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SUMARIO

La industria de la energia eléctrica esta pasando por un periodo de cambios causados por la
reestructuracion, desregulacion, reduccion de personal y la exigencia de un manejo cada
vez mas eficiente de temas relacionados a confiabilidad y calidad de servicio. Al mismo
tiempo se ha visto mejoras significativas en los dispositivos electronicos inteligentes
multifuncionales (IED’s) y los sistemas de comunicacion en subestaciones. Todo esto hace
que los sistemas de Automatizacion de Subestaciones sean un factor clave para la
operacion eficiente del sistema de energia eléctrica.

El éxito del disefio e implementacion de sistemas de automatizacion de subestaciones solo
es posible con una buena comprension de su funcionalidad, la jerarquia de las diferentes
funciones, los dispositivos que integran y las herramientas utilizadas en el proceso de
ingenieria. Uno de los mayores desafios en la implementacion de sistemas de
automatizacion de subestaciones, es la necesidad de un entendimiento comun entre los
ingenieros y técnicos que trabajan en el campo de la energia eléctrica y sistemas de
tecnologia de la informacion y especialistas en comunicaciones.

El presente informe de suficiencia presenta la estructura y los beneficios de la tecnologia
numeérica, en los sistemas de control de subestaciones de alta tension, a su vez muestra que

su implementacion trae como resultado un ahorro de costos y al mismo tiempo un aumento

de la confiabilidad.
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PROLOGO

Cuando se disena el sistema de control de una subestacion de alta tension, los objetivos
principales son la confiabilidad y la reduccion de costos. Actualmente la utilizacion de la
tecnologia disponible, basada en el uso de Dispositivos Electronicos Inteligentes (IED’s)
de tecnologia de microprocesadores y las facilidades de comunicacion utilizando Redes de
Area Local (LAN) de alta velocidad, permiten desarrollar un nuevo concepto para los
sistemas de control, proteccion y monitoreo en una subestacion eléctrica de alta tension. La
comunicacion a su vez permite la integracion del control, la proteccion y el monitoreo en
un sistema integrado comun.

Actualmente, la tecnologia de control numeérico ha reducido notablemente el nimero de
componentes distintos o equipos, lo cual ha aumentado la disponibilidad del sistema y ha
reducido los costos asociados al mismo. Por otro lado y con respecto a la transmision de
datos, el uso de redes LAN de alta velocidad ahorra de manera considerable el volumen de
cableado, y permite en el caso de utilizar fibra Optica, su utilizacion lo mas cerca posible
del proceso primario, gracias a su inmunidad a las interferencias electromagnéticas.

Por otra parte el uso de IED’s basados en microprocesadores ofrece nuevas posibilidades
tales como supervision automatizada, analisis de sefiales, facilidades computacionales para
los algoritmos de proteccion, y control, almacenamiento de datos, manejo de eventos y
analisis de fallas.

Los desarrollos en esta area, utilizando las nuevas tendencias tecnologicas han logrado una
reduccion significativa de espacio fisico requerido para la instalacion de los sistemas de
proteccion, medicion, control y supervision, asi como una significativa reduccion en la
cantidad de cable utilizado, lo cual influye directamente en mejoras en la operacion,
reduccion y planificacion del mantenimiento, y brindan una serie de beneficios que
representan ventajas importantes a la hora de compararlos con los sistemas de

subestaciones convencionales.



CAPITULO |
PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

1.1 Descripcion del problema

La creciente demanda de energia en el Peri hace necesario solucionar integralmente las
necesidades de suministro y regulacion de energia eléctrica, ello requiere servicios de
calidad superior y equipos con tecnologia de vanguardia.

En los sistemas convencionales las funciones de proteccion, medicion, control vy
supervision son realizadas tradicionalmente por dispositivos que intercambian informacion
entre si de manera cableada. La interconexion entre dichos equipos y los sistemas
primarios o equipos de patio de alta tension, para su correcto funcionamiento, siempre han
implicado un gran trabajo de ingenieria, cableado, montaje y puesta en servicio.

1.2  Objetivos del trabajo

Presentar la estructura y los beneficios del uso de la tecnologia numeérica, en los sistemas
de control de subestaciones de alta tension, demostrar a su vez que su implementacion trae
como resultado un ahorro de costos y al mismo tiempo un aumento de la confiabilidad.

1.3  Alcance del estudio

El informe a entregar comprende un marco tedrico conceptual, un ejemplo real de
modernizacion de una subestacion y el analisis economico del mismo.

1.4  Limitaciones del trabajo

El estudio se limita a sistemas de control de subestaciones de alta y extra alta tension y no

discute los otros temas relacionados al disefio de subestaciones de alta tension.



CAPITULO I
MARCO TEORICO CONCEPTUAL.

2.1 Bases tedricas

Un sistema de control se define como un conjunto formado por dispositivos o funciones de
medida, indicacion, registro, sefalizacion, regulacion, control manual y automatico de los
equipos primarios y los relés de proteccion, los cuales verifican, protegen y ayudan a
operar un sistema de potencia.

La funcion principal de un sistema de control es supervisar, controlar y proteger la
transmision y distribucion de la energia eléctrica. Durante condiciones anormales y
cambios intencionales de las condiciones de operacion, el sistema de control debera, hasta
donde sea posible, asegurar la continuidad de la calidad del servicio de energia eléctrica.
Actualmente existen dos conceptos de control: el convencional y los Sistemas
Automatizados de Subestaciones (SAS); siendo la tendencia en las subestaciones nuevas
implementar este ultimo y, en las existentes, el realizar la modernizacion de los sistemas
convencionales, dadas las ventajas que presentan los SAS frente a los convencionales.

En el presente capitulo se establecen los criterios generales que deben tenerse en cuenta en
el disefio de los sistemas de control de subestaciones de alta y extra alta tension (de
acuerdo a la norma IEC “Comision Electrotécnica Internacional” el nivel de tension de una
subestacion de Alta Tension esta entre 52 kV y 300 kV y el de una subestacion de Extra
Alta Tension esta entre 300 kV y 550 kV) dando una breve induccion de los sistemas
convencionales y su evolucion hasta los sistemas actuales denominados SAS, para luego
entrar a profundizar en estos ultimos.

El disefio de los sistemas de control para cada proyecto y subestacion puede variar de
acuerdo con las politicas de manejo, los criterios de operacion de la empresa involucrada,
su experiencia y los reglamentos de operacion de los sistemas de transmision.

2.1.1. Definiciones

Control local: consiste en la maniobra y/o control directo sobre un equipo.

Control remoto: es el control de un equipo desde un lugar distante.



Supervision: funcion en la cual todas las indicaciones de estado de la subestacion y equipos
asociados se administran en una o varias estaciones maestras.

Monitoreo: consiste en realizar la adquisicion de variables de la subestacion para las
funciones de supervision.

Scada — Supervisory Control and Data Acquisition System: sistema de control que trabaja
sobre las redes de comunicacion para la supervision y adquisicion de datos de las
diferentes subestaciones, plantas de generacion y lineas de transmision del sistema
interconectado, las cuales se encuentran distribuidas geograficamente y, generalmente,
muy distantes unas de otras.

Sistemas Secundarios: sistemas utilizados en la subestacion para ejecutar el control, la
proteccion, las comunicaciones y el suministro de los servicios auxiliares.

2.1.2. Requerimientos generales de un sistema de control

Un sistema de control debe cumplir con las siguientes premisas:

Facilidad de expansion. Las subestaciones tienen una vida util relativamente larga, por lo
tanto es necesario disefiar los sistemas de control de tal manera que sean facilmente
expandibles. Los cambios de configuracion en general de los sistemas de control hacen
necesario que los nuevos equipos de control cuenten con facilidades de expansion.
Automatizacion de funciones. La operacion automatizada en subestaciones se basa
normalmente en informacion disponible dentro de la misma subestacion, donde la accion
que tomen los dispositivos de control puede ser ordenada o, inclusive, modificada local o
remotamente.

Seguridad. Se debe evitar que las fallas en los sistemas de control afecten directamente la
seguridad de todo el sistema. Fallas de este tipo no pueden evitarse en su totalidad, sin
embargo es posible reducir sus efectos considerando configuraciones de redundancia de los
equipos principales.

Disponibilidad. Ya que la seguridad del equipo de la subestacion depende en mucha parte
de la confiabilidad del equipo de control utilizado, un nivel alto de disponibilidad es
necesario en tales sistemas. Cualquier interrupcion se considera de importancia, y por tal
motivo, se debe minimizar el tiempo requerido para el reconocimiento, diagnostico y
correccion de las fallas del sistema de control.

Se debe evitar que una subestacion quede fuera de operacion por fallas en el sistema de
control, ello puede minimizarse por medio de arquitecturas de control redundantes y

tolerantes a fallas.



Flexibilidad. El sistema de control debe ser flexible para acomodarse a condiciones de
contingencia, tanto en el sistema de control mismo como en el sistema de potencia. Es
necesario disefiar el sistema de control con la suficiente flexibilidad para efectuar cambios
en el equipo de control o en el interfaz con el equipo de patio, de tal manera que se
mantenga la seguridad de la instalacion. Referente a esto lo siguiente debe tenerse en
cuenta para el disefio del sistema de control:

- Prever facilidades para permitir la extension o modificacion parcial del sistema de
control.

- Prever la facilidad de intercambiar equipos de diferentes fabricantes.

- Efectuar el disefio inicial de tal manera que disminuyan los gastos cuando se realicen las
expansiones o modificaciones futuras.

- Para el caso de sistemas de control digitales, prever el cumplimiento de estandares
industriales para sistemas abiertos con el fin de permitir ampliar o modificar el sistema,
minimizando los costos de integracion. El cumplimiento con los estandares de sistemas
abiertos permitira que el sistema de control y los diferentes equipos puedan intercambiar y
compartir recursos de informacion.

Simplicidad. Se debe tener en cuenta en disefio general que la confiabilidad total de un
sistema simple es mayor que la de un sistema complejo, el cual necesita demasiada
informacion de los equipos de patio o requiere llevar a cabo un gran numero de
operaciones de maniobra para cambiar el estado de la subestacion o aislar un sector de ésta
cuando hay fallas.

Mantenimiento. El principio fundamental en toda labor de operacién y mantenimiento es
tomar en cuenta la seguridad del personal y posteriormente la integridad del equipo en si.
Po otro lado la confiabilidad de toda una instalacion no debe depender del grado de
eficiencia del trabajo de mantenimiento, ya que de esta forma la seguridad del sistema no
dependera de los errores humanos durante el mantenimiento.

El mantenimiento en los sistemas de control debe ser simple y a la vez practico que
permita una disponibilidad del sistema adecuada. Para lograr esto puede ser necesario, en
sistemas complejos, prever un sistema automatico de supervision y reconocimiento de
fallas.

Es ademas necesario efectuar una evaluacion del costo de procedimiento de
mantenimiento, del posible inventario de partes de repuesto y del efecto consecuente sobre

la disponibilidad y confiabilidad de la instalacion.



2.1.3. Estructura general de los sistemas de control de subestaciones
Una subestacion de alta tension esta por lo general dividida, desde el punto de vista del

control de la misma, en tres (3) sectores:

El primero, conformado por los equipos del patio (seccionadores, interruptores,

transformadores de corriente y tension), se denomina nivel de campo, ver Fig. 2.1.

Fig. 2.1 Nivel de Campo.

Fig. 2.2 Nivel de Control de Bahia.



Un segundo nivel, nivel de control de bahia, ver Fig. 2.2, conformado por elementos
intermedios que dependeran de la tecnologia de control de la subestacion (numérica o
convencional) como lo son: armarios de reagrupamiento, unidades controladoras de bahia
y todos aquellos elementos encargados de las funciones asociadas a las bahias tales como:

control, supervision, enclavamientos, regulacion de voltaje, proteccion y medicion.

Fig. 2.3 Nivel de Control de Subestacion.
Y un nivel superior, nivel de control de subestacion, ver Fig. 2.3, a través del cual se
realizan las tareas de supervision, maniobras y control llevado a cabo por las labores
diarias de los operadores, relacionado con la subestacion, tales como:
Control local de la subestacion, comunicacion, y manejo de los servicios auxiliares.
Esto nos define una estructura logica del sistema de control, ver Fig. 2.4, con dos (2)
niveles jerarquicos superiores, los cuales deben estar interconectados para los intercambios
de informacién. Y un nivel inferior, nivel de campo, encargado de la adquisicion de datos:
- Estado de los equipos de maniobra.
- Tensiones y corrientes en el sistema.
- Temperatura en los devanados de los transformadores.
- Nivel de aceite en los transformadores.
- Nivel de gas en los interruptores.
Parametros que seran transmitidos a los niveles de control superior; y la operacion de los
equipos de maniobra:

- Interruptores.



- Seccionadores.
Donde las ordenes para operacion (apertura/cierre) provendran de los niveles de control

superiores.

