

específicamente lo correspondiente al control del intercambio,

el frequency bias factor (actualizado) y el modo de control del

AGC.

H CENACE solicita en línea la deshabilitación del control sobre

las unidades de la central Paute, CND deshabilita el control

del AGC sobre las unidades de la central Paute, y comunica

en línea al CENACE.

E CENACE habilita el control a través del AGC de su Centro de

Control y verifica su correcto funcionamiento.

El Supervisor de Operación del CENACE, comunica de la situación a

HIDROPAUTE.
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Tiempo en habilitar el AGC de Respaldo sobre las unidades de la

central Paute.

Tiempo durante el cual las unidades de la central Paute estuvieron

controladas por el AGC de Respaldo.

PROCEDIMIENTO

Determinar el rango de

regulación de la unidad.

Aerificar la respuesta de

las unidades a los

Dulsos enviados desde

si CND.

Determinar los factores

de conversión de MW

oor pulso.

Determinar el tiempo de

retardo desde que se

envía el comando de

regulación desde el CND

hasta que el sistema

SCADA responde.

Aerificar el valor final de

potencia una vez
T
enviados los pulsos.

REQUERIMIENTO

Debe ser mayor a

23MW por planta.

-debe responder

linealmente en la región

de regulación.

El rango de dispersión

de todos los factores

tomados durante la

prueba debe ser menor

al 15%.

Debe ser menor a 20

segundos.

El valor final de

potencia no debe

superar los 2NW.

RESULTADO

Mínimo AGC = 35MW.

Máximo AGC -100MW.

Conserva una respuesta

lineal en el área de

regulación.

PifStep

Subir 0.08/Bajar 0.08

150MW/min

Coeficiente de variación

Subir13%/Bajar9%

6 segundos

Por regulación primaria de

frecuencia se presentó

sensibilidad a cambios del

CUMPLE

SI

SI

SI

SI

SI
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sistema.

Sin embargo estos no

superan a los 2MW.

PROCEDIMIENTO

Determinar e! rango de

regulación de la unidad.

Verificar la respuesta de

las unidades a los

pulsos enviados desde

el CND.

Determinar los factores

de conversión de MW

por pulso.

Determinar el tiempo de

retardo desde que se

envía el comando de

regulación desde el CND

tiasta que el sistema

SCADA responde.

Verificar el valor final de

potencia una vez

enviados los pulsos.

REQUERIMIENTO

Debe ser mayor a

23MW por planta.

-debe responder

Hnealmente en la región

de regulación.

El rango de dispersión

de todos los factores

tomados durante la

prueba debe ser menor

al 15%.

Debe ser menor a 20

segundos.

El valor final de

potencia no debe

superar los 2NW.

RESULTADO

Mínimo AGC = 35MW.

Máximo AGC = 100MW.

Conserva una respuesta

lineal en el área de

regulación.

PifStep

Subir 0.09/Bajar 0.09

ITOMW/min

Coeficiente de variación

Subir 9%/Bajar 15%

6 segundos

Por regulación primaría de

frecuencia se presentó

sensibilidad a cambios del

sistema.

Sin embargo estos no

superan a los 2MW.

CUMPLE

SI

SI

SI

SI

SI
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PROCEDIMIENTO

Determinar el rango de

regulación de la unidad.

Verificar la respuesta de

las unidades a los

pulsos enviados desde

el CND.

Determinar los factores

de conversión de MW

por pulso.

Determinar el tiempo de

retardo desde que se

snvía el comando de

'egulación desde el CND

lasta que el sistema

3CADA responde.

Verificar el valor final de

potencia una vez

enviados los pulsos.

REQUERIMIENTO

Debe ser mayor a

23MW por planta.

-debe responder

linealmente en la región

de regulación.

El rango de dispersión

de todos los factores

tomados durante la

prueba debe ser menor

al 15%,

Debe ser menor a 20

segundos.

El valor final de

potencia no debe

superar los 2NW.

RESULTADO

Mínimo AGC = 35MW.

Máximo AGC = 100MW.

Conserva una respuesta

lineal en el área de

regulación.

PifStep

Subir 0.09/Bajar 0,09

ITOMW/rnin

Coeficiente de variación

Subir 9%/Bajar 11%

5 segundos

Por regulación primaria de

frecuencia se presentó

sensibilidad a cambios del

sistema.

Sin embargo estos no

superan a los 2MW.

CUMPLE

SI

SI

SI

SI

SI

PROCEDIMIENTO

Determinar el rango de

regulación de la unidad.

Verificar la respuesta de

las unidades a los

pulsos enviados desde

REQUERIMIENTO

Debe ser mayor a

23MW por planta.

-debe responder

linealmente en la región

de regulación.

RESULTADO

Mínimo AGC = 35MW,

Máximo AGC = 100MW.

Conserva una respuesta

lineal en el área de

regulación.

CUMPLE

SI

SI
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el CND.

Determinar ios factores

de conversión de MW

por pulso.

Determinar el tiempo de

retardo desde que se

envía el comando de

regulación desde el CND

hasta que el sistema

SCADA responde.

Verificar el valor final de

potencia una vez

enviados los pulsos.

El rango de dispersión

de todos los factores

tomados durante la

prueba debe ser menor

al 15%.

Debe ser menor a 20

segundos.

El valor final de

potencia no debe

superar los 2NW.

PifStep

Subir 0.09/Bajar 0.09

170MW/min

Coeficiente de variación

Subir 8%/Bajar 12%

6 segundos

Por regulación primaria de

frecuencia se presentó

sensibilidad a cambios del

sistema.

Sin embargo estos no

superan a los 2MW.

SI

SI

SI

UNIDAD 5

PROCEDIMIENTO

Determinar el rango de

regulación de la unidad.

Verificar la respuesta de

las unidades a los

pulsos enviados desde

oí CND.

Determinar los factores

de conversión de MW

por pulso.

Determinar el tiempo de

retardo desde que se

REQUERIMIENTO

Debe ser mayor a

23MW por planta.

-debe responder

linealmente en la región

de regulación.

El rango de dispersión

de todos los factores

tomados durante la

prueba debe ser menor

al 15%.

Debe ser menor a 20

RESULTADO

Mínimo AGC = 35MW.

Máximo AGC = 100MW.

Conserva una respuesta

lineal en el área de

regulación.

PifStep

Subir 0.1/Bajar 0.1

190MW/min

Coeficiente de variación

Subir 8%/Bajar 12%

6 segundos

CUMPLE

SI

SI

SI

SI
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envía el comando de

regulación desde el CND

hasta que el sistema

SCADA responde.

Verificar el valor final de

potencia una vez

enviados los pulsos.

segundos.

El valor final de

potencia no debe

superar los 2NW.

Por regulación primaria de

frecuencia se presentó

sensibilidad a cambios del

sistema.

Sin embargo estos no

superan a los 2MW.

SI

(PROCEDIMIENTO

Determinar el rango de

•egulación de la unidad.

verificar la respuesta de

las unidades a los

pulsos enviados desde

el CND.

Determinar los factores

de conversión de MW

por pulso.

Determinar el tiempo de

retardo desde que se

envía el comando de

regulación desde el CND

hasta que el sistema

SCADA responde.