Data . ) .
Niveles Jerarquicos
Superiores
Data p .
Toma de Decisiones
Comandos
Data
Nivel de Recoleccion de
Comandos W Datos y Ejecucion de

Comandos

Fig. 2.4 Estructura jerarquica en un sistema de control para una
subestacion de Alta Tension.
2.2 Los sistemas de control. Tipos y caracteristicas
2.2.1. Clasificacion de sistemas de control de subestaciones de acuerdo con su
ubicacion fisica.
a) Sistema de control centralizado
En este sistema se tienen centralizados en un solo sitio, usualmente un edificio de control,
todos los elementos de control y componentes auxiliares como controladores, protecciones,
estaciones de trabajo, equipos de comunicacion, servicios auxiliares, etc.
En el sistema de control centralizado, las sefales provenientes del patio de la subestacion
generalmente se agrupan en cajas o quioscos de agrupamiento tipo intemperie, localizados
en patio y adyacentes a los equipos. Estas sefiales son llevadas luego al edificio de control
por los carcamos, generalmente a través de bandejas metalicas portacables. Los carcamos
llegan al edificio de control y se distribuyen a los diferentes tableros. Es también una
practica comun, cablear directamente las sefiales desde los equipos de patio hasta la sala de
control, cuando las distancias entre patio y la sala de control no son muy grandes o las

condiciones atmosféricas de sitio de la subestacion son muy exigentes (ej. Salinidad,



humedad, etc.) y pueden deteriorar rapidamente las cajas o quioscos de agrupamiento y sus

componentes internos.
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Fig. 2.5 Principio de los Sistemas de Control Centralizados.

b) Sistema de control distribuido

El control distribuido consiste en repartir en casetas de control en el patio de la

subestacion,

los controladores de campo, protecciones y equipos de comunicacion,

aproximandolos a los equipos para reunir las sefiales de informacion, emitir comandos y

efectuar procesamiento de datos.
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Fig. 2.6 Principios de los Sistemas de Control Distribuidos.



En el edificio de control se instalan un controlador central y la estacion de trabajo del
operador, los cuales se conectan con los controladores de campo ubicados en las casetas de
control mediante enlaces de fibra optica, medio altamente inmune a las interferencias. El
sistema de servicios auxiliares puede dejarse centralizado en el edificio de control o
también distribuirse en las casetas de control.

El sistema de control distribuido aprovecha las ventajas de los equipos basados en
microprocesadores y los medios de transmision de informacion por redes de fibra optica
para acercar las funciones de control a los equipos, restringiendo especificamente el
cableado convencional de control, especialmente cuando se tienen distancias muy grandes
en patio.

2.2.2. Tecnologias de los sistemas de control

Al igual que sus homologos, los sistemas primarios, los sistemas secundarios han
cambiado mucho con los aifios. Asi, los dias del funcionamiento manual dieron paso a una
forma mas avanzada de gestion de la informacion.

Debido al avance de los sistemas de supervision y de recoleccion de datos, el control de
subestaciones ha evolucionado rapidamente desde sistemas convencionales, a sistemas
completamente automatizados.

a) Sistema de control convencional

Sistema de control en el cual las funciones de control y supervision son realizadas por
dispositivos que intercambian informacion entre si de manera cableada.

En general un sistema de control convencional de una subestacion esta constituido por los
siguientes elementos:

- Unidades terminales remotas (RTU) para el control remoto y registro secuencial de
eventos.

- Tablero mimico

- Sistema de proteccion, incluyendo los relés principales y los de respaldo, recierre,
localizacion de fallas, registro de fallas, verificacion de sincronismo, mando sincronizado y
auxiliares.

- Contadores de energia.

- Transductores, indicadores, medidores multifuncionales.

- Sistema de alarmas (anunciadores)

- Relés de interposicion

- Mando y senalizacion de equipos



- Tableros de agrupamiento

- Equipo de comprobacion visual de sincronismo

- Sistema cableado de enclavamientos

- Control paralelo de transformadores

- Equipos de comunicacion

- Servicios auxiliares (corriente alterna y continua).

Este sistema se encuentra en subestaciones existentes y ya practicamente no es usado para
nuevas subestaciones de alta y extra alta tension. Para subestaciones existentes, la
tendencia en los ultimos afios ha sido la de modernizar estos sistemas a sistemas
automaticos o a una combinacion de ellos.

b) Sistemas de control coordinado

Sistema de control numérico de subestaciones en el cual las funciones de control y
supervision son realizadas por dispositivos independientes y autonomos de los de medida y
proteccion, los cuales intercambian informacion entre si, bien sean mediante enlaces de
datos, o en forma convencional a través de relés, contactos y sefales analogas.

En general un sistema de control coordinado de una subestacion esta constituido por los
siguientes elementos:

- Controladores para el procesamiento de informacion, programacion de enclavamientos,
etc.

- Interfaz hombre — maquina con el operador para visualizacion de alarmas, mando y
sefalizacion de equipos.

- Sistema de proteccion, incluyendo los relés principales y los de respaldo, recierre,
localizacion de fallas, registro de fallas, verificacion de sincronismo, mando sincronizado y
auxiliares.

- Contadores de energia.

- Medidores multifuncionales.

- Relés de interposicion

- Tableros de agrupamiento

- Control paralelo de transformadores

- Equipos de comunicacion

- Servicios de corriente alterna y continua

En este sistema, toda la informacion de la subestacion, incluyendo las sefiales de los

equipos de proteccion, se sefializa al sistema de control mediante contactos de sefalizacion
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cableados a entradas digitales de los controladores. Las sefiales analogicas también se
conectan a entradas analdgicas de los controladores o mediante transductores externos.
Opcionalmente, cuando las protecciones, medidores y registradores tienen facilidades de
comunicacion, se pueden implementar sistemas de gestion que permitan una supervision
local y/o remota de estos dispositivos.

¢) Sistema de automatizacion de subestaciones SAS

El sistema de automatizacion de subestaciones se basa en el uso de IED’s (Intelligent
Electronic Devices), los cuales son dispositivos autonomos e independientes con
facilidades de comunicacion e integracion mediante protocolos normalizados, que emplean
uno o mas microprocesadores con capacidad de recibir y enviar informacion (datos) y
comandos desde o hacia una fuente externa.

El sistema de automatizacion de subestaciones busca la integracion en una misma
plataforma informatica de los datos suministrados por los diferentes equipos e IED’s que
emplean en una subestacion.

Los IED’s pueden ser equipos de medida, protecciones, registradores de falla,
controladores, equipos de monitoreo y diagnostico de equipos de patio, etc. El sistema
integra los diferentes IED’s en una misma red de datos de control, ya sea directamente o a
través de elementos convertidores de protocolos.

El medio fisico de conexion de la red de datos entre los diferentes IED’s es normalmente
en fibra Optica o cable trenzado UTP o STP. Cuando los IED’s o controlador central no se
encuentran en el mismo edificio, se utiliza fibra optica por su inmunidad a las
interferencias electromagnéticas.

Para la marcacion en tiempo real de los eventos, los equipos del SAS toman la sefial de un
reloj sincronizado por satélite GPS, usando un formato de salida de codigo de tiempo
(generalmente IRIGB) y la distribuyen entre sus equipos para garantizar la resolucion y la
precision requeridas para el registro secuencial de eventos.

2.2.3. Arquitecturas de los sistemas de control

La arquitectura de los sistemas de control se encuentra enmarcada dentro del término
control jerarquizado, el cual significa que es un sistema de control global de todas las
actividades de la subestacion, empleando una estructura con diferentes niveles de control y
tipos de equipos segun el nivel y funcion (por ejemplo computadores, controladores,
PLC's, protecciones, contadores, reguladores, mimicos); todos ellos conectados entre si

para lograr una estructura jerarquizada o piramidal. Esta conexion puede ser en forma



cableada, para los sistemas de control convencional, o por una o varias redes de
comunicacion de datos, para los sistemas SAS.

Segun las practicas operativas de las empresas transmision y/o las reglamentaciones de
operacion, las subestaciones pueden ser del tipo atendidas, en las que las maniobras de
conexion y desconexion de circuitos se realizan desde las propias subestaciones con
personal asignado a la operacion en un esquema 7 dias/semana, 24 horas al dia. En este
caso, las maniobras se realizan bajo la supervision y direccion de los entes de operacion
global designados por las leyes, y son ellos los que pueden tener o no la posibilidad de
mando remoto sobre los equipos de las subestaciones.

Por otro lado, cuando los requerimientos de disponibilidad de las subestaciones y lineas lo
permiten, las subestaciones también pueden ser del tipo no atendidas, en las cuales las
funciones del operador se han transferido y las maniobras son efectuadas desde el centro de
control remoto a traveés del sistema de comunicaciones. En las subestaciones no atendidas
la supervision es efectuada por personal asignado para esta tarea, quienes asisten a la
subestacion solo cuando existen fallas en los equipos o durante operaciones de
mantenimiento.

Tabla 2.1.Estructura jerarquica de un sistema de control SAS

| |

Interfaz de
Operagiéh -
Eontrolador. de

a) Arquitectura de los SAS

La tendencia general entre los diferentes suministradores de sistemas de control SAS,
permite conectar en una misma red de comunicaciones todas los IED’s (controladores,
relés de proteccion, transductores numeéricos, contadores de energia, equipos de monitoreo,

etc.), manteniendo a los controladores de campo en un nivel superior a los demas 1ED's.



La tendencia para el futuro es la de implementar sistemas de control sobre una
infraestructura de comunicaciones como UCA o IEC 61850, las cuales permiten una
integracion transparente de los IED’s, aun si son de diferentes fabricantes, con los

dispositivos de nivel superior.

Centro de control (SCADA)

Subestacion (SAS)

Bahia (IED's 0 UAD's)

Procesos (Equipos de Patio)

Fig. 2.7 Arquitectura de un Sistema de Control Automatizado.
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Fig. 2.8 Arquitectura de un Sistema de Control Automatizado.
La estructura jerarquica de control de la subestacion, definida por los niveles que se
describen en [a Tabla 2.1, corresponde a la arquitectura mostrada en la Fig. 2.7, la cual
tiene una configuracion distribuida en la cual los equipos (hardware) y/o funciones y
programas (software) se encuentran localizados en forma descentralizada en la

subestacion. Para un mejor entendimiento describimos la Tabla 2.1:
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- Nivel 3: corresponde a los sistemas remotos de informacion, desde los cuales se pueden
monitorear y controlar los principales equipos de la subestacion. El grado de control se
define segun las necesidades de las empresas.

- Comunicaciones e interfaces entre nivel 3 y nivel 2: proporciona a través del sistema de
comunicaciones, [a transferencia de informacion entre el SAS y los sistemas remotos por
medio de protocolos abiertos y propietarios.

- Nivel 2: este sistema corresponde al sistema de procesamiento del SAS, al
almacenamiento de datos y a la interfaz de operacion, localizados en la sala de control de
la subestacion. El procesador o controlador del nivel 2 sirve como una estacion central de
procesamiento de informacion de la subestacion de forma tal que esta pueda ser utilizada
por la interfaz de operacion de la subestacion y pueda ser almacenada para analisis futuros,
para mantenimiento y para generacion de reportes.

- Comunicaciones e interfaces entre nivel 2 y nivel 1: corresponde a la red de area local
de la subestacion (red de estacion), la cual permite la comunicacion entre los equipos de
nivel 2, los controladores de campo de nivel 1, los IED s de nivel 0.

- Nivel 1: este nivel esta conformado por los controladores de campo que sirven como
maestros para la adquisicion de datos, calculos, acciones de control y procesamiento de la
informacion relacionada con los dispositivos en cada campo y servicios auxiliares de la
subestacion y por la interfaz de operacion local, la cual proporciona un nivel basico de
acceso al personal de operacion y mantenimiento para la supervision y el control de los
equipos de campo asociados al controlador respectivo.

- Comunicaciones e interfaces entre nivel 1 y nivel 0: corresponde a la comunicacion
entre los controladores de campo de nivel 1, los IED’s de nivel O y los equipos de patio, el
cual, en las arquitecturas de algunos suministradores, es independiente de la red de
estacion.

La arquitectura que se ilustra en la Fig. 2.7 corresponde a la utilizada por la mayoria de los
suministradores y a la tendencia de las normalizaciones para el futuro, la cual incorpora
directamente a la red de comunicaciones entre nivel 1 y nivel 2 (red de estacion) los IED's
de nivel 0.

Adicionalmente cuando los equipos de patio son de tecnologia moderna, es decir,
manejados pos IED’s, normalizaciones como la IEC 61850 proponen, como una de sus
alternativas, establecer una red de proceso intermedia para la comunicacion entre IED’s de

equipos de patio y los IED’s de control, proteccion, medida y registro de fallas.



- Nivel 0: conformado por los equipos de patio (interruptores, seccionadores,
transformadores de potencia y de instrumentacion, reactores, banco de capacitores, etc.),
por los servicios auxiliares de la subestacion (alimentacion alterna y continua, grupos
electrogenos, inversores, cargadores, equipos, etc.), por los IED’s tales como: relés de
proteccion, registradores de fallas, medidores, equipos de monitoreo de transformadores,
unidades de control y proteccion propios de los equipos de patio (cuando son de tecnologia
moderna), equipos de medida, etc.

b) Arquitectura de los sistemas de control convencional

Al igual que los sistemas SAS, los sistemas de control convencional también estan
constituidos por subsistemas y equipos que conforman diferentes niveles de control, los
cuales tradicionalmente se han distribuido como se presenta en la Tabla 2.2.