Verificar el valor final de

potencia una vez

enviados los pulsos.

REQUERIMIENTO

Debe ser mayor a

23MW por planta.

-debe responder

linealmente en la región

de regulación.

E! rango de dispersión

de todos los factores

tomados durante la

prueba debe ser menor

al 15%.

Debe ser menor a 20

segundos.

El valor final de

potencia no debe

superar los 2NW.

RESULTADO

Mínimo AGC = 35MW.

Máximo AGC = 115MW.

Conserva una respuesta

lineal en el área de

regulación.

PifStep

Subir 0.1/Bajar 0.1

190MW/min

Coeficiente de variación

Subir 13%/Bajar 15%

6 segundos

Por regulación primaria de

frecuencia se presentó

sensibilidad a cambios del

CUMPLE

SI

SI

SI

SI

SI
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sistema.

Sin embargo estos no

superan a los 2MW.

PROCEDIMIENTO

Determinar el rango de

regulación de la unidad.

Verificar la respuesta de

lias unidades a los

pulsos enviados desde

el CND.

Determinar los factores

de conversión de MW

Dor pulso.

Determinar el tiempo de

retardo desde que se

envía el comando de

regulación desde el CND

hasta que el sistema

SCADA responde.

Verificar el valor final de

potencia una vez

enviados los pulsos.

REQUERIMIENTO

Debe ser mayor a

23MW por planta.

-debe responder

linealmente en la región

de regulación.

El rango de dispersión

de todos los factores

tomados durante ia

prueba debe ser menor

al 15%.

Debe ser menor a 20

segundos.

El valor final de

potencia no debe

superar los 2NW.

RESULTADO

Mínimo AGC = 35MW.

Máximo AGC = 115MW.

Conserva una respuesta

lineal en el área de

regulación.

PifStep

Subir 0.1 /Bajar 0.1

190MW/min

Coeficiente de variación

Subir 8%/Bajar 13%

7 segundos

Por regulación primaria de

frecuencia se presentó

sensibilidad a cambios del

sistema.

Sin embargo estos no

superan a los 2MW.

CUMPLE

SI

SI

SI

SI

SI
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PROCEDIMIENTO

Determinar el rango de

regulación de la unidad.

Verificar ia respuesta de

las unidades a ios

pulsos enviados desde

e! CND.

Determinar los factores

de conversión de MW

por pulso.

Determinar el tiempo de

retardo desde que se

envía el comando de

regulación desde el CND

hasta que el sistema

¿CADA responde.

Verificar el valor final de

F otencia una vez

enviados los pulsos.

REQUERIMIENTO

Debe ser mayor a

23MW por planta.

-debe responder

linealmente en la región

de regulación.

El rango de dispersión

de todos los factores

tomados durante la

prueba debe ser menor

al 15%.

Debe ser menor a 20

segundos.

El valor final de

potencia no debe

superar los 2NW.

RESULTADO

Mínimo AGC = 35MW.

Máximo AGC =115MW.

Conserva una respuesta

lineal en el área de

regulación.

PifStep

Subir 0.1/Bajar 0.1

190MW/min

Coeficiente de variación

Subir 13%/Bajar 14%

6 segundos

Por regulación primaria de

frecuencia se presentó

sensibilidad a cambios del

sistema.

Sin embargo estos no

superan a los 2MW.

CUMPLE

SI

SI

SI

SI

SI

p

D

re

V

la

PI

ROCED1MIENTO

eterminar el rango de

gulación de la unidad.

írificar la respuesta de

3 unidades a los

lisos enviados desde

REQUERIMIENTO

Debe ser mayor a

23MW por planta.

-debe responder

linealmente en la región

de regulación.

RESULTADO

Mínimo AGC = 35MW.

Máximo AGC =115MW.

Conserva una respuesta

lineal en el área de

regulación.

CUMPLE

SI

SI
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el CND.

Determinar los factores

de conversión de MW

por pulso.

Determinar el tiempo de

retardo desde que se

envía el comando de

"egulación desde el CND

lasta que el sistema

3CADA responde.

Verificar el valor final de

potencia una vez

enviados los pulsos.

El rango de dispersión

de todos los factores

tornados durante la

prueba debe ser menor

al 15%.

Debe ser menor a 20

segundos.

El valor final de

potencia no debe

superar los 2NW.

PifStep

Subir 0.1/Bajar 0.1

190MW/min

Coeficiente de variación

Subir 8%/Bajar 8%

6 segundos

Por regulación primaria de

frecuencia se presentó

sensibilidad a cambios del

sistema.

Sin embargo estos no

superan a los 2MW.

SI

SI

SI

PROCEDIMIENTO

n

I
e

D

d

P

eterminar el rango de

;gulación de la unidad.

erificar la respuesta de

s unidades a los

ulsos enviados desde

CND.

eterminar los factores

3 conversión de MW

)r pulso.

REQUERIMIENTO

Debe ser mayor a

23MW por planta,

-debe responder

linealmente en la región

de regulación.

El rango de dispersión

de todos los factores

tomados durante la

prueba debe ser menor

al 15%.

RESULTADO

Mínimo AGC = 35MW.

Máximo AGC = 115MW.

Conserva una respuesta

lineal en el área de

regulación.

PifStep

Subir 0.1/Bajar 0.1

190MW/min

Coeficiente de variación

Subir 6%/Bajar 6%

CUMPLE

SI

SI

SI
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Determinar el tiempo de

retardo desde que se

jenvía el comando de

Regulación desde el CND

fiasta que el sistema

JSCADA responde.

Debe ser menor a 20

segundos.

6 segundos SI

Verificar el valor final de

potencia una vez

^nviados los pulsos.

El valor final de

potencia no debe

superar los 2NW.

Por regulación primaria de

frecuencia se presentó

sensibilidad a cambios del

sistema.

Sin embargo estos no

superan a los 2MW.

SI

Procedimiento para la operación del AGC de reapaldo. CENACE -

Julio 2004.

Acuerdo CENACE - HIDROPAUTE para la operación de la función de

control Automático de Generación AGC en el CENACE. 2003-02-13

Resultado Pruebas AGC de respaldo. CENACE 19 de Julio de 2004.

instructivo de Trabajo para la Coordinación Operativa entre el CND y

CENACE para la operación del AGC de respaldo. Julio 2004.





A
Ñ

O
 2

00
3

N
°

Sn
f.

27 28 30 31 32 33 34 39 40 42 4
3 44

D
es

cr
ip

ci
ón

 d
e

 la
 F

al
la

.

di
sp

ar
o 

de
 u

na
 u

ni
da

d 
de

 la
 c

en
tra

l C
H

iv
or

co
n 

60
 M

W
di

sp
ar

o
 d

el
 c

irc
ui

to
 1

 d
e

 la
 L

/T
 C

er
ro

 M
at

os
o

- 
C

hi
nú

 a
 5

00
 k

V
 co

n
 u

na
 tra

ns
fe

re
cn

ia
ap

ro
xi

m
ad

a 
de

 2
57

 M
W

di
sp

ar
a

 la
 u

ni
da

d
 7

 d
e 

la
 c

en
tra

l C
hi

vo
r c

on
un

a 
ge

ne
ra

ci
ón

 d
e 

12
5 

iV
IW

di
sp

ar
a 

la
 u

ni
da

d 
1 

de
 la

 c
en

tra
l T

er
m

o
Fl

or
es

 c
on

 u
na

 g
en

er
ac

ió
n 

de
 1

50
 M

W

di
sp

ar
a 

la
 u

ni
da

d 
3 

de
 la

 c
en

tra
l

Te
rm

oc
en

tro
 c

on
 u

na
 g

en
er

ac
ió

n 
de

 9
6 

M
W

di
sp

ar
a 

la
 u

ni
da

d 
1 

de
 la

 c
en

tra
l P

la
ya

s 
co

n
un

a 
ge

ne
ra

ció
n 

de
 7

0 
M

W
di

sp
ar

an
 lo

s 
do

s 
ci

rc
ui

to
s 

de
 la

 L
/T

 G
ua

bi
o 

-
C

irc
o 

de
 2

30
 k

V
se

 d
es

co
ne

ct
an

 1
42

 M
W

 p
or

 d
is

pa
ro

 d
e 

la
Lf

T 
C

er
ro

 M
at

os
o 

- 
U

re
 d

e
 1

 1
5 

kV
di

sp
ar

a 
un

 c
irc

ui
to

 d
e 

la
 L

/T
 S

an
 C

ar
lo

s 
-

C
er

ro
 M

at
os

o 
a 

50
0 

kV
di

sp
ar

a 
la

 U
ni

da
d

 4
 d

e
 la

 C
en

tra
l 

G
ua

vio
co

n 
23

0 
M

W
di

sp
ar

a 
un

 c
irc

ui
to

 d
e 

la
 L

/T
 S

an
 C

ar
lo

s 
-

C
er

ro
 M

at
os

o 
a 

50
0 

kV
di

sp
ar

a
 la

 u
ni

da
d 

2 
de

 la
 C

en
tra

l G
ua

vi
o

 c
on

un
a 

ge
ne

ra
ci

ón
 d

e 
12

5 
M

W

Fe
ch

a

15
-J

uI
-O

S

ie
-ju

i-0
3

2
3
-J

u
l-0

3

26
-J

ul
-O

S

01
-A

go
-0

3

03
-A

go
-0

3

08
~A

go
-Q

3

03
-S

ep
~0

3

04
-S

ep
-0

3

10
-S

ep
-0

3

14
-S

ep
-0

3

16
-S

ep
-0

3

H
or

a

00
:5

1

21
:2

4

15
:5

0

08
:2

4

05
:1

0

07
:5

2

2
0
:3

7

03
:2

9

14
:3

5

11
:2

5

19
:2

1

21
:2

9

M
W 60 25
7

12
5

15
0

96 70 14
2

23
0

12
5

B
la

s
C

E
N

A
C

E 10
0

12
0

10
0

80 80 80 12
0

80 80 80 80 11
0

F
re

cu
en

ci
a

 H
z

P
re

F
al

la

60
.0

8

60
.0

38

5
9
.9

5
1

60
.0

29

60
.0

62

59
.9

71

60
.0

33

60
.0

27

5
9
.9

3
1

6
0
.0

0
4

5
9
.9

6
6

6
0
.0

2
3

F
al

la

59
.7

59

60
.2

28

59
.7

76

5
9
.8

3
7

59
.7

93

59
.8

09

59
.5

42

60
.2

21

60
.4

75

59
.6

56

60
.2

3

5
9
.8

0
2

P
os

F
a
lla

59
.9

48

60
.1

38

59
.8

85

59
.9

1

59
.9

58

59
.9

3

59
.9

03

60
.0

82

6
0
.0

8
2

59
.8

67

60
.0

61

59
.9

63

In
te

rc
am

bi
o

 M
W

P
re

F
al

la

13
0.

42

18
8.

92

20
2.

25

19
9.

52

21
.6

17
8.

25

17
9.

7

19
9.

52

2
0
2
.0

2

19
1.

42

16
6.

46

19
8.

2

F
a
lla

18
9.

55

22
2.

59

18
9.

55

17
6.

45

1.
2

17
2.

18

14
7.

3

21
8.

85

2
5
9
.3

9

16
4.

61

18
0.

81

17
7.

2

P
os

F
al

la

14
1.

53

20
5.

13

19
5.

78

18
8.

43

10
.2

17
4.

67

15
8.

4

19
5.

4

18
4.

9

20
6.

4

15
3.

5

2
0
7
.3

D
em

.
S

.N
.I.

M
W

12
29

.3

18
33

.1

15
08

11
00

.6

11
62

.7

11
60

.9

18
56

.8

10
49

.7

14
90

.3

14
67

.3

18
11

.1

18
34

.8

B
la

s
C

al
cu

la
do

M
W H
z

84
.2

16
2.

1

98
.0

93
.2

10
9.

6

87
.3

16
3.

8

74
.9

11
3.

4

10
9.

3

13
6.

4

15
1.

7



N
°

In
f.

45 46 47 48 49 50 51 52 53 54

D
es

cr
ip

ci
ón

 d
e 

la
 F

al
la

.

di
sp

ar
a 

un
a 

un
id

ad
 d

e 
la

 C
en

tra
l G

ua
jir

a 
co

n
un

a 
ge

ne
ra

ci
ón

 d
e 

90
 M

W
di

sp
ar

a 
un

a 
un

id
ad

 d
e 

la
 C

en
tra

l G
ua

jir
a 

co
n

un
a 

ge
ne

ra
ci

ón
 d

e 
80

 M
W

di
sp

ar
a 

la
 U

T
 S

an
 C

ar
lo

s 
- 

C
er

ro
 M

at
os

o
de

 5
00

 k
V

, p
ro

du
ci

en
do

 la
 s

al
id

a 
de

ge
ne

ra
ci

ón
 y

 c
ar

ga
 e

n 
el

 s
is

te
m

a
co

lo
m

bi
an

o 
(a

pr
ox

. 2
31

 M
W

 d
e 

ca
rg

a)
.

di
sp

ar
a
 l

a
 u

ni
da

d 
3 

de
 C

en
tra

l "
La

 M
ie

l" 
co

n
10

3 
M

W
 d

e 
ge

ne
ra

ci
ón

di
sm

in
uy

e 
sú

bi
ta

m
en

te
 1

20
 M

W
 e

n 
la

ce
nt

ra
l t

ér
m

ic
a 

Te
xa

 s
in

 d
is

pa
ra

r
D

is
pa

ro
 d

e
 la

 L
/T

 S
an

 C
ar

lo
s 

- 
C

er
ro

M
at

os
o  

a 
51

5 
kV

 p
ro

du
ci

en
do

 l
a 

pé
rd

id
a 

de
33

2M
W

 d
e 

ca
rg

a
D

isp
ar

o 
de

 c
ar

ga
 e

n 
el

 á
re

a 
de

 B
og

ot
á

(C
ar

ga
 e

st
im

ad
a 

15
0 

M
W

)
D

is
pa

ro
 d

e 
ca

rg
a 

de
 la

 E
m

pr
es

a 
de

P
et

ró
le

os
 d

e 
C

ol
om

bi
a 

(6
0 

M
W

- 
C

irc
o 

(1
 ci

rc
ui

to
) 
y 

de
 la

 p
os

ic
ió

n 
G

ua
vi

o 
1

de
 la

 IJ
T

 G
ua

vi
o 

- 
C

irc
o 

(2
 ci

rc
ui

to
s)