Tabla 2.2. Estructura jerarquica de un sistema de control convencional

convencional como = e
: Interfaz de operacion local(basica) ‘
anunciadores de alarmas,

Mimico

- IED's (relés de proteccion, transductores, contadores de energia,
Nivel O eauinos de monitoreo_ etc.)

Equipos de alta tensidn y servicios auxiliares

Donde:

- Nivel 2: corresponde a los sistemas remotos de informacion, desde los cuales se pueden
monitorear y controlar los principales equipos de la subestacion. El grado de control se
define segun las necesidades de las empresas.

- Comunicaciones e interfaces entre nivel 2 y nivel 1: proporciona, a través del sistema de
comunicaciones la transferencia de informacion entre la Unidad Terminal Remota (UTR) y
los sistemas remotos por medio de protocolos comunmente usados, por ejemplo DNP3.

- Nivel 1: este nivel esta conformado por el mimico de control y los anunciadores de
alarmas que sirven para las acciones de control y adquisicion de alarmas de los dispositivos
y equipos de cada campo y servicios auxiliares de la subestacion.

- Comunicaciones e interfaces entre nivel 1 y nivel O: corresponde a los enlaces mediante

cableado de control, entre los elementos del sistema de control convencional, otros
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dispositivos y los tableros propios de mando del equipo de potencia en el patio de la
subestacion.

- Nivel 0: conformado por dispositivos como: relés de proteccion, registradores de fallas,
regulador de tension de transformadores, equipos de monitoreo de transformadores e
interruptores, unidad de control y proteccion propia de los equipos, equipos de medida,
etc.; por los equipos de alta tension (interruptores, seccionadores, transformadores de
potencia y de instrumentacion, reactores, banco de capacitores, etc.) y por los servicios
auxiliares de la subestacion (13.2 KV, 208/120 VAC, 125 VCC, grupos electrogenos,

inversores, cargadores, equipos, etc.).
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Fig. 2.9 Arquitectura de un Sistema Convencional (ver Anexo C).

¢) Modos de operacion para los equipos de alta tension

A continuacion se plantean los modos de operacion comunmente usados, de acuerdo con
los niveles jerarquicos de control utilizados; sin embargo, estos modos de operacion varian
de acuerdo con las practicas, necesidades y criterios de operacion de las diferentes
empresas:

- Nivel 0: corresponde al mando que se ejecuta directamente desde los mecanismos de
operacion de los interruptores automaticos y seccionadores. Los mecanismos de operacion
de los equipos de patio tienen un conmutador con los modos de operacion Remoto — Local.

En Remoto, solo se pueden ejecutar comandos desde los niveles superiores. En Local, solo



se pueden ejecutar comandos por medio de los pulsadores para cierre y apertura del
mecanismo de operacion, teniendo verificacion a través de validacion externa de
enclavamientos (preferiblemente cableados para no depender de la disponibilidad de
controladores en niveles superiores).

- Nivel I: corresponde al mando de los equipos de alta tension por medio de la interfaz
Hombre — Maquina local IHM del campo o diametro segun se denomine; en éste se
seleccionan los modos de operacion Local — Remoto. En Remoto solo se permiten los
comandos desde los niveles superiores. En Local solo se pueden ejecutar los comandos
desde la IHM Local, utilizando todos los enclavamientos procesados en controladores si el
sistema de control es SAS o enclavamientos cableados si el sistema de control es
convencional.

- Nivel 2 en sistemas SAS: corresponde al mando desde las interfaces de operacion, por
medio de las cuales se seleccionan los modos de operacion Remoto y Subestacion. Cuando
se seleccione Remoto solo pueden ejecutarse los comandos desde el sistema de control
remoto, y cuando se seleccione Subestacion, solo se pueden ejecutar comandos desde la
interfaz de operacion.

- Nivel 3 en sistemas SAS (Nivel 2 en sistemas de control convencional): corresponde al
mando desde el sistema de control remoto, en donde se supervisan, operan y controlan en
forma remota los equipos de la subestacion.

d) Modos de operacion para los servicios auxiliares

En los sistemas SAS, se pueden aprovechar los controladores del sistema para efectuar
transferencias automaticas que seleccionen la fuente de suministro de energia, dependiendo
de los estados de las redes de alimentacion. A su vez, para propositos de mantenimiento
por ejemplo, también pueden aprovecharse las interfaces de operacion del sistema de
control para efectuar transferencias manuales de las fuentes de energia, mediante
secuencias comandadas por el operador.

Sin embargo, la implementacion del control automatico de los servicios auxiliares y los
modos de operacion mas convenientes dependen de las practicas y politicas de operacion
de la compaiiia.

En sistemas de control convencional, el modo de control de los equipos de servicios
auxiliares se hace de manera similar a los equipos de alta tension. Las maniobras de
transferencia se efectian de forma manual, pero también pueden ejecutarse

automaticamente mediante relés de ausencia de tension que efectuen la conmutacion de
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diferentes alimentadores o produzcan arranque de una planta de emergencia, segun la
practica de la compaiiia.
No existe nivel de control para los servicios auxiliares desde el centro de control remoto,
ya que, la funcion del sistema de control remoto es la de supervisar, operar y controlar los
equipos de alta tension que componen el sistema eléctrico.
2.3 Bases de la modernizacion de sistemas de control convencionales utilizando
sistemas SAS
2.3.1. Control convencional versus Sistemas de Automatizacion de Subestacion SAS
La tecnologia digital esta desplazando definitivamente a los sistemas convencionales en el
control y la supervision de las subestaciones eléctricas. Los avances de la tecnologia
electronica digital basada en microprocesadores y de los sistemas de procesamiento
distribuido de datos aplicados al control de procesos, asi como de las redes de datos
asociadas, han revolucionado la concepcion y estructura de los sistemas de control y
supervision en sistemas eléctricos.
En la justificacion de la adopcion de los SAS o de los sistemas de control convencional en
las subestaciones de alta y extra alta tension, se tienen en consideracion tanto los
beneficios estratégicos (no tangibles y de dificil valoracion en dinero), como los beneficios
tangibles que implican la seleccion de cada uno de estos sistemas.
Considerado las posibilidades de integracion y manejo unificado de la informacion de los
distintos subsistemas en una subestacion, los beneficios estratégicos resultan en mejorar la
percepcion de los usuarios, externos e internos, en lo que respecta a la calidad y
confiabilidad del servicio y a la accesibilidad de la informacion a todo nivel, asi como la
posibilidad de poder ofrecer servicios de valor agregado, haciendo uso de la mayor
cantidad y variedad de la informacion adquirida y procesada por los SAS; entre ellos la
flexibilidad en la facturacion de la empresa.
Los beneficios tangibles son producto de incrementar la capacidad de la organizacion para
trabajar en forma rapida y economica. Estos beneficios implican reduccion en los costos de
operacion y mantenimiento, debido a la escasa utilizacion de la mano de obra, y el
mejoramiento de la funcionalidad operativa en comparacion con el uso de sistemas de
control convencional, teniendo a la vez una reduccion en el tiempo de salida del servicio
para los usuarios. La justificacion técnico econdmica de la implementacion de los sistemas
SAS en las subestaciones dependen de si estas son nuevas o corresponden a

modernizaciones de subestaciones existentes.



20

Las subestaciones nuevas proveen los mayores beneficios potenciales dada la posibilidad
de ahorro en los costos de construccion, espacio, cableado y montaje. A su vez con su
implementacion se logra mejorar las funciones de proteccion, control y supervision por un
minimo costo.

Implementar un sistema de automatizacion logrando buena integracion entre equipos
permite eliminar una gran cantidad de dispositivos independientes:

- Las unidades terminales remotas y sus equipos asociados (transductores, tarjetas de
entradas/salidas, cableado, etc.)

- Paneles de medida (los relés de proteccion u otro tipo de IED’s pueden ser utilizados
como fuentes de medida)

- Paneles mimicos

- Anunciadores de Alarmas

- Registradores de secuencia de eventos

- Registrador digital de fallas

- Controladores

- Reduccidn en el cableado entre las casetas de patio y el edificio de control, para el caso
de un sistema de control distribuido

- Reduccion en el cableado entre el sistema de control y los demas dispositivos

- Reduccidn en el espacio de los gabinetes y el numero de estos

- Reduccion en el tamaiio del cuarto de control

- Reduccion en los costos de ingenieria y disefio

2.3.2. Criterios para la adopcion de sistemas automaticos de subestacion SAS

A continuacion se presentan criterios guia que brindan elementos para determinar cuando
adoptar los sistemas SAS para el control y monitoreo de subestaciones. Sin embargo, en
cada caso especifico, ello depende de las condiciones propias del proyecto de construccion
o modernizacion y de las politicas de operacion de la compaiiia duefia del proyecto o de
aquella encargada de su ejecucion.

Para la adopcion de los SAS como solucion del sistema de control y supervision de
subestaciones, se deben tener en consideracion las categorias de estas y la oportunidad de
su implantacion, es decir, bajo qué condiciones es aplicable o no la automatizacion de
subestaciones. Para las subestaciones nuevas es clara opcion implementar SAS buscando el
mayor grado de integracion entre los diversos IED’s, de forma tal que se pueda obtener el

maximo de beneficios que otorga esta tecnologia.
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Para las subestaciones existentes y en base a la amplia experiencia de profesionales del
area los siguientes criterios pueden ser considerados para su actualizacion o
modernizacion:

- Tipo, antigiiedad y localizacion geografica de la subestacion.

- Subestaciones criticas para cargas importantes que demanden una alta confiabilidad.

- Subestaciones al limite de su nivel de potencia.

- Subestaciones criticas para la confiabilidad y estabilidad del sistema eléctrico.

- Problemas operativos, poca seguridad en la operacion y/o dificultad en la consecucion
de repuestos.

Tipicamente se plantea la posibilidad de implantacion del SAS bajo las siguientes
condiciones:

Modernizaciones significativas de equipos en general o ampliaciones de subestaciones
existentes: proyectos que implican la construccion de nuevos campos, la adicion de
transformadores y el reemplazo de equipos de alta tension, pueden facilmente incorporar
SAS para toda la subestacion a un costo razonable.

Los sistemas de control existente pueden ser reemplazados o integrados dentro de la nueva
infraestructura de control de la subestacion.

Reemplazo o modernizacion de equipos de control, medida, proteccion, registro y/o
supervision: cuando se requiere reemplazar, modernizar o adicionar uno o varios de estos
sistemas en una subestacion, es posible implementar un sistema de automatizacion que
realice varias de estas funciones, mas algunas adicionales, todo esto a un precio igual o un
poco superior al costo de los sistemas manejados en forma individual e independiente.

a) Estructura de los Sistemas Convencionales

Cuando se implementan en subestaciones sistemas de control convencionales, se tienen,
los siguientes niveles:

- Nivel de campo, donde se realiza la adquisicion de informacion de los equipos
primarios del patio tales como interruptores, seccionadores, transformadores de corriente y
potencial.

- El siguiente nivel es el correspondiente a los elementos de procesamiento de toda la
informacion que proviene de los equipos del patio exterior. En este nivel se realiza el
tratamiento de lo que corresponde a proteccion, medicion y control.

La interconexion de los niveles arriba mencionados se realiza con cables multiconductores,

tendidos a través de canales de cables en el patio.
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b) Caracteristicas de los Sistemas de Control Convencional.

Los sistemas de control convencional se encuentran conformados por equipos y
componentes integrados como se ha realizado en la forma tradicional. Esto es, utilizando
cables multiconductores, relés auxiliares, relés repetidores, relés de disparo y bloqueo, etc.
Existen los equipos primarios del patio (nivel de campo), el cableado de interconexion y
los equipos de procesamiento de informacion, en este caso el cuarto de relés y/o el de
control.

- Ingenieria:

En este tipo de sistemas de control, la ingenieria corresponde a la seleccion y la
elaboracion de los planos para que la bahia funcione como un todo, esto en lo
correspondiente a proteccion, medicion, control y supervision.

Al realizar la ingenieria se debe tomar en cuenta la gran cantidad de planos de cableados y
funcionales de las bahias y celdas correspondientes al esquema de la subestacion a ser
trabajada.

Estos planos, que son generados en esta fase, corresponden a los de los equipos exteriores,
tableros de agrupamiento de sefiales y los tableros que se encuentren dispuestos en la
caseta de relés o caseta de mando tales como: Control, Protecciones, Mando vy
Senalizacion.

- Montaje:

Con respecto al montaje se debe tomar en cuenta que este topico contempla a los equipos
primarios, los armarios de agrupamiento de sefiales y los tableros a ser instalados en la
caseta de relés o caseta de mando, sea el caso que aplicase.