, a
m

ba
s

de
 2

30
 k

V
. E

st
os

 p
ro

vo
ca

n 
la

 s
al

id
a 

de
 la

U
5 

de
 la

 c
en

tra
l G

ua
vi

o 
co

n 
23

0 
M

W
 d

e
D

isp
ar

o 
ca

e 
la

 u
ni

da
d 

2 
de

 la
 c

en
tra

l
Te

rm
os

ie
rra

 co
n 

14
6 

M
W

F
ec

ha

18
-S

ep
~0

3

18
-S

ep
-0

3

30
-S

ep
-0

3

04
-O

ct
-0

3

09
~
0c

t-0
3

1
2
-0

cl
-0

3

13
-O

ct
-0

3

16
-O

ct
-0

3

1
6
-0

ct
-0

3

2
0
-0

ct
-0

3

H
o
ra

00
:5

9

16
:4

9

01
:3

5

12
:3

0

07
:3

1

04
:2

4

13
:0

3

01
:2

1

13
:2

2

22
:2

2

M
W 90 80 23
1

10
3

12
0

33
2

15
0

60 23
0

14
6

B
ia

s
C

E
N

A
C

E 80 80 90 80 80 80 10
0

80 80 12
0

F
re

cu
e
n
ci

a
 
H

z

P
re

F
a
lla

60
.0

15

59
.9

64

59
.9

94

59
.9

8

59
.9

73

59
.9

96

60
.0

02

60
.0

46

60
.0

36

60
.0

06

F
a
lla

59
.8

27

59
.8

27

60
.2

81

59
.7

95

59
.7

72

60
.8

34

60
.3

42

60
.2

28

59
.7

43

59
.7

69

P
os

F
a
lla

59
.9

28

59
.8

97

60
.1

12

59
.9

13

59
.8

77

60
.1

72

60
.1

28

59
.9

61

59
.8

88

59
.9

16

In
te

rc
am

bi
o

 M
W

P
re

F
al

la

16
6.

31

13
4.

06

16
6.

4

19
7.

65

18
5.

8

16
2.

12

19
7.

3

20
0.

6

20
0.

76

19
6.

41

F
al

la

14
9.

2

14
6.

6

17
7.

6

18
2.

06

16
8.

34

21
3.

24

22
0.

72

22
3.

8

17
7.

07

18
8

P
os

F
a
lla

17
3.

9

14
1.

6

15
6.

9

20
4.

8

19
5.

1

17
6.

45

21
3.

87

20
8.

4

18
7.

06

18
8.

5

D
em

.
S

.N
.I.

M
W

10
38

.5

14
82

.7

10
55

.4

13
11

.1

12
89

.4

10
00

.6

14
69

.5

10
76

.6

15
02

.4

16
12

.7

B
la

s
C

al
cu

la
do

M
W H
z

87
.2

11
2.

5

80
.5

10
6.

7

96
.9

81
.4

13
1.

5

91
.8

92
.6

87
.9



N
w

In
f.

55 56 b
/

58 60 61 62 63 64 68 69

D
es

cr
ip

ci
ón

 d
e

 la
 F

al
la

.

D
is

pa
ra

 e
l c

irc
ui

to
 1

 d
e

 la
 L

/T
 S

ab
an

al
ar

ga
 -

C
hi

nú
 d

e 
50

0 
kV

 c
on

 u
na

 tr
an

sf
er

en
ci

a 
de

20
0 

M
W

D
is

pa
ra

 u
na

 c
ar

ga
 d

e 
13

0 
M

W
,

co
rre

sp
on

di
en

te
 a

 u
na

 M
in

a 
de

 N
íq

ue
l

D
is

pa
ra

 u
na

 u
ni

da
d

 d
e 

la
 C

en
tra

l L
a 

M
ie

l
co

n 
11

4 
M

W
D

is
pa

ra
 u

na
 u

ni
da

d
 d

e 
la

 C
en

tra
l L

a 
M

ie
l

co
n 

11
5M

W
.

D
is

pa
ra

 u
na

 u
ni

da
d 

de
 la

 C
en

tra
l S

an
 C

ar
lo

s
co

n 
15

5 
M

W
D

is
pa

ra
 u

na
 u

ni
da

d 
de

 la
 P

la
nt

a 
Fl

or
es

 2
co

n 
10

0 
M

W
D

is
pa

ra
 7

0 
M

W
 c

or
re

sp
on

di
en

te
 a

 p
ar

te
 d

e
la

 c
ar

ga
 d

e 
La

D
is

pa
ra

 u
na

 u
ni

da
d 

de
 la

 c
en

tra
l P

la
ya

s 
co

n
70

 M
W

 e
n 

C
ol

om
bi

a
D

is
pa

ra
 la

 u
ni

da
d

 2
 d

e 
la

 c
en

tra
l

Te
rm

og
ua

jir
a 

co
n 

12
8 

M
W

di
sp

ar
an

 lo
s 
2

 c
irc

ui
to

s 
de

 la
 L

/T
 N

or
oe

st
e 

-
P

ur
ni

o 
de

 2
20

 k
V

 y
 d

is
pa

ra
n 

la
s 

un
id

ad
es

 2
y 

3 
de

 la
 c

en
tra

l L
a 

M
ie

l c
on

 u
na

 g
en

er
ac

ió
n

to
ta

l d
e 

23
8 

M
W

D
is

pa
ra

n 
la

s 
un

id
ad

es
 7

 y
 8

 d
e 

la
 c

en
tra

l
S

an
 C

ar
lo

s 
co

n 
13

6 
M

W

Fe
ch

a

23
-O

ct
-0

3

24
-O

ct
-0

3

25
~
0c

t-
03

26
-O

ct
-0

3

29
-O

ct
-0

3

02
-N

ov
-0

3

03
-N

ov
-0

3

03
-N

ov
-0

3

06
-N

ov
-0

3

20
-N

ov
-0

3

21
-N

ov
-0

3

H
or

a

21
:2

3

08
:4

0

00
:5

7

00
:4

1

17
:1

6

21
:5

0

07
:1

7

08
:3

4

19
:2

4

07
:4

2

00
:1

3

flf
lW

20
0

13
0

11
4

11
5

15
5

10
0

70 70 12
8

23
8

13
6

B
ia

s
C

E
N

A
C

E 10
0

80 80 80 10
0

12
0

80 80 12
0

80 10
0

F
re

cu
en

ci
a

 H
z

P
re

F
al

la

60
.0

31

59
.9

84

60
.0

01

60
.0

08

59
.9

69

59
.9

57

60
.0

08

60
.0

31

59
.9

75

60
.0

06

60
.0

54

F
a
lla

60
.3

58

60
.2

69

59
.7

59

59
.7

54

59
.7

48

59
.8

02

60
.1

58

59
.8

25

59
.7

37

59
.6

47

59
.7

74

P
os

F
a
lla

60
.1

60
.0

49

59
.9

5

59
.9

22

59
.8

67

59
.8

97

60
.0

45

59
.9

44

59
.9

2

59
.7

74

59
.8

88

In
te

rc
am

bi
o

 M
W

P
re

F
a
lla

18
6.