La cantidad de equipos, armarios y tableros va a estar definido por el esquema de la
subestacion a ser implementada, los mismos se uniran a través de cables multiconductores,
en canales de cables, con el fin de realizar el tendido de toda la informacion concerniente
en lo que respecta a las diferentes funciones tales como: Protecciones, Control,
Sefializacion y Alarmas.

- Cableado:

Esta actualmente establecido que uno de los principales objetivos al instalar un sistema
moderno de control es la reduccion de costos de cableado entre los diferentes equipos de
patio y el nivel de control de subestacion.

En una subestacion construida con tecnologia de control convencional se deben instalar

entre 200 y 500 seiiales por bahias. En una instalacion tipica de 400KV con dos bahias de
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transformadores y cuatro bahias de linea, pueden haber hasta 3000 conexiones entre los
gabinetes de patio, y la sala de control y protecciones.

Dichos enlaces sufren de los factores ambientales, y en el caso de instalaciones a la
intemperie estan expuestas a riesgos de deterioro serios durante el ciclo de vida de los
equipos primarios.

En estos casos, las fallas en los cables implican en la mayoria de los casos el reemplazo
completo del cableado.

La transmision de datos analogicos en distancias mayores a S0 m usando conductores de
cobre trae como consecuencia perdida de senales, ruido y reduccion en la precision del
procesamiento de sefiales.

Todos estos factores imponen limitaciones en el sistema.

- Operacion y Mantenimiento:

Las operaciones que se realizan en los patios de alta tension pueden ser ejecutada de
diferentes maneras:

a. En forma de telemando, desde un despacho de carga a traveés de un enlace de
comunicaciones. Este despacho a su vez se encargard, en una de sus tareas, de centralizar
todo el sistema de potencia de la compaiiia eléctrica.

b. Localmente, en el propio equipo en el patio exterior.

c. A distancia, desde la caseta de relés o la caseta de mando.

Este mando se realiza a través de pulsadores ubicados en los armarios de los equipos
exteriores, si ese es el caso, o a través de un conmutador de accionamiento en el tablero
mimico si es el caso del armario ubicado en la caseta de relés.

Por ello, el principio fundamental en toda labor de operacion y mantenimiento es tomar en
cuenta la seguridad del personal y posteriormente la integridad el equipo en si. Para esto se
debe realizar lo siguiente:

a. Realizar un estudio previo de la maniobra a realizar, dependiendo el esquema a
implementar.

b. Utilizar los equipos de seguridad adecuados.

c. Aplicar las normas de seguridad.

En caso de los patios convencionales nos encontramos que las labores de operaciones son

realizadas con la mayor precaucion que le corresponde.

El mantenimiento se realiza basicamente sobre los equipos de alta tension como son:

interruptores, seccionadores, transformadores de medida etc.
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- Puesta en servicio:

La puesta en servicio de subestaciones de alta tension con sistemas de control
convencionales se realiza, por una parte, en los equipos de alta tension, tableros en las
casetas de relés o caseta de mando y por la otra parte todo lo que esta relacionado con el
denominado “Hard-Wire” que engloba todo lo correspondiente a la parte funcional de la
subestacion.

Esta parte funcional implica realizar el chequeo de toda esa informacion de control,
mando, sefializacion, alarmas que van a través de toda esa cantidad de cableado tendido en
todo el patio hacia los diferente equipos y tableros, esta actividad puede generar una gran
cantidad de tiempo que puede ser del orden de dias dependiendo el esquema de la
subestacion, cantidad de bahias, cantidad de celdas, etc.

¢) Estructura de los sistemas de control numéricos.

Los sistemas de control numérico han sido concebidos y diseniados para realizar el control,
la supervision y la proteccion de una subestacion y de sus lineas de entrada y salida.

Un sistema de control automatizado para subestaciones eléctricas consiste, siguiendo la
estructura general de los sistemas de control de subestaciones, en un nivel de campo, un
nivel de contro] de bahia, un nivel de control de subestacion y un medio de comunicacion
entre ellos.

a. Nivel de campo.

En el nivel de campo se encuentran, al igual que en los sistemas de control convencionales,
las unidades de adquisicion de datos que proveen la data necesaria para el control eficiente
de la subestacion. A través de estas unidades el sistema de control numérico realizara:

La adguisicion de datos analogicos:

- Corrientes y tensiones, tomados desde los transformadores de corriente y tension
respectivamente.

- Temperatura de equipos, tomados desde, por ejemplo, RTDs (“Resistance temperature
device”) en los transformadores. Niveles de aceite en los transformadores.

- Presion de gas en los interruptores.

La adquisicion de datos digitales (““Status”). Incluyendo indicacion del estado del equipo,
operacion local, remota, mantenimiento.

Se encuentran, ademas, los equipos de alta tension que llevaran a cabo las ordenes
generadas a los niveles de control superiores. A través de estos equipos el sistema de

control numeérico realizara:



Mando de los equipos de interrupcion por operacion de las protecciones de las subestacion:
- Apertura automatica de interruptores ante condiciones de falla.

- Apertura automatica de interruptores por disparos transferidos desde otras
subestaciones.

- Recierre automatico de los interruptores, en aquellos esquemas de proteccion donde
aplique.

Mando de los equipos de seccionamiento o los equipos de interrupcion por operacion.

- Apertura y cierre de seccionadores de linea y seccionadores de puesta a tierra por
maniobras en la subestacion.

- Aperturay cierre de interruptores por maniobras en la subestacion.

A este nivel de control, en estos equipos de alta tension se puede realizar:

- Apertura manual de interruptores y seccionadores.

- Control manual de cambiadores de tomas.

- Control manual de banco de capacitores y/o reactores.

Finalmente, a este nivel tambi€n se encuentran, los canales de comunicacion encargados de
establecer el intercambio de datos y ordenes entre el control numérico y los equipos de alta
tension. Estos canales deben estar disefiados de manera de proveer una barrera contra las
interferencias electromagnéticas con el aislamiento galvanico y el blindaje.

b. Nivel de control de bahia.

El segundo nivel, nivel de control de bahia, esta conformado por todos aquellos elementos
encargados de las funciones automaticas de proteccion supervision y control asociadas a
las bahias, tales como:

- Proteccion de lineas y transformadores.

- Proteccion de barras.

- Proteccion contra fallas en los interruptores.

- Medicion.

- Registro de eventos.

- Enclavamientos.

- Regulacion de voltaje.

Funciones estas llevadas a cabo por relés de proteccion, relés de medicion, controladores
de bahia y en general IED’s de nuevas generaciones.

Este nivel es el encargado de interactuar directamente con el nivel de campo, obteniendo la

data con entradas y salidas analogicas y discretas. Asi mismo, este nivel puede realizar las
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funciones de monitoreo y operacion de la bahia asociada, ante la ausencia del nivel
superior, a traveés de Interfaces Hombre Maquina (HMI), de bajo nivel en la unidad
controladora de bahia.

A nivel de los equipos de proteccion, medicion y registro e IED’s en general, con la
aparicion de nuevas tecnologias los esquemas de proteccion y control, propios de cada
subestacion, se han desarrollado basandose en el uso de relés universales (UR). El relé
universal es una nueva generacion de relés modulares construidos en una plataforma
comun. El objetivo fundamental de esta generacion de relés es suministrar una herramienta
comun para la medicion, proteccion, monitoreo y control del sistema de potencia, de
manera que sirvan como motor de la automatizacion de la subestacion.

La informacion de entradas y salidas digitales y analogicas de estos equipos se encuentra
disponible para ser tomada por la unidad controladora de bahia a través de los puertos de
comunicacion de los reles.

De esta manera, la unidad controladora de bahia se encargara de:

- La interfaz con los relés de proteccion y otros IED’s de la bahia controlada con
comunicacion maestro-esclavo, a través de enlaces seriales, o redes de campo. La
comunicacion entre los dispositivos de control de bahia y los relés de proteccion e IED’s
de la bahia debe permitir el uso, con el fin de facilitar expansiones futuras y cambios en el
sistema, de protocolos no propietarios tales como el DNP 3.0 6 el IEC 870-5-101.

- La interfaz con el nivel de control de la subestacion, actuando como concentrador de
comunicaciones entre los equipos de proteccion y otros IED’s y la red LAN de la
subestacion a través de una conexion directa de alta velocidad. El controlador envia al
SCADA local las seiiales de medicion, los status y los controles para todos los
interruptores y seccionadores de la bahia controlada. El envio de los status y cambios de
estado en general se hace con formato SOE (“Secuence of Events”) de manera que el
SCADA local reciba los status con un estampado de tiempo asociado.

- Realizar la automatizacion de los enclavamientos por medio de logica programada.

- Suministrar una interfaz mimica local para el manejo de la bahia, a través de
despliegues graficos configurables, como respaldo al sistema de control de la subestacion,
como ya se menciono.

En general, un dispositivo unico no debe controlar mas de una bahia en una subestacion, de
forma tal que la falla de dicho dispositivo tenga consecuencias limitadas en el control de la

subestacion.
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c. Nivel de control de subestacion.

El tercer nivel, nivel de control de la subestacion, se encuentra relacionado con las tareas
de operacion y monitoreo de la subestacion.

La arquitectura tipica estad integrada basicamente por las estaciones de operacion,
gateways, Switch de fibra Optica y receptor de sistema de posicionamiento global (GPS).

A este nivel los operadores de las subestaciones ordenan las maniobras de abrir / cerrar de
interruptores y/o seccionadores, se monitorea el estado de los parametros propios del
sistema, tales como:

- Tensiones de barras.

- Corriente en las salidas.

- Potencias entregadas y recibidas.

Todo esto a través de interfaces hombre-maquina de alto nivel, utilizando un software
SCADA local para la subestacion, normalmente instalado sobre estaciones de operacion
configuradas en arreglo Hot-StandBy. A través de estas estaciones de operacion, los
operadores pueden con facilidad:

- Ordenar la operacion de interruptores, cambiadores de toma, seccionadores motorizados
de la subestacion.

- Supervisar las alarmas y eventos importantes de toda la subestacion, a través de la
Secuencia de Eventos (SOE) obtenidos de las unidades controladoras de bahia.

- Examinar la subestacion en su conjunto o cualquier parte de la misma a través de los
despliegues graficos configurables, actualizados en tiempo real y con indicaciones de
estado y valores medidos.

- Generar informes sobre aspectos fundamentales del funcionamiento como, por ejemplo,
oscilogramas de perturbaciones, informacion sobre localizacion de averias y estadisticas
sobre perturbaciones.

- Mantenimiento de la base de datos en el ambito de la subestacion.

- Supervision y cambio de los parametros de ajuste de las protecciones.

- Supervision de las funciones de auto diagnodstico y secuenciacion de eventos de todos
los IED’s de la subestacion.

Ademas de esto, en el ambito de control de la subestacion, el SCADA local del sistema de
control numérico puede realizar funciones automaticas de control y supervision tales
como:

- Funciones de automatizacion que impliquen mas de una bahia, como por ejemplo:
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o Transferencia de barras.

o Programa de maniobras de transformadores y maniobras de lineas.

- Sincronizacion de tiempo con las unidades controladoras de bahia.

- Supervision del programa de mantenimiento de equipos.

- Restauracion automatica del sistema de control numérico por pérdida de alimentacion.

- Rechazo de carga cuando las condiciones establecidas se cumplan.

El gateway de comunicaciones es utilizado para la comunicacion con el centro, o los
centros, de control remoto (tales como los centros de despacho de carga regionales o
nacionales). De esta manera se puede realizar el control remoto de la subestacion. Esto se
logra a través de la transferencia de status, control, mediciones, contadores y archivos entre
el SCADA local de la subestacion y el centro de control remoto. Dicha transferencia se
hace con protocolos de comunicacion preferiblemente no propietarios, tales como el DNP
3.0 6 el IEC 870-5-101, que permitan facil adaptacion a futuras expansiones.

A través de los Hubs de fibra optica se lleva, fisicamente, la red de datos local de la
subestacion (LAN). Estas redes son por lo general del tipo estrella redundante, aunque
también es aceptado el esquema de anillo redundante entre los controladores de bahia y los
equipos en el nivel de control de subestacion.

El equipo receptor GPS proporciona una referencia de tiempo precisa, necesaria para ser
utilizada por las estaciones de operacion, el Gateway, y por los IED’s de proteccion vy
control para el estampado de tiempo en las secuencias de eventos (SOE).

d) Caracteristicas de los Sistemas de Control Numérico

a. Ingenieria:

En este tipo de sistemas de control, la ingenieria corresponde, en primer lugar, a la
seleccion del esquema de control numérico aplicable a la subestacion, esto sobre la base de
las normas y estandares aplicables y las especificaciones técnicas particulares de la
subestacion.

En segundo lugar se deben seleccionar los equipos de proteccion, comunicacion,
automatizacion y control que integraran el sistema. Se ha de tener especial cuidado en
seleccionar equipos que permitan:

- Capacidad de comunicacion de datos de alta velocidad entre IED’s.

- Capacidad I/O expandible.