4

21
5.

73

14
4.

66

15
8.

36

21
6.

98

21
4.

49

19
2.

04

19
9.

52

19
3.

91

22
6.

2

21
9.

3

Fa
lla

22
7.

6

23
3.

19

12
4.

08

13
7.

79

19
7.

03

19
1.

4

20
8.

87

18
7.

06

14
4.

66

17
7.

69

18
5.

2

P
os

F
a
lla

20
2.

0

22
1.

5

14
0.

8

15
0.

26

20
2.

11

20
7

19
5.

1

19
1.

42

18
3.

31

20
7.

1

20
3.

1

D
em

.
S

.N
.I.

M
W

18
48

.8

13
95

.1

11
69

.1

11
52

.3

15
82

.1

13
83

.5

94
3.

9

10
98

.9

20
54

.1

13
19

.8

12
44

.3

B
ia

s
C

al
cu

la
do

M
W H
z

14
7.

0

88
.8

75
.7

94
.2

14
5.

8

12
4.

8

82
.7

93
.1

19
2.

7

82
.3

97
.6



N
°

In
f.

70 71 72 79 83 85 88 7 8 10 11

D
e
sc

rip
ci

ó
n

 d
e
 la

 F
a
lla

.

D
is

pa
ra

n
 d

os
 u

ni
da

de
s 

de
 la

 c
en

tra
l l

a 
M

ie
l

co
n 

24
2 

M
W

D
is

pa
ra

 la
 u

ni
da

d
 4

 d
e
 la

 c
en

tra
l P

ai
pa

 c
on

15
0 

M
W

di
sp

ar
a
 la

 L
/T

 S
an

 C
ar

lo
s 

- 
S

ie
rr

a
 d

e
 2

20
 k

V
y 

di
sp

ar
an

 la
s 

un
id

ad
es

 3
 y

 4
 d

e
 la

 c
en

tra
l

S
an

 C
ar

lo
s 

co
n
 u

na
 g

en
er

ac
ió

n
 to

ta
l d

e
 3

00
M

W
di

sp
ar

a
 la

 u
ni

da
d

 2
 d

e
 la

 C
en

tra
l

T
er

m
oc

an
de

ia
ria

 c
on

 1
14

 M
W

di
sp

ar
a

 la
 U

4
 d

e
 la

 C
en

tra
l 

H
id

ro
el

éc
tri

ca
G

u
a

vi
o

co
n

2
0

0
M

W
.

di
sp

ar
a
 la

 u
ni

da
d

 2
 d

e
 la

 c
en

tra
l L

a
 M

ie
l c

on
un

a 
ge

ne
ra

ci
ón

 d
e 

14
9 

M
W

.
di

sp
ar

an
 la

s 
un

id
ad

es
 2

, 3
 y

 4
 d

e
 la

 C
en

tra
l

T
ér

m
ic

a
 P

ai
pa

 c
on

 2
50

 M
W

.
di

sp
ar

an
 lo

s 
ci

rc
ui

to
s 

1
 y

 2
 d

e
 la

 L
/T

G
U

A
V

IO
 -

 C
IR

C
O

, p
ro

vo
ca

nd
o
 e

l e
l d

is
pa

ro
de

 la
 U

4
 d

e
 la

 C
en

tra
l G

U
A

V
IO

 c
on

 2
30

M
W

.
se

 p
re

se
nt

a
 u

n
 re

ch
az

o
 d

e
 g

en
er

ac
ió

n
 e

n
 la

C
en

tra
l C

hi
vo

r 
de

 2
50

 M
W

.
di

sp
ar

a
 la

 u
ni

da
d

 7
 d

e
 la

 C
en

tra
l C

hi
vo

r 
co

n
12

0 
M

W
di

sp
ar

an
 d

os
 u

ni
da

de
s 

de
 la

 C
en

tra
l

G
ua

ta
pé

 c
on

 1
40

 M
W

F
ec

ha

21
-N

ov
-0

3

23
-N

ov
-0

3

24
-N

ov
-0

3

09
-D

ÍC
-0

3

22
-D

ic
-O

S

24
-D

ic
-O

S

29
-D

ic
-O

S

28
-E

ne
-0

4

28
-E

ne
-0

4

29
-E

ne
-0

4

10
-F

eb
-0

4

H
or

a

02
:4

0

12
:0

1

21
:1

3

08
:2

1

13
:4

9

19
:5

8

13
:4

3

13
:2

7

15
:2

9

02
:1

1

09
:1

0

MW 24
2

15
0

30
0

11
4

20
0

14
9

25
0

23
0

25
0

12
0

14
0

B
ia

s
C

E
N

A
C

E 80 80 10
0

80 80 10
0

10
0

80 80 80 80

F
re

cu
e
n
ci

a
 

H
z

F
re

F
al

la

60
.0

11

59
.9

83

59
.9

36

60
.0

2

59
.9

85

59
.9

57

59
.9

33

59
.9

97

60
.0

38

60
.0

21

60

F
al

la

59
.6

8

59
.7

04

59
.5

91

59
.7

97

59
.6

91

59
.7

95

59
.6

83

59
.6

66

59
.6

88

59
.7

56

59
.8

P
os

F
al

la

59
.9

31

59
.8

54

59
.8

12

59
.8

8

59
.9

01

59
.8

86

59
.8

58

59
.8

77

59
.8

36

59
.9

34

60
.0

3

In
te

rc
a
m

b
io

 M
W

F
re

F
al

la

21
6.

35

21
3.

86

20
7

22
4.

4

11
4.

1

21
0.

74

20
6.

38

20
9.

2

22
8.

2

22
6.

2

23
2.

1

F
al

la

17
8.

32

17
3.

33

14
9.

02

20
1.

3

65
.6

3

19
3.

91

19
3.

91

18
9.

54

18
9

21
0.

2

21
6.

31

P
os

F
al

la

20
7.

62

19
9.

52

19
0.

5

21
0.

2

10
2.

5

19
8.

89

19
8.

1

19
3.

5

20
3

21
8.

5

23
5.

65

n^
frí

1
>
O

II
I.

S
.N

.I.
M

W

10
97

.4

11
43

.3

18
92

.9

13
54

.1

16
00

.3

20
21

.5

15
04

.7

16
51

.9

17
02

.5

12
20

.8

15
39

.1

B
ia

s
C

a
lc

u
la

d
o

M
W H
z

10
9.

1

11
1.

2

13
3.

1

10
1.

4

13
8.

1

16
6.

9

11
0.

4

13
0.

8

12
4.

8

88
.5

11
8.