- Multiples entradas CT’s y VT’s con posibilidad de calcular parametros eléctricos

(entradas virtuales).
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Comparativamente con los sistemas de control convencionales, la elaboracion de los
planos para el sistema es significativamente menor. Ya que los planos de cableado se
limitaran, en la mayor parte del sistema, a mostrar las conexiones seriales o en red entre los
equipos. Siendo similares solo en el cableado entre el nivel de control de bahia y campo.
Otro paso importante en la realizacion de la ingenieria para un proyecto de control
numeérico consiste en la programacion del control, como tal, a los diferentes niveles. A
nivel de bahia se debe programar la configuracion para los controladores de bahia (logica
programada), enclavamientos, permisivos, alarmas y sefalizaciones (SOE) a ser reportadas
al SCADA local. A nivel de subestacion se debe programar el control de todas las bahias y
el reporte a su vez a los centros de control remotos (centros de despacho de carga).

b. Montaje:

En términos de montaje dentro de una subestacion, para un sistema de control numeérico,
por cada bahia el numero de gabinetes necesarios por celda se ve disminuido
significativamente, ya que a lo sumo cada bahia va a necesitar un gabinete por celda, y un
gabinete para la unidad controladora de bahia. Eliminandose aquellos gabinetes repletos de
componentes electromecanicos o estaticos convencionales.

c. Cableado:

Esta integracion reduce la cantidad de cableado de sefiales y otros equipos requeridos por
la subestacion, ahorrando asi costos tanto de cableado como de espacio en la subestacion.
Esta actualmente establecido que uno de los principales objetivos para instalar un sistema
de control numérico es la reduccion de costos de cableado entre los diferentes equipos de
patio y el nivel de estacion.

d. Operacion y Mantenimiento:

La diferencia en la operacion cuando se implementa un sistema de control numérico con
respecto al convencional, es que los equipos y tableros poseen relés con tecnologia IED’s
basada en microprocesadores que le brindan “inteligencia” y mayor seguridad al momento
de realizar las maniobras.

e. Puesta en servicio:

La puesta en servicio de subestaciones de alta tension con sistemas de control numérico se
realiza por una parte, en los equipos de alta tension, tableros en caseta de relés, o caseta de
mando, de igual manera que en las subestaciones con esquemas de control convencionales.
Sin embargo, la verificacion del “Hard-Wire” esta limitada unicamente a la interconexion

fisica entre el nivel de control de campo y el nivel de control de bahia.
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Por otra parte, se pone en servicio todo lo relacionado con la red de control de los niveles
jerarquicos superiores (control de bahia y control de subestacion), que fue definida
especificamente para al esquema de control a ser implementado. Esto implica pruebas de
comunicacion, pruebas de operacion de equipos, entre otras.

Al realizar la parte funcional, esta se puede llevar a cabo de una manera mucho mas rapida
que los esquemas convencionales, ya que en esta etapa el realizar pruebas sobre todos los
elementos inteligentes ubicados en los niveles de control superiores, no implica la revision

del “Hard-Wire™ hasta los equipos de patio.



CAPITULO 11

APLICACION PRACTICA

3.1 Descripcion de la subestacion a modernizar

De acuerdo a los datos del Ministerio de Energia y Minas documento “Peru Sector

Eléctrico 2010”. Nuestro pais viene creciendo sostenidamente en los ultimos afios, y en

consecuencia también crece la demanda de electricidad, el cual ha tenido un crecimiento
promedio anual de 8% debido entre otros aspectos al intenso desarrollo de la actividad
minera y manufacturera. Ademas las condiciones macroeconomicas en el Peru han
evolucionado positivamente, y han demostrado fortaleza ante las recientes crisis
economicas internacionales. Como resultado, en el ultimo quinquenio las inversiones en el
sector eléctrico han crecido a una tasa promedio anual de 27%, pero aun asi persiste la
necesidad de asegurar la ejecucion de nuevos proyectos para poder asegurar el
abastecimiento de electricidad en el mediano y largo plazo. Segun datos del Ministerio de
Energia y Minas respecto a la demanda de energia, se estim6 que para el periodo de 2009 —
2019, el SEIN demandara energia eléctrica con un crecimiento promedio anual de 8,1%
dentro de un escenario medio. En un escenario optimista la tasa de crecimiento promedio
anual es de 9,0%, que es el caso donde todos los grandes proyectos mineros se ejecutan y
el consumo masivo de electricidad de pequeiias demandas es creciente en un contexto de

buena situacion economica interna. En un escenario conservador la tasa es de 7,0%.
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Fig. 3.1 Proyeccion de la Demanda en Potencia en MW 2009 — 2019



La zona del proyecto en referencia no es ajena a este crecimiento, ello lo muestra la
proyeccion de requerimiento de carga para varios proyectos de ampliacion y nuevos
campos mineros. Segun se muestra en el siguiente cuadro.

Tabla 3.1. Proyeccion de Requerimiento de carga (MINEM, Sector Eléctrico 2010)

Zona del Pais |Proyecto Minero Periodo* Pot. Total (MW) **
Norte Majaz - Rio Blanco 2016 120
Otros (2 provectos) 2014-2015 65
Norte Medio |Empresa Siderurgica del Peru 2013 124
Northern Peru Copper Corp. - Galeno 2016 116
Otros (7 proyectos) B 2010-2017 276
Centro Shougesa (Ampliacion) 2011 250
Chinalco - Toromocho 2013 220
Com paiiia Minera Antamina S.A. 2011 140
Refmneria Cajamarquilla (Amphacion) 2013 110
Otros (13 provectos) 2012-2015 265
Sur Aceros Arequipa 2013 125
Apurimac Ferrum 2017 125
Socicdad Minera Cerro Verde - amphacion 2013 120
XstrataPeru - Las Bambas 2018 120
Anglo American - Quellaveco 2014 110
Grupo Mexico & Southern Peru - TiaMaria | 2011 100
Southern Peru Copper C. - Los Chanc as 2018 100
Otros (9 provectos) 2011-2018 434
Incremento total de potencia 2010 - 2018 2920
*  Perniodo 6 afio en que se presentaria el mayor incremento v requerimiento de potencia instalada.
** Incremento total de potenciadel 2010 al 2018, en MW.

Para abastecer estos incrementos de demanda se hace necesario la prevision de
compromisos € intenciones de inversion en el desarrollo de proyectos de generacion y
transmision. La modernizacion de la Subestacion Piura Oeste es parte de esta necesidad.

La S.E. Piura Oeste forma parte del Sistema Eléctrico Interconectado Nacional (SEIN), y
esta ubicada en Ia carretera a Paita, km 8, distrito Piura, provincia Piura, Departamento
Piura. La Subestacion Piura esta conectada a la linea de 220 kV que enlaza de las
subestaciones Talara y Chiclayo Oeste. Es una subestacion tipo exterior convencional que
actualmente se encuentra en servicio y esta constituida por dos patios de llaves, uno a 220
kV y otro a 60 kV interconectados mediante dos transformadores de potencia tridevanados,
cada uno con un terciario de 10 kV cargados con celdas de distribucion. El patio de llaves
de 220 kV tiene actualmente una configuracion de barra sencilla con la siguiente
distribucion de celdas (como referencia ver Anexo 2: Diagrama Unifilar de la SE Piura):

- Una celda de compensacion con reactor Inductivo 220 kV, 20 MVA.

- Una celda de salida de linea hacia la subestacion Chiclayo Oeste (L.-2238).
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- Una celda de salida de linea hacia la subestacion Talara (L-2248).

- Una celda de transformacion, conectada a un transformador de potencia (T32-261) de
50/50/30 MVA - 220/60/10 kV.

- Una celda de transformacion, conectada a un transformador de potencia (T15-261) de
50/50/30 MVA - 220/60/10 kV.

El patio de llaves de 60 kV tiene actualmente una configuracion de barra sencilla con la
siguiente distribucion de celdas:

- Una celda de salida de linea hacia la subestacion Piura (L-6650).

- Una celda de salida de linea hacia la subestacion Textil Piura (L-6651).

- Una celda de salida de linea hacia la subestacion Chulucanas (L-6657).

- Una celda de salida de linea hacia la subestacion Sullana (L-6698).

- Una celda de salida de linea hacia la subestacion Paita (L-6654).

- Una celda de salida de linea hacia la subestacion La Union (L-6658).

- Dos celdas de transformacion provenientes de 220 kV (T32-261y T15-261)

La caseta con celdas de 10 kV tiene una configuracion de barra sencilla con la siguiente
distribucion de celdas:

- Dos celdas de entrada de transformacion.

- Una celda para transformador de servicios auxiliares, con seccionador.

- Una celda salida para alimentar una barra sencilla 10 kV que sirve a las instalaciones de
ENOSA.

3.2  Estrategia y objetivos de modernizacion

Se requiere convertir la subestacion Piura Oeste, tanto el nivel 220 kV como el de 60 kV
en configuraciones de doble barra, la cual responde a la necesidad de ISA REP de atender
el crecimiento de la generacion y la demanda de la zona del proyecto, asi como el
mejoramiento de la confiabilidad de las instalaciones y continuidad del suministro
eléctrico.

A continuacion se especifica los requerimientos detallados para el disefio, fabricacion,
suministro, construccion, montaje, pruebas y puesta en servicio del Sistema de
Automatizacion de la Subestacion (SAS) de la Subestacion Piura Oeste:

Para [a subestacion Piura Oeste se debe suministrar un nuevo SAS, para el control de todas
las celdas tanto nuevas como existentes de la subestacion en 220, 60y 10 kV.

La RTU existente S900 sera desmantelada.

El alcance de este suministro consiste en:
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- Implementaciones del control de Nivel O, enclavamientos minimos cableados de los
equipos de todas las celdas tanto nuevas como existentes de la subestacion en 220, 60 y 10
kV, ello para reducir las labores de mantenimiento.

- Suministro e instalacion de los controladores de bahia (Nivel 1) para todas las celdas
tanto nuevas como existentes de la subestacion en 220, 60 y 10 kV. Para las celdas de 220
kV se debe suministrar un gabinete de control de nivel 1. Para las celdas de 60 kV el
controlador de bahia puede estar en el gabinete de proteccion. Para las celdas de 10 kV las
funciones de control del nivel 1 pueden estar dentro del relé de proteccion, para lo cual el
relé debe disponer de un display LCD para visualizacion y mando de los equipos de la
celda y entradas suficientes para la supervision del campo.

- Desconexion de las sefales y retiro de los cables del patio de llaves de 220, 60y 10 kV,
de los gabinetes de control y de la RTU existentes y conexion de las mismas a los nuevos
gabinetes de control de cada celda. Asi mismo se debera disefar, programar y ejecutar este
traslado de las sefiales de tal manera que se minimicen los cortes e indisponibilidades de
las celdas existentes por esta razon.

- Conexion de las senales de las celdas nuevas hasta los gabinetes de control de cada
celda.

- Suministro e instalacion de la red de datos del SAS vy el sistema de control de nivel de
subestacion (Nivel 2), incluyendo la estacion de operacion, los controladores de
subestacion, el reloj GPS, etc.

- Integracion del SAS a los dos (2) Centros de Control de ISA REP (Nivel 3); para esto
ISA REP dispondra del medio fisico para realizar la comunicacion con los centros de
control, es responsabilidad del contratista llevar la informacion del SAS implementado
hasta los equipos de comunicacion y verificar que esta es enviada desde la subestacion a
los centros de control.

- Desmontaje y empaque de la RTU existente, su entrega a ISA REP en el almacén de
ETECEN en la subestacion San Juan.

3.3 Implementacion de la modernizacion

A continuacion se describen los principios basicos de funcionamiento del sistema de
automatizacion.

3.3.1. Nivel 1

a) Generalidades

Se describe los principios basicos de funcionamiento en Nivel 1.
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El sistema de control de Nivel | para la S.E. Piura Oeste esta conformado por
controladores de campo 6MD66 pertenecientes a la serie de equipos numéricos de la
familia SIPROTEC 4 de SIEMENS, de tecnologia de punta, especialmente disefiados para
la proteccion y el control de los sistemas de media y alta tension en el area de generacion,
transmision y distribucion de energia.

Los controladores de campo se integran directamente a la red LAN redundante (conexion
en anillo) de la subestacion mediante los dos puertos opticos Ethernet 100BaseFX Full
Duplex. Ya que los controladores manejan el protocolo RSTP estos participan activamente
en el procedimiento de administracion de la redundancia a través de la conexion en anillo.
Los controladores de campo tienen las funciones de servidor y cliente de datos para la red
IEC61850. La funcion de sincronizacion se hace mediante el protocolo SNTP utilizando la
red LAN de la subestacion, los controladores de campo actuan como clientes de este
servicio. La comunicacion entre controladores de campo e IED’s de proteccion se hace a
través de la misma red LAN de la subestacion y utiliza los servicios respectivos (por
ejemplo GOOSE) del protocolo IEC61850. La gestion de los controladores de campo se
hace a través de la estacion local de gestion mediante una conexion DIGSI sobre TCP/IP y
utiliza la misma red LAN de la subestacion.

b) Adquisicion de Datos y Comandos

El sistema de automatizacion interactua con el proceso a través de los controladores de
campo y de los relés de proteccion. Bajo una estructura cliente / servidor estos equipos
comparten y solicitan la informacion del proceso. En el documento “Listados de Senales”
se encuentran las sefiales (datos y comandos) que son utilizados en el sistema y se
relacionan los equipos (controladores de campo e 1IED’s) respectivos.

Los tipos de sefiales manejados son:

- Indicacion sencilla (SP). Tiene sentido en los valores ON y OFF. Su adquisicion se
realiza a través de una entrada binaria.

- Indicacion sencilla transitoria (SP_F). Solo tiene sentido en el valor ON. Su adquisicion
se realiza a través de una entrada binaria.

- Indicacion doble (DP). Su adquisicion se realiza a través de dos entradas binarias.

- Indicacion binaria (BP8) de 8 bits.

- Valor analogo (MC_NC). Punto flotante.

- Valor analogo (MC_NA). Normalizado.

- Valor anadlogo (MVMYV). Valores de energia.
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- Indicacion sencilla (IntSP). Tiene sentido en los valores ON y OFF. Es generada
internamente por el equipo, a través de las funciones CFCs.
- Comando simple. Puede ser con retroaviso (CF_S) o sin retroaviso (C_S).
- Comando doble. Puede ser con retroaviso (CF_D2) o sin retroaviso (C_D2).

Comando doble con contactos dobles. Puede ser con retroaviso (CF D4) o sin
retroaviso (C_D4).
- Comando logico para cambio de una indicacion sencilla (SP_PER). Por ejemplo, para
habilitar o deshabilitar el telecontrol de un campo).
Las senales digitales son adquiridas mediante los modulos de entradas digitales incluidos
en los controladores de campo e IED’s de proteccion. Estas sefiales binarias llevan una
marcacion desde origen (es decir el equipo que las adquiere es el encargado de hacer la
marcacion) de la fecha y hora de la ocurrencia de cada evento con resolucion de 1 ms y una
precision de +/- 1ms.
La base de tiempo utilizada para la sincronizacion de tiempo es el sistema SNTP. Para las
sefiales dobles (DP) el sistema verifica el estado complementario de estas sefiales para
establecer la validez de la posicion de los equipos.
La adquisicion de las variables eléctricas se hace directamente conectando los
transformadores de tension y corriente al controlador de campo y relés de proteccion. El
equipo realiza las funciones de verificacion, filtro, ajuste de escala y conversion a unidades
de ingenieria, ademas de generar alarmas por violacion de limites ajustables (alto, muy
alto, bajo, muy bajo).
Adicionalmente los controladores de campo poseen modulos de entradas analogas para la
adquisicion de senales de corriente de hasta 20mA.
Los comandos generados por el sistema de automatizacion son emitidos al proceso
mediante modulos de salidas digitales que poseen tanto los controladores de campo como
los relés.
El sistema utiliza en sus interfaces de usuario de los niveles 1 y 2 el procedimiento de
“seleccionar antes de operar” para dar las ordenes hacia el proceso y reporta al operador
sobre los comandos ejecutados las siguientes funciones de supervision:
- Verificacion de la validez del origen del comando segun el nivel de control
seleccionado.
- Retro aviso de la ejecucion positiva o negativa de los comandos.

- Registro de ejecucion de comandos en la base de datos historica del sistema.
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¢) Enclavamientos

Esta funcion evalia el estado (abierto/cerrado) de todos los equipos de maniobra
involucrados en cada operacion, asi como otras condiciones.

Una vez se cumplen las condiciones de operacion, se habilita la emision del comando
correspondiente proveniente de los niveles 1, 2 o 3.

En el 1U de la estacion de operacion se tiene un despliegue donde se muestra graficamente
con compuertas logicas y mediante animacion en colores las condiciones de
enclavamientos para cada equipo y maniobra. De igual forma se genera una alarma cuando
se intenta dar un comando sin que se hayan cumplido las condiciones dadas.

Las funciones de enclavamiento se hacen a Nivel 1 utilizando las caracteristicas de
programacion y comunicacion que tienen los controladores de campo y los IED’s de
proteccion. Cada controlador de campo adquiere en tiempo real a través de lared LAN de
la subestacion toda la informacion de otros controladores de campo, IED’s de proteccion y
SICAM SU que requiera para evaluar la funcion de enclavamientos.

Este tipo de informacion es enviado a través de la red LAN mediante un servicio del
protocolo IEC 61850, denominado GOOSE (Generic Object Oriented Substation Event), el
cual utiliza una caracteristica de la red Ethernet para enviar telegramas con prioridad. Con
esto se logra la transmision efectiva en tiempo real de informacion de enclavamientos aun
en condiciones de congestion en la red.

En el caso que un controlador no pueda evaluar la funcion de enclavamientos para una
maniobra debido a una falla en las comunicaciones o por encontrarse fuera de servicio
algun elemento que tenga informacion sobre una condicion del enclavamiento para la
maniobra, el mando sobre el equipo es inhabilitado por el controlador de campo.

d) Secuencias Automaticas

Los controladores de campo incluyen las funciones de secuencias automaticas de conexion
y desconexion de lineas y transferencia de circuitos y barras, las cuales se seleccionan,
inician y supervisan desde la IU de Nivel 2. Podran alternativamente ser iniciadas desde
los niveles 1 y 3, segun requiera ISA-REP.

Al 1nicio y durante la ejecucion de una secuencia se verifican los enclavamientos
respectivos a cada paso, dentro de los cuales se encuentra la verificacion de la posicion del
selector de control de los equipos involucrados en la secuencia. Adicionalmente se cuenta
con supervision de tiempos y de bloqueos para detectar estados anormales de operacion.

Ante la violacion de alguna condicion impuesta a un paso en la secuencia, €sta se suspende
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y se genera la alarma correspondiente, adicionalmente se dispone en la IU de Nivel 2 de un
comando de cancelacion de la secuencia. Luego que una secuencia haya sido interrumpida
ya sea por bloqueo o por comando desde la IU de Nivel 2, el operador puede realizar paso
a paso, las condiciones faltantes siempre que se cumplan las condiciones de maniobra
respectivas. En la estacion de operacion de Nivel 2 se tienen despliegues para la ejecucion
de las secuencias, donde se tiene la opcion de arrancar el proceso, se tienen despliegues
dinamicos que muestran en forma grafica los pasos a ejecutar, el paso en ejecucion actual
y las condiciones para el cambio de un paso a otro.

Adicionalmente se visualiza el diagrama unifilar del campo o el diagrama unifilar general
de la subestacion, en el cual se observan los cambios de estado de los equipos a medida
que se va ejecutando la secuencia.

Las Secuencias Automaticas han sido desarrolladas de acuerdo a las bases del Proyecto
que indican que éstas deben de seleccionarse, iniciar y supervisar desde la IU de Nivel 2.
Pero en reuniones posteriores, el cliente solicitd que éstas queden deshabilitadas.

e) Autochequeo y Autodiagnostico

Los controladores tienen funciones de auto verificacion y autodiagndstico que reportan las
fallas al sistema, ante la deteccion de un error de hardware o software, o la falla en un
canal de comunicaciones. A continuacion se describen las funciones mas importantes y que
seran habilitadas en los controladores para el presente proyecto:

- Falla del controlador, el cual genera una alarma local (LED), operando un contacto de
estado.

- Error de su power supply (fuente de alimentacion).

- Error de sincronizacion de tiempo.

- Falla médulo de comunicacion en este caso Ethernet Module EN100.

- Falla moédulo EN100 enlace de canal 1.

- Falla médulo EN100 enlace de canal 2.

- Bateria descargada.

- Anomalia CFC.

- Dispositivo en estado operativo.

- Reset del dispositivo.

- Reset de LEDs, los cuales se encuentran en el lado frontal del equipo.

- Stop de transmision de datos.

- Controlador en modo de prueba.
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Mediante alarmas y animacion en el despliegue “Arquitectura del Sistema” en el Nivel 2
se muestra el estado de los equipos y sus componentes principales.

La supervision de la red se hace usando la herramienta Net View, que realiza un chequeo
de cada IED en la red para verificacion de transmision, recepcion y posibles errores que se
puedan presentar.

f) Interfaz de Usuario de Nivel 1

La interfaz de usuario de Nivel | esta dada por el panel de operacion incluido en los
controladores de subestacion. Este panel es del tipo electronico con pantalla de cristal
liquido.

En €l se puede representar graficamente un mimico del campo para control o supervision
de la bahia asociada, desplegar la lista de los ultimos 200 eventos registrados por el
controlador, mostrar la lista de alarmas activas o presentes, presentar valor analogos
primarios, entre otros despliegues. A continuacion describimos los elementos que
contienen el panel frontal del controlador:

- Teclas de navegacion.

- Bloque numérico para entrada rapida de entradas, ejm. Limites de valores.

- Teclas ON/OFF para comandos de equipos de patio.

- Cuatro teclas de funcion para la asignacion de funciones especiales por ejm. Asignacion
de visualizacion de la lista de eventos o disparos de interruptores.

- Teclas de “Control” para el acceso directo al control de equipos desde nivel 1.

- Display (con capacidad de iluminacion) para la presentacion limpia de caracteres, lista
de mensajes, valores de medida, estadisticas, bloques, etc.

- Dos llaves de operacion para el cambio Local/Remoto y Con Enclavamientos/Sin
Enclavamientos.

- Acceso al control y diagnostico mediante interfaz RS-232.

- 14 LEDs contigurables para mostrar eventos y/o alarmas importantes de planta. Ademas
de un boton de reseteo de LEDs.

3.3.2. Nivel 2

a) Generalidades

El sistema de control de Nivel 2 para la S.E. Piura Oeste esta basado en el sistema de
automatizacion SICAM PAS conformado por el sofiware SICAM PAS “Full Server” como
base de datos relacional en tiempo real e interfaz de datos. En cada SICAM SU se tiene por

un lado la aplicacion DSI, la cual se encarga de solicitar la informacion del proceso a los
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servidores de datos (controladores de campo y relés) y de distribuir esta informacion a las
demas interfaces de comunicaciones (por ejemplo, Centro de Control, Estacion de
Operacion Ul, aplicacion de Automatismos, etc.). Por otro lado se tiene la aplicacion
Sybase SQL, la cual representa la base de datos relacional del sistema, y es donde se
“relaciona” la configuracion del sistema y los datos del proceso que entrega la aplicacion
DSI. Bajo este esquema cada SICAM SU funciona como un cliente independiente en la red
LAN de la subestacion.

El software SICAM PAS CC es la interfaz de usuario y base de datos historica del sistema.
Este software se tiene instalado en dos computadores para tener un esquema redundante en
la base de datos historica y la aplicacion de interfaz de usuario de Nivel 2.

La red LAN de subestacion esta montada sobre una plataforma Ethernet conformada por
Switch RUGGEDCOM, sobre esta red van los servicios de IEC61850, SNTP para
sincronizacion de tiempo y enlaces seriales virtuales para la conexion en IEC870-5-101 a
los centros de control REP y para la gestion en DIGSI. Como servidor de tiempo integrado
en la red LAN de la subestacion se tiene un reloj maestro con funciones de Servidor SNTP.
Para la gestion centralizada y como gateway para la gestion remota se tiene una estacion
local de gestion integrada a la red LAN de la subestacion.

b) Curvas de Tendencia

En el sistema SICAM PAS CC, tiene definido un registro de medidas que puede ser
consultado en linea, o donde se pueden buscar valores historicos. Se presentan las variables
de tension, corriente, frecuencia, potencia activa, reactiva, aparente y factor de potencia.
Los rangos, zoom, ajustes de tiempo son seleccionables a solicitud del operador.

El sistema almacena el registro de medidas cada S minutos para los valores analogos y
cada 60 minutos para los valores de energia.

Para la representacion de los valores de medida el sistema SICAM PAS CC posee formatos
de pantalla para representar mediante graficas las medidas analogas con las siguientes
caracteristicas:

- Graficas de varias medidas simultaneamente (mas de cuatro).

- Graficas con formato de presentacion de ejes vertical y horizontal (X, Y).

- Ajustes de Escalas.

- Definicion de rétulos para los ejes.

- Ajuste de rango de tiempos.

- Zoom.
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- Generacion de curvas de tendencia definidas por el usuario.

¢) Manejo de Datos Historicos

El sistema SICAM PAS CC maneja un registro de eventos y de valores de medida con los
que crea una base de datos historica del sistema la cual es almacenada en el disco duro de
las estaciones de operacion de Nivel 2 y puede ser consultada en linea por las aplicaciones
de visualizacion. Esta base de datos es almacenada cada 30 dias en el dispositivo de
respaldo CD-R con que estan equipados las estaciones de operacion. Los archivos
historicos pueden ser exportados a archivos de texto pueden ser analizados offline en otra
estacion de trabajo que tenga el sistema SICAM PAS CC instalado, para funciones de solo
visualizacion se puede utilizar el sistema en version demo (no requiere licencias).