3





EMPRESA

HORA
12:00
nm
14:00

H1DRO
PAUTE

139,2
126,
166,5

HIDRO
NACIÓN

89,
89,
89,

HIDRO
PUCARÁ

69,2
69,3
69,6

HIDRO
AGOYAN

69,1
77,4
76,9

CUM*NAY
HIDRO

EEQSA-C.N
19,7
20,9
16,4

GU*PA+CH
HIDRO

EEQSA-G.P.CH
7,3
7,5
7,5

HIDRO
EAUS

22,9
22,9
22,9

HIDRO
ERIO

4,9
4,9
4,9

EMPRESA

HORA

12:00

13:00
14:00

IBARRA
HIDRO

ENORTE-I

1,5

1,5
1,5

TULCAN
HIDRO

ENORTE-T

1,9
1,9
1,9

HIDRO
COTOP

1,9
1,9

1,9

HIDRO
RSUR

1,2

1,2
1,2

HIDRO

BOLIV

,2

,2
,2

HIDRO
EMAAPQ

6,5
6,5

6,3

MAC.

POWER
MPW-U1

61,7
61,7

60,1

MAC.
POWER
MPW-U2

63,
62,7

60,

EMPRESA

HORA

12:00
13:OÉ

14:00

TERMO
ESMER

127,
127,

126,2

T.GYE

TRINIT

129,2
129,2

130,

DESCAN
EAUS

4,2
4,2

4,2

T.PICH
POWER
BARGE

13,5
13,7
13,5

T.GYE
G.Z.TV3

70,

70,9
70,3

T.GYE
G.Z.TV2

71,7
71,9

71,5

T.PICH
GUANG

31,2
31,2

30,8

V.ASANT
ELECTR

32,4

32,4
32,4

EMPRESA

HORA

12:00
13:0(1

14:00

G.HERN
EEQSA

21,2

21,2
21,2

EQL2U2
EQL

45,1

45,1
45,1

EQL3U3
EQL

44,1

44,1
44,1

EQL3 U4
EQL

44,1

44,1
44,1

A.T. 1
ELECTR

43,7
42,

41,5

EQL2U1
EQL

44,1

44,1
44,1

LULUN
EEQSA

5,4

5,2
5,2

S.ELENA
EMEPE

2,
2,

2,

EMPRESA

HORA

12:00
13:00
14:00

LOJA
RSUR

10,1

9,3

9,1

ORO
ORO

4,

4,
4,

A.T.2
ELECTR

31,7

31,5

31,

A.S.1-2-3
ELECTR

39,2

19,6

T.PICH
S.ROS 3

16,3
16,2
16,

T.PICH
S.ROS 2

16,
15,8
15,9

T.PICH
S.ROS 1

16,
16,

16,

COLOMBIA
INT138

3,4

3,4
3,4

EMPRESA

HORA

12:00
13:00

14:00

COLOMBIA
INT230

222,6

215,9
222,

TOTAL
(MW)

1647,4

1613,5
1630,4

UNIDAD
MARGINAL

TP.ROSA1

TP.ROSA2

TP.ROSA3



EMPRESA

HORA
22:00
23:00
24:00

HIDRO
PAUTE

498,2
338,9
341,8

HIDRO
NACIÓN

157,
100,
55,

HIDRO
PUCARÁ

71,6

HIDRO
AGOYAN

150,7
149,7
114,5

CUM+NAY
HIDRO

EEQSA-C.N
47,
40,
40,

GU*PA*CH
HIDRO

EEQSA-G,P,CH
15,3
14,6
14,6

HIDRO
EAUS

28,4
25,4
18,5

EMPRESA

HORA

22:00
20:00
24:00

HIDRO
ERIO

9,1
9,1
9,1

IBARRA
HIDRO

ENORTE-I

3,9

3,9
3,9

TULCAN
HIDRO

ENORTE-T

3,3

3,9
3,3

HIDRO
COTOP

3,2
3,2

3,1

HIDRO
EAMB

1,5

1.5
1,2

HIDRO
RSUR

1,2
1,2

1,2

HIDRO
BOLIV

.6
,6

,6

EMPRESA

HORA

22:00
23:00
24Í:QQ

HIDRO
EMAAPQ

9,9
9,1
T,2

0AC.POWEF
MPW-U1

62,7
62,9
62,8

MAC.POWER
MPW-U2

63,
63,6
63,4

TERMO
ESMER

127,
127,5
127,3

T.GYE
TRINIT

130,8
131,8

130,8

DESCAN
EAUS

4,2
4,2
4,2

VICTORIA U
ELECTRGY

100,
100,

EMPRESA

HORA
22JOO
23;00
24:00

T.GYE
G.Z.TV3

20,7

20,2
20,2

T.GYE
G.Z.TV2

19,1

19,
19,1

T.PICH
POWER BARGE 1

10,2

10,2

V.ASANT
ELECTR

15,
15,
15,

COLOMBIA
INT138

4,8
2,8
1,4

COLOMBIA
INT230

220,3
226,8

218,2

TOTAL
(ÍViW)

1778,7
1485,1
1274,4

EMPRESA

HORA

22:00

23:00
24:00

ENERGÍA
PERIODO

(MWh)

1892,25
1631,9
1379,75

UNIDAD
MARGINAL

E.GZ.TV2

T-ESMER

T-ESMER



EMPRESA

HORA
07:00
08:00
09:00

HIDRO
PAUTE

184,6
189,9
241,2

HIDRO
NACIÓN

50,
100,
149,

HIDRO
AGOYAN

70,8
77,1
77,1

CUM*NAY
HIDRO

EEQSA-C.N
17,
19,
27,6

GU*PA*CH
HIDRO

EEQSA-G,P,CH
7,6
9,1
9,2

HIDRO
EAUS

19,
20,0
20,9

EMPRESA

HORA

07:00

08:00
09:00

HIDRO
ERIO

8,6
8,4
8,4

TULCAN
HIDRO

ENORTE-T

1.9
1,9
1,9

HIDRO
COTOP

3,1

3,1.
2,7

HIDRO
BOLIV

,2
,2
,2

HIDRO
EMAAPQ

11,2
11,2
11,2

MAC.POWER
MPW-U1

63,6
85,
64,7

EMPRESA

HORA

07:00

08:00
09:00

MAC.POWER
MPW-U2

66,3
67,

66,8

TERMO
ESMER

127,7
127,1

127,1

T.GYE
TRINIT

128,
128,2

129,2

DESCAN
EAUS

8,4

8,4
8,4

T.GYE
G.Z.TV3

72,5
71,9
71,7

T.GYE
G.Z.TV2

72,7

72,2
71,7

EMPRESA

HORA

07:00
08:00
09:00

T.PICH
GUANG

30,9

30,9
30,9

G.HERN
EEQSA

15,9
15,9
15,9

V.ASANT
ELECTR

32,4
32,4
32,4

EQL3 U3
EQL

44,1

44,1
44,1

COLOMBIA
INT138

4,7

3J
3,7

COLOMBIA
INT230

214,5
215,1
217,6

EMPRESA

HORA

07:00

08:00
09:00

TOTAL
(MW)