La informacion online en el Nivel 2 es de 1000 eventos. Si es que dentro de los 30 dias se
han producido mayor numero de eventos que el indicado, estos deberan ser cargados
manualmente para poder visualizarse. En el caso de backup automatico, €ste se configura
en la opcion Alarm Logging y Configuracion de Fichero. Desde aqui se puede configurar
cada cuanto tiempo se realizara un backup automatico de los datos historicos, tal como se

puede observar en la Fig. 3.3.

AlarmLogging ; @

Configuracion dél licherg CnnﬁguLac:mn_deLbackup

Tamafio del fichero

Periodo para todos los segmentos Semana(s) _v_!

Tamatio méax. para todos los segmentos Megabyte(s’ v]

Periodo de un segmento individual ,'

T amatio méx. de un segmento individual

Mormento del cambio de segmento

Mes [Diciembte J [ 2009 :] Diadelmes | 8 ‘;:
Diadela 0 - I Minutos E -
semana [Marles Hora v v

(] oo [

Fig. 3.1 Configuracion de Backup Automatico
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Los archivos historicos pueden ser exportados en formato .csv (que puede ser editado en
Excel) a través de un boton en la barra de herramientas de la [HM.

d) Reportes

En el sistema SICAM PAS CC se tienen programados los siguientes reportes con valores
instantaneos, totales acumulados, maximos, minimos y promedio para las siguientes
variables:

- Energia Entrante y Saliente.

- Medidas Eléctricas (tension, corriente, frecuencia, potencia activa, potencia reactiva).

- Operaciones acumuladas de los interruptores.

- Horas de servicio de los interruptores y transformadores de potencia.

Los reportes se programan para que su periodicidad sea diaria, semanal, mensual o a
solicitud del operador.

e) Editar reporte del Usuario “Tendencias*

El reporte del usuario Tendencias por defecto es una impresion de las tendencias, este
reporte esta asociado a todos los controles de tendencias de la IHM y permite imprimir las
tendencias seleccionadas y los datos asociados a dicha tendencia. Al editarlo aparece en

pantalla como se muestra en la Fig. 3.4.
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Fig. 3.2 Pantalla de Configuracion de Reportes
- [Editar reporte del Usuario “Eventos”
El reporte del usuario Eventos es una lista de eventos tomada del archivo historico. Al

iniciar la edicion se muestra como se ve en la Fig. 3.5.
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Fig. 3.3 Edicion del Reporte “Eventos”
Si se quiere aplicar un filtro sobre el reporte se debe presionar el boton derecho del raton
sobre el area dinamica del reporte, y seleccionar “Propiedades” en el menu contextual que

aparece.
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Una vez hecho se selecciona la pestaiia “Conectar”, se activa la opcion “Seleccion” y se

presiona el boton “Editar”. Con lo que se inicia la modificacion de la seleccion a mostrar

en el reporte.
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Fig. 3.5 Aplicacion de Filtros en Reportes
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Ver Fig. 3.8, para aplicar el filtro deseado se presiona el boton Seleccion en la parte
inferior del cuadro de dialogo. Ver Fig. 3.9, ahora se aplica el filtro que se desea.

Después de esto se puede guardar el reporte, para posteriormente imprimirlo.

- Editar reporte del Usuario “Alarmas”

El reporte del usuario Alarmas es una lista de alarmas tomada del archivo historico. Al

iniciar la edicion se muestra como se ve en la siguiente figura:
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Fig. 3.8 Pantalla de Reporte de Alarmas
La edicion del mismo se realiza de la misma forma en la que se hizo el del reporte dé
Eventos.
f) Supervision y Control Remoto de la Subestacion
Para la conexion fisica del sistema de Nivel 3 (Centro de Control REP) con el Nivel 2, se
dispone de un enlace de dato mediante una interfaz RS232 de los equipos de
comunicaciones. A estas interfaces se conectan dos Switch RS400 mediante enlaces
seriales RS232. Estos equipos poseen puertos seriales RS232 y puertos opticos (10BaseT
Full Duplex) para la conexion en protocolo UDP/IP a la red LAN Ethernet de la
subestacion. Este enlace se hara mediante fibra optica desde los Switch RS400 hasta dos
Switch Ethernet RSG2100. Los Switch RS400 son las interfaces seriales fisicas del puerto
serial virtual creado en la SICAM SU. El protocolo usado para esta conexion con el Centro
de Control REP es el [IEC60870-5-101.
Estos Switch RS400 estaran asociados a los dos SICAM SU, es decir los Switch RS400

seran la interfaz fisica del puerto serial virtual de las dos SICAM SU. El estado de cada
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Switch RSG2100 sera supervisado mediante la conexion del contacto de vida que poseen a
un Controlador de Campo (6MD66). La falla del Switch RS400 es un criterio en la logica
de seleccion de asignacion de funciones de control a alguna de las SICAM SU, al fallar
alguno de los Switch RS400, se indispone el puerto serial de €ste y por lo tanto, también se
indispone la SICAM SU que supervise este puerto como propio, perdiendo la capacidad de
ser maestro para la transmision de datos hacia el Centro de Control.

Para este Proyecto se ha considerado el uso de dos canales seriales independientes que
lleven la informacion hasta el Centro de Control de REP en San Isidro y Socabaya.
Asimismo, cada medio serial tiene su respaldo, de modo que se aumenta la fiabilidad del
envio de datos hacia ambos Centros de Control.

g) Supervision de la Red LAN

Los IED’s mediante sus funciones de auto-diagnostico y auto-chequeo, suministraran
informacion acerca del estado de los puertos de comunicacion con la red LAN,
adicionalmente el contacto de vida de cada uno de estos equipos es cableado a una unidad
de campo adyacente. Con esta informacion el sistema SICAM PAS CC anima un grafico
de estado de los equipos de la red y de los enlaces de comunicacion.

h) Manejo de la Redundancia

Las SICAM SU reciben informacion del proceso de los diferentes IED’s del sistema a
traves del protocolo IEC-61850 y a los centro de control superior a través del protocolo
[EC-870-5-101. En términos de los IED’s comunicados via IEC-61850 la redundancia de
las SICAM SU es HOT-HOT. Esto quiere decir que la informacion de todos estos IED’s en
condiciones normales se encuentra actualizada en las dos SICAM SU. Esto es posible ya
que bajo el esquema cliente-servidor de las comunicaciones un IED (servidor) puede
entregar su informacion a varios clientes (SICAM SU).

En cuanto a la conexion con el centro de control via IEC-870-5-101, la redundancia de las
SICAM SU es HOT-STAND BY, ya que esta interfaz solo soporta un equipo maestro a la
vez. En estos casos se requiere que solo una de las SICAM SU se comunique con los
centros de control. A la SICAM SU encargada de desarrollar esta tarea la llamaremos
SICAM SU principal, mientras que la otra se denominara SICAM SU de respaldo. Esta
SICAM SU de respaldo mantendra su servicio de IEC-870-5-101 apagado hasta que esta
no sea designada como SICAM SU principal. Igualmente, la SICAM SU principal
mantendra este servicio activo mientras siga operando como principal, y lo mantendra en

stand by al ser designada como respaldo.
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Por defecto se definira una SICAM SU principal. Esta SICAM SU funcionard de esta
forma siempre que esté disponible para serlo.

En caso de falla de esta SICAM SU, esta pasara a ser SICAM SU de respaldo, y la que era
de respaldo pasara a ser principal siempre y cuando esta también esté disponible para serlo.
Al recuperarse la SICAM SU definida por defecto como SICAM SU principal, esta
volveria a ser principal.

La definicion de cual SICAM SU sera la principal por defecto sera realizada por el usuario
ya sea desde los centros de control o desde cualquiera de los computadores de operacion.
Para que una SICAM SU sepa que esta indisponible para ser principal, esta verifica el
estado de sus comunicaciones con la red de IED’s y el estado de los Switch RS400
asociados.

Si no puede establecer comunicacion con ningun IED en la red o si los Switch RS400 no
estan disponibles, la SICAM SU se definird como indisponible para ser la SICAM SU
principal.

Adicionalmente, cada SICAM SU verifica a través de la red IEC-61850 el estado de la otra
SICAM SU. De esta forma la SICAM SU de respaldo puede saber si la otra SICAM SU
esta o no disponible.

A continuacion se muestra la logica a ser ejecutada por cada SICAM SU para la seleccion

de la SICAM SU principal:

Logicas de Seleccion de STATION UNIT Principal a ser Llevadas a Cabo en la
STATION UNIT 1 (SUI)

SU1 Definido Como Principal por
Defecto (Sefial proveniente de red

IEC-61850) T ! & SUI Toma Papel de
. : o Principal  (Servici
SU1 Disponible Para ser Principal >=1 lélg_cg;%_s_](o?rwmo
(Seiial Generada Internamente en S T S0
Sul)
SU2 Disponible Para ser Principal =™ SU1 Toma Papel de
(Senal proveniente de red IEC- Respaldo (Servicio
61850) O [EC-870-5-101

apagado en SU1)

Fig. 3.9 Diagrama logico para la seleccion de SU1 como principal o

respaldo para el protocolo IEC-870-5-101.
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Logicas de Seleccion de STATION UNIT Principal a ser Llevadas a Cabo en la
STATION UNIT 2 (SU2)

SUI1 Definido Como Principal por
| Defecto (Senial proveniente de red

| IEC-61850) ] ] SU2 Toma Papel de
. ) . — Principal ici
SU2 Disponible Para ser Principal >=] légfég%_s_]((sﬁmcm
(Senal Generada Internamente en ] :
SU2) encendido en SU2)

SU1 Disponible Para ser Principal =™
(Senal proveniente de red IEC-
61850)

SU2 Toma Papel de
Respaldo (Servicio
IEC-870-5-101
apagado en SU2)

Fig. 3.10 Diagrama logico para la seleccion de SU2 como principal o
respaldo para el protocolo IEC-870-5-101.

La SICAM PAS CC anicamente podra interrogar a una SICAM SU a la vez. En general,
cuentan con un modo de seleccion automatico, mediante el cual siempre tratan de
establecer comunicacion con la SICAM SU que tenga el papel de principal. Sin embargo,
este modo automatico podra ser deshabilitado localmente en cada computador de
operacion de forma que se pueda forzar la comunicacion de la IHM con el controlador de
respaldo en forma manual.
Como ya se explico arriba, la estacion de trabajo toma la informacion de una sola SICAM
SU, en particular de la SICAM SU que esté como principal, de esta forma se garantiza que
la estacion esta creando bases de datos historicas.
i) Seguridad del Sistema
Con el fin de restringir el acceso no autorizado al sistema de control, visualizacion y de
base de datos el sistema WINCC cuenta con una herramienta de creacion de usuario con
acceso controlado mediante clave. A cada usuario se le puede asignar un perfil
determinado con distintos grados de accesibilidad en las funciones de la estacion de
operacion 1U de Nivel 2. Se tienen tres niveles generales predefinidos:
Nivel de seguridad 0: Solo visualizacion de informacion y navegacion por los
despliegues. Con este nivel de seguridad no se pueden ejecutar comandos, ni hacer
cambios o modificaciones al sistema.

Este es el nivel de seguridad por defecto del sistema, al arrancar o cuando no haya ningun

usuario con una sesion iniciada.
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Nivel de seguridad 1: Este nivel de seguridad permite hacer, visualizacion de informacion,
navegacion, ejecucion de comandos, cambio de modos de operacion, reconocimiento de
alarmas, activacion de secuencias automaticas y seleccion de programas de aplicacion. En
este nivel no es posible hacer cambios o modificaciones al sistema. Este es el nivel de
seguridad adjudicado a los usuarios con perfil de operador. El ingreso con este perfil
requiere de contrasena.
Nivel de seguridad 2: Ademas de permitir todas las funciones de operacion del nivel I,
tiene acceso a hacer cambios y modificaciones sobre el sistema. Este es el nivel de
seguridad adjudicado a los usuarios con perfil de administrador. El ingreso con este perfil
requiere de contrasena.
j) Interfaz de Usuario Nivel 2
Generalidades
La interfaz de nivel 2 del sistema de control SICAM PAS del proyecto AMPLIACION 5
S.E. Piura Oeste, se ejecuta sobre un PC SIEMENS CELSIUS M440 con las siguientes
caracteristicas:
- PC SIEMENS CELSIUS M440
- Intel Pentium 4 — 3.6 GHz
- 1 GB de RAM
- 160 GB de doble disco duro, SATA

Monitor LCD 20”
- FDD 1.44 MB
- CD-RW/DVD
- NVIDIA QUADRO NVS 285 64MB
- LAN 10/100/1000 MB
En el proyecto se encuentra instalado Windows XP Professional SP2 en espaiol. Entre las
diferentes caracteristicas ofrecidas por esta interfaz estan las siguientes:
- Permite la supervision de los estados de los diferentes equipos de patio de la
subestacion mediante la representacion grafica de los mismos.
- Permite el control de los equipos de patio mediante el uso del puntero o raton del
computador.
- Realimenta al operador con informacion sobre los resultados de las acciones realizadas
(comandos exitosos 0 no exitosos, causa de la no realizacion de uno de ellos, origen de la

accion, etc.)
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- Permite el registro continuo de los eventos de la subestacion. El almacenamiento de
eventos en la IHM tiene las siguientes caracteristicas:

v’ Los eventos son guardados en varios segmentos de base de datos, cada uno de los cuales
almacena eventos hasta que el tamafo programado para cada segmento ha sido excedido, o
hasta que el periodo de tiempo maximo asignado haya sido excedido.

v Una vez excedido cualquiera de los limites de un segmento (tamafio o periodo) se crea
un nuevo segmento. En este se almacenaran los eventos subsiguientes.

v' Cuando la totalidad de segmentos almacenados supere determinado tamafio o
determinado intervalo de tiempo, el segmento mas antiguo es eliminado.

v Los eventos son almacenados con estampa de tiempo, teniendo esta una precision de 1
ms.

v’ La capacidad de almacenamiento esta limitada por el espacio libre en el disco duro.