1255,7
1322,7
1436,3

UNIDAD
MARGINAL

EQL3-U3

EQL3-U3
EQL3-U3



DOMINGO 23/11/2003

EMPRESA

HORA
11:00
12:00
13:00

HIDRO
PAUTE

541,
547,8
533,4

HIDRO
NACIÓN

50", ~l
50,
50,

HIDRO
AGOYAN

89,9
109,9
112,

CUM*NAY
HIDRO

EEQSA-C.N
32,
35,2
35,2

GU+PA*CH
HIDRO

EEQSA-G.P.CH
13,6
13,8
12,8

HIDRO
EAUS

9,
9,
9,

EMPRESA

HORA

11:00

; 12:00
13:00

HIDRO
ERIO

1,6

1,6
1,6

IBARRA
HIDRO

ENORTE-I

2,
2,
2,

TULCAN
HIDRO

ENORTE-T

2,8

2,8
2,3

HIDRO
COTOP

4,4
4,2

4,2

HIDRO
BOLIV

,4

,4
,4

HIDRO
EMAAPQ

6,7

6,9
7,

EMPRESA

HORA

11:00

• 12:00
13:00

TERMO

ESMER

64,3
64,1
63,6

T.GYE

TRINIT

47,6
49,2

49,8

T.GYE

G.2.TV3

18,8

19,2
19,8

V.ASANT

ELECTR

15,
15,
15,

COLOMBIA
INT138

2,7
2,7
3,

COLOMBIA

INT230

218,9
209,6
214,

1:0(

12:00
13:00

TOTAL

1120,7

1143.2
1135,1

IMCOLQ13
IMCQLO13
1MCOLO13





No.

1
2
3
4
5
6
7
8
9
10
11
12
13
14
15
16
17

18

19

20

21

22

23

24

25

26

27

28

29

30

31

32

33

34

35

36

37

38

EMPRESA

HIDROPAUTE

HIDROAGOYAN

HIDRONACIÓN

MÁCHALA
POWER

TERMOESMERALDAS

ELECTROGUAYAS

INTERVISATRADE

ELECTROECUADOR

UNIDAD

PAUTE A-B U1
PAUTE A-B U2
PAUTE A-B U3
PAUTE A-B U4
PAUTE A-B U5
PAUTE C U6
PAUTE C U7
PAUTE C U8
PAUTE C U9

PAUTE C U10
PUCARÁ 2 U

AGOYÁN 2U

M. LANIADO 3 U

MÁCHALA POWER A

MÁCHALA POWER B

ESMERALDAS

TRINITARIA

G. ZEVALLOS TV3

G. ZEVALLOS TV2

ENRIQUE GARCÍA

G. ZEVALLOS TG4

VICTORIA II

ANÍBAL SANTOS

ALVARO TINAJERO 1

ALVARO TINAJERO 2

VAPOR GUAYAQUIL 1

VAPOR GUAYAQUIL 2

VAPOR GUAYAQUIL 3

VAPOR GUAYAQUIL 4

ANÍBAL SANTOS 1

ANÍBAL SANTOS 2

ANÍBAL SANTOS 3

ANÍBAL SANTOS 5

ANÍBAL SANTOS 6

TIPO

H
H
H
H
H
H
H
H
H
H
H

H

H

G

G

BV

BV

BV

BV

DG

DG

N

BV

DG

DG

BV

BV

BV

BV

DG

DG

DG

DG

DG

POT.
EFEC.

MW

100
100
100
100
100
115
115
115
115
115
36,5
36,5
80
80
65
65
65

70,0

69,5

132

133

73

73

92,0

25

102

33,1

46,5

34

5,25

5,25

10,5

10,5

20

20

14

18

17,5

VEL
MW

min

50
50
50
50
50
50
50
50
50
50

23
23
10
10

30
30

2,5

2,5

1

1,3

1,5

2,5

5,3

0,2

5

5

0,33

0,33

0,33

0,33

5

5

5

1,5

1,5

R

(%)

1,16
0,97
1,57
1,15
1,33
0,9
6,92
5,41
7,47
7,64
6,38
2,84
5,15
4,58
4,5
1,57
3,61

4

4

5,16

4,85

4,98

4,98

4,48

S/D

4,31

4,01

93,9

4

4

4

4

5,42

5,42

340

37,5

4,12

FECHA
DE

DECLARACIÓN

LAPEM
LAPEM
LAPEM
LAPEM
LAPEM
LAPEM
LAPEM
LAPEM
LAPEM
LAPEM

LAPEM
LAPEM -
LAPEM
LAPEM

12/03/2003
12/03/2003
12/03/2003

23/10/2002

23/10/2002

LAPEM

LAPEM

LAPEM

LAPEM

LAPEM

25/01/2002

07/05/2002

03/01/2003

13/02/2002

13/02/2002

13/02/2002

13/02/2002

25/01/2002

25/01/2002

25/01/2002

25/01/2002

25/01/2002

PARTICIPA
EN

R.P.F.

SI
SI
SI
SI
SI
SI
SI
SI
SI
SI

SI
SI
SI
SI

SI
SI
SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

NO

SI

SI

SI

SI

SI

SI

NO

NO

SI



¡H«»a»Ba«ai

No.

39

40

41

42

43

44

45

46

47

48

49

50

51

52

53

54

55

56

57

58

59

60

61

62

63

64

65

66

67

68

69

70

71

72

73

74

75

76

77

78

79

80

81

82

EEU

TERMC

ELE¿

EW
ELE

C

¡fflwwsi&siiiaimimwmtmmt

PRESA

IPICHINCHA

3AUSTRO

PRESA
•CTRICA
ÍUITO

•auiiiiiiiHBiiim^̂

UNIDAD

GUANGOPOLO 1

GUANGOPOLO 2

GUANGOPOLO 3

GUANGOPOLO 4

GUANGOPOLO 5

GUANGOPOLO 6

SANTA ROSA 1

SANTA ROSA 2

SANTA ROSA 3

EL DESCANSO 1

EL DESCANSO 2

EL DESCANSO 3

EL DESCANSO 4

MONAY 1

MONAY 2

MONAY 3

MONAY 4

MONAY 5

MONAY 6

SAUCAY 1

SAUCAY 2

SAUCAY 3

SAUCAY 4

SAYMiRIN 1

SAYMIRIN 2

SAYMIRIN 3

SAYMIRIN 4

SAYMIRIN 5

SAYMIRIN 6

G.HERNANDEZ 1

G.HERNANDEZ 2

G.HERNANDEZ 3

G.HERNANDEZ4

G.HERNANDEZ 5

G.HERNANDEZ 6

LULUNCOT011

LULUNCOTO 12

LULUNCOT013

PASOCHOA 1

PASOCHOA 2

LOS CHILLOS 1

LOS CHILLOS 2

CUMBAYA 1

CUMBAYA 2

TIPO

BD

BD

BD

BD

BD

BD

DG

DG

DG

BD

BD

BD

BD

D

D

D

D

D

D

H

H

H

H

H

H

H

H

H

H

BD

BD

BD

BD

BD

BD

D

D

D

H

H

H

H

H

H

mmmmmiManaMMi

POT.
EFEC.

MW

5,2

5,2

5,2

5,2

5,2

5,2

16,8

17

17,6

4,3

4,3

4,3

4,3

1

1,1

1,1

1,9

1

1,9

4

4

8

8

1,25

1,25

1,95

1,95

4

4

5,4

5,4

5,4

5,4

5,4

5,4

2,7

2,7

2,7

2,25

2,25

0,89

0,89

10

10

smmmtimm

VEL
MW

min

0,125

0,125

0,125

0,125

0,125

0,125

5

5

5

0,17

0,17

0,17

0,17

0,1

0,1

0,1

0,12

0,12

0,12

0,1

0,1

0,1

0,1

0,1

0,1

0,1

0,1

0,1

R

(%)

S/D

S/D

S/D

S/D

S/D

4

3

3

3

2,5

2,5

3,33

5,37

40

40

40

40

40

40

2,86

3,33

8

3,33

31,25

7,81

48,75

48,75

3,33

2,94

5,26

5,26

5,26

5,26

5,26

5,26

N/A*

3

N/A*

S/D

S/D

S/D

S/D

25

8,33

FECHA
DE

DECLARACIÓN

08/11/2001

06/02/2002

06/02/2002

06/02/2002

28/01/2002

28/01/2002

28/01/2002

28/01/2002

28/01/2002

28/01/2002-

28/01/2002

28/01/2002

28/01/2002

28/01/2002

28/01/2002

28/01/2002

28/01/2002

28/01/2002

28/01/2002

28/01/2002

28/01/2002

28/01/2002

28/01/2002

28/01/2002

02/02/200

02/02/200

02/02/200

02/02/200

02/02/200

02/02/200

02/02/2000

21/11/2001

21/11/2001

21/11/2001

21/11/2001

17/12/2001

17/12/2001

PARTICIPA
EH

R.P.F.

SI

SI

SI

SI

SI

SI

Si

SI

NO

NO

NO

NO

NO

NO

S!

SI

S!

SI

NO

NO

NO

NO

NO

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

NO

SI

NO

SI

SI

SI

SI

NO

SI



No.

83

84

85

86

87

88

89

90

91

92

93

94

95

96

97

98

99

100

101

102

103

104

105

106

107

108

109

110

111

112

113

114

115

116

117

118

119

120

121

122

EMPRESA

Empresa

ELEC

RE
IV

REGH

PENIN
E

Eléctrica Quito

ITROQUIL

GIONAL
ANABI

DNAL SUR

SULA STA.
JLENA

ESMERALDAS

UNIDAD

CUMBAYA3

CUMBAYA4

NAYON 1

NAYON 2

ELECTROQUIL 1

ELECTROQUIL 2

ELECTROQUIL 3

ELECTROQUIL 4

MIRAFLORES 3

MIRAFLORES 7

MIRAFLORES 8

MIRAFLORES 10

MIRAFLORES 11

MIRAFLORES 12

MIRAFLORES 13

MIRAFLORES 14

MIRAFLORES 15

MIRAFLORES 16

MIRAFLORES 18

MIRAFLORES 22

CATAMAYO 2

CATAMAYO 4

CATAMAYO 5

CATAMAYO 6

CATAMAYO 7

CATAMAYO 8

CATAMAYO 9

CATAMAYO 10

CARLOS MORA 1

CARLOS MORA 2

CARLOS MORA 3

PLAYAS 4

POSORJA 5

LA LIBERTAD 1

LA LIBERTAD 8

LA LIBERTAD 9

LA LIBERTAD 10

LA LIBERTAD 11

LA PROPICIA 1

LA PROPICIA 2

TIPO

H

H

H

H

DG

DG

DG

DG

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

H

H

H

D

D

D

D

D

D

D

D

D

POT.
EFEC.

MW

10

10

14,5

15

44

44,6

45

45

2,5

2,5

2,5

2,5

5

5

2,5

2,5

2,5

2,5

2,5

2,5

1

1

1,3

2,5

2,5

2,2

2

2

0,6

0,6

1,2

0,7

2,1

2,2

3

3,2

2,2

2,2

3,6

3,6

VEL
MW

min

2

2

2

2

0,25

0,25

0,25

0,25

0,25

0,25

0,25

0,25

0,25

0,25

0,25

0,25

0,067

0,13

0,13

0,16

0,16

0,22

0,22

0,22

0,4

0,4

0,4

0,22

0,22

0,4

0,4

0,2

0,2

R

(%)

8,33

12,5

S/D

S/D

26,55

6,83

16,35

20,56

N/A**

N/A**

N/A**

N/A**

N/A**

N/A**

N/A**

N/A**

N/A**

N/A**

N/A**

N/A**

3,33

4,9

6,37

4,17

4,17

3,67

5

2,5

3,75

7,5

6,67

S/D

S/D

S/D

S/D

S/D

S/D

S/D

S/D

S/D

FECHA
DE

DECLARACIÓN

17/12/2001

17/12/2001

18/12/2001

18/12/2001

LAPEM

LAPEM

LAPEM

LAPEM

17/01/2002

17/01/2002

17/01/2002

17/01/2002

17/01/2002

17/01/2002

17/01/2002

17/01/2002

17/01/2002

17/01/2002

17/01/2002

PARTICIPA
EN

R.RF.

SI

NO

NO

NO

NO

SI

NO

NO

NO

NO

NO

NO

NO

NO

NO

NO

NO

NO

NO

NO

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI



No.

123

124

125

126

127

128

129

130

131

132

133

134

135

136

137

138

139

140

141

142

143

EM

MU

AR

RE
E

EM

PRESA

AGRO

flBATO

GIONAL
LORO

ELRIOS

BpLIVAR

RI<)BAMBA

ELEPCOSA

EMAPQ

UNIDAD

MILAGRO 4

MILAGRO 5

MILAGRO 6

MILAGRO 7

LLIGUA 1

LLIGUA 2

BATAN 3

ORO CAMBIO 3

ORO CAMBIO 4

ORO MÁCHALA 4

ORO MÁCHALA 5

CENTRO INDUSTRIAL 1

CENTRO INDUSTRIAL 2

CENTRO INDUSTRIAL 3

CENTRO INDUSTRIAL 4

BOLÍVAR 1

RIOBAMBA

ILLUCHI 1

ILLUCHI 2

EL CARMEN

LA RECUPERADORA

TIPO

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

D

H

H

H

H

POT.
EFEC.

MW

2

2

2

2

1,8

1,8

1

4,4

4,2

2

2

2,865

2,865

2,865

2,9

VEL
MW

min

0,5

0,5

0,5

0,17

0,17

0,17

0,17

0,95

0,95

0,95

0,95

1,1 |_ 4

2

9

9

7,5

14,5

2

R

(%)

S/D

S/D

S/D

S/D

INFINITO

INFINITO

INFINITO

S/D

S/D

S/D

S/D

S/D

S/D

S/D

S/D

S/D

FECHA
DE

DECLARACIÓN

S/D |

S/D

S/D

36,5

31,78

29/01/2002

29/01/2002

PARTICIPA
EN

R.P.F.

SI

SI

SI

SI

NO

NO

NO

SI

SI

SI

S!

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

SI

NO

NO

N/A NO APLICABLE.

S/D SIN DECLARAR

* LA UNIDAD NQ PUEDE REGULAR FRECUENCIA POR SU SISTEMA DE REGULACIÓN

** LAS MAQUINAS NO REGULAN FRECUENCIA POR PROBLEMAS DE ESTABILIDAD