- Permite la creacion de funciones personalizadas mediante el lenguaje de programacion
C o Visual Basic, con lo cual se pueden realizar funciones para multiples tareas, tales como
la navegacion entre los diferentes despliegues, la derivacion de energias a partir de valores
analogos, etc.

- Permite la creacion de archivos de valores analogos, los cuales pueden ser observados
en forma tabular o como curvas de tendencia. Para el proyecto se generaran tres tipos de
archivos de curvas de tendencia:

v Tendencias de Corto Plazo, en el que se archivaran algunas medidas selectas (las
medidas mas representativas de la subestacion) en intervalos de 5 segundos y cubriendo un
periodo de 1 dia (17280 registros — 540kB). Las medidas propuestas para almacenar en
este archivo seran:

o Tension entre fases B y C de cada Campo.

o Frecuencia de cada Campo.

o Potencia Activa de cada Campo.

o Potencia Reactiva de cada Campo.

- Tendencias de Largo Plazo, en el que se archivaran todas las medidas adquiridas en la
subestacion. Estas seran adquiridas en intervalos de 15 minutos y cubriendo un intervalo de
100 dias (28800 registros — 90kB).

- Contadores, en el que se archivaran las energias adquiridas en el sistema en intervalos

de 15 minutos, cubriendo un periodo de 1 afio (35040 registros — 1095kB).



CAPITULO IV

ANALISIS Y PRESENTACION DE RESULTADOS.

4.1 Inversion requerida

La modernizacion y/o ampliacion de la Subestacion Piura Oeste el cual se ha presentado
como ejemplo en el presente informe es parte del proyecto Ampliacion 5, el cual a grandes
rasgos tiene como alcance lo siguiente:

Alcance: Proyecto de ampliacion de la capacidad de transformacion de las Subestaciones:
Quencoro, Azangaro, Trujillo Norte, Piura Oeste y Tingo Maria; adecuacion para la
conexion del Proyecto Tocache-Bellavista y ampliacion de la barra de 60 KV de la
Subestacion Independencia.

Valor de inversion: US$ 26.7 Millones

Fig. 4.1 Proyecto Ampliacion 5
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4.2 Evaluaciéon economica

Como se ha mencionado en la justificacion de la adopcion de los SAS o de los sistemas de
control convencional en las subestaciones de alta y extra alta tension, se tienen en
consideracion tanto los beneficios estratégicos (no tangibles y de dificil valoracion en
dinero), como los beneficios tangibles que implican la seleccion de cada uno de estos
sistemas.

Considerado las posibilidades de integracion y manejo unificado de la informacion de los
distintos subsistemas en una subestacion, los beneficios estratégicos resultan en mejorar la
percepcion de los usuarios, externos e internos, en lo que respecta a la calidad y
confiabilidad del servicio y a la accesibilidad de la informacion a todo nivel, asi como la
posibilidad de poder ofrecer servicios de valor agregado, haciendo uso de la mayor
cantidad y variedad de la informacion adquirida y procesada por los SAS; entre ellos la
flexibilidad en la facturacion de la empresa.

Los beneficios tangibles son producto de incrementar la capacidad de la organizacion para
trabajar mejor, mas rapidamente y en forma mas econdomica. Estos beneficios implican
reduccion en los costos de operacion y mantenimiento, debido a la poca utilizacion de la
mano de obra, y el mejoramiento de la funcionalidad operativa en comparacion con el uso
de sistemas de control convencional, teniendo a la vez una reduccion en el tiempo de salida
del servicio para los usuarios.

En el Anexo N°01 se puede observar el costo de la implementacion del Sistema
Automatizado de Control y Proteccion correspondiente a la Modernizacion de la SE Piura
Oeste, asi mismo se hace un comparativo con su equivalente en Sistema Convencional.

Se puede observar que no hay mucha variacion en costos, por lo cual se puede concluir que
las diferencias estan principalmente asociadas a un cambio de tecnologia. Este cambio esta
asociado a numerosas ventajas.

Las ventajas de implementar un Sistema Automatizado principalmente estan en lo
siguiente:

- Posibilidades de integracion y manejo unificado de la informacion de los distintos
subsistemas en una subestacion.

- Beneficios estratégicos resultan en mejorar la percepcion de los usuarios, externos e
internos, en lo que respecta a la calidad y confiabilidad del servicio y a la accesibilidad de
la informacion a todo nivel, haciendo uso de la mayor cantidad y variedad de la

informacion adquirida y procesada por los SAS.
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- Los beneficios tangibles son producto de incrementar la capacidad de la organizacion
para trabajar mejor, mas rapidamente y en forma mas economica. Estos beneficios
implican reduccion en los costos de operacion y mantenimiento, debido a la poca
utilizacion de la mano de obra, y el mejoramiento de la funcionalidad operativa en
comparacion con el uso de sistemas de control convencional.
- Implementar un sistema de automatizacion logrando buena integracion entre equipos
permite eliminar una gran cantidad de dispositivos independientes.
- Ahorro de espacio fisico en la subestacion.
- Menor costo en adecuaciones civiles, ya que se deja de utilizar gran cantidad de cable.
- Menor costo de mano de obra para su instalacion.
- Menores puntos de falla por la menor cantidad de instalaciones y conexiones.
La justificacion técnico economica de la aplicacion de los SAS en las subestaciones
dependen de si estas son nuevas o corresponden a modernizaciones de subestaciones
existentes.

Tabla 4.1. Beneficios Tipicos Asociados a la Implementacion de sistemas

de control numérico en SE’s de A.T. (tomado de GE-HARRIS
Energy Control Systems)

Reduccion en %

Perdidas en Volt & Var 4

Mantenimiento de equipos de la g
subestacion

Nimero de salidas de almentadores en la 10
subestacion

Tiempos sin servicio para los 10

Consumedores

Costos de nuevas Construcciones 25

| Costos de equipos 30

Aplazamiento de gastos mportantes de 50

capital

Las subestaciones nuevas proveen los mayores beneficios potenciales dada la posibilidad
de ahorro en los costos de construccion, espacio, cableado y montaje. También es posible
el mejoramiento de las funciones de proteccion, control y supervision por un minimo
costo.

Entre los componentes claves de una red de control numérico se debe tener especial
cuidado en determinar las caracteristicas deseadas para:

- Los relés de proteccion e IED’s en general.
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- Lared LAN de comunicacion de la subestacion.

- Interfaces hombre-maquina

De manera de satisfacer los requerimientos propios del sistema eléctrico a la vez de buscar
la mejor relacion precio-valor para el sistema de control numérico implementado.

En la TABLA 3, se pueden observar los datos obtenidos por empresas especializadas en el
ramo, que demuestran cuantitativamente el grado de reduccion en costos que se puede
obtener en los nuevos sistemas eléctricos de potencia con sistemas de control numérico ya
instalados.

4.3  Beneficios asociados a la implementacion de sistemas de control numérico

Al igual que sus homologos, los sistemas primarios, los sistemas secundarios han
cambiado mucho con los afnos. Asi, los dias del funcionamiento manual dieron paso a una
forma mas avanzada de gestion de la informacion.

El sistema secundario de una subestacion moderna se utiliza para lo siguiente:

- Proteccion y supervision del sistema primario.

- Acceso local y remoto a los aparatos del sistema de alimentacion.

- Funciones locales manuales y automaticas.

- Enlaces e interfaz de comunicaciones del sistema secundario.

- Enlaces e interfaz de comunicaciones con los sistemas de gestion de la red.

Todas estas funciones las realiza un sistema de automatizacion de subestacion (SAS) que
contiene dispositivos programables del secundario, conocidos como dispositivos
electronicos inteligentes (IED) para tareas de control, supervision, proteccion y
automatizacion.

Las caracteristicas habituales de un IED son las siguientes:

- Puede usarse para una o mas bahias de aparamenta.

- Incluye funciones de proteccion independientes para cada alimentador.

- Realiza calculos a gran velocidad y en tiempo real que activaran, en su caso, una senal
de activacion.

- Se supone que un IED es un dispositivo que combina control y proteccion, aunque
puede tener funciones independientes de s6lo control o solo proteccion.

- Puede comunicarse con todos los demas IED.

Para aumentar la fiabilidad y disponibilidad de un sistema de automatizacion de
subestacion (SAS), la parte correspondiente a la proteccion puede duplicarse a fin de

ofrecer un sistema redundante. Para una total redundancia, todos los IED y sistemas de
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apoyo (como el de alimentacion) deben estar duplicados para garantizar que los dos
sistemas puedan trabajar independientemente uno de otro.

Prefabricacion

En las subestaciones modernas, la prefabricacion y las pruebas previas del equipo de
automatizacion se estan convirtiendo rapidamente en la norma. El sistema se entrega
dividido en secciones que contienen todas las funciones necesarias para una parte del
sistema primario, y después basta conectar entre si estas secciones con fibra Optica. La
prefabricacion tiene numerosas ventajas, entre otras:

- Los costes totales pueden mantenerse bajos gracias a la optimizacion de la fabricacion y
las pruebas.

- La calidad es mayor, ya que el modulo ha sido comprobado en su totalidad en fabrica y
se envia con todo el cableado intacto.

- Puesto que la mayor parte del montaje y las pruebas se realizan antes del envio, el
tiempo en la obra se reduce considerablemente.

- La prefabricacion es adecuada tanto para los proyectos de nueva planta como para los
de remodelacion.

- La remodelacion futura se simplifica y puede realizarse con menos tiempo de parada
reemplazando todo el edificio prefabricado.

Comunicacion

En un SAS, es esencial que la comunicacion entre 1ED sea eficaz y rapida. En las
subestaciones se ha usado durante muchos afios una comunicacion numérica, pero la falta
de protocolos normalizados limitaba la eficacia de los SAS y restringia la mezcla de los
IED con los de otras empresas. Para superar este problema, la IEC a dado el desarrollo de
una norma para la comunicacion en subestaciones, conocida como IEC 61850.

Las subestaciones modernas suelen controlarse a distancia, y la comunicacion entre la
subestacion y el centro de control remoto se realiza mediante una red de area extensa
(WAN). En la actualidad, los nuevos tendidos aéreos o las conexiones de cables de
potencia se equipan con fibra Optica para mantener el sistema de comunicaciones de
protecciony la WAN.

Una mirada al futuro

En los ultimos cien afios la humanidad ha sido testigo del avance de la economia desde la
era industrial a la era de la informacion. Muchas ideas fascinantes, en particular la World

Wide Web, han cambiado la forma de vivir y de trabajar de muchas personas y empresas.
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En el futuro, los equipos de regulacion de la electricidad de las subestaciones estaran aun
mas integrados y seran mas compactos, mientras que las funciones de medicion y todas las
funciones del secundario se basaran en fibra optica. En otras palabras: unas cuantas
conexiones de fibra oOptica sustituiran a toneladas de porcelana, cobre y hierro. Esto
acelerara aun mas el proceso de entrega, reducira las dimensiones de las subestaciones y

las hara mas respetuosas con el medio ambiente.



CONCLUSIONES

1. La tendencia en el ambito mundial hacia la desregulacion y privatizacion de los
servicios de generacion, transmision, distribucion y comercializacion del servicio eléctrico,
se encuentra centrada en la creacion de mercados competitivos. Esto hace que el
rendimiento a corto plazo de las inversiones realizadas y la reduccion de los costos
asociados a todos los proyectos del sector eléctrico sea de vital importancia. Como
consecuencia de esto, los sistemas de control de las subestaciones, al ser parte muy
importante de todo la subestacion, deben ser también objeto de consideracion al momento
de buscar llevar a cabo los objetivos antes mencionados.

2. Con el uso de controladores de bahia se influye también significativamente en la
reduccion de costos de equipos de comunicacion en la subestacion, ya que permite eliminar
multiples lineas de comunicacion (cableado) entre los IED’s de las bahias y la red LAN de
la subestacion, gracias a la integracion en el controlador de una sola base de datos por
bahia, permitiendo su acceso desde la red LAN de la subestacion.

3. La facilidad de tener centralizada en las estaciones de operacion la posibilidad de
realizar la configuracion de los diferentes IED’s de la subestacion y la capacidad de
diagnosticar el estado de los mismos puede ser un factor importante en la reduccion futura

de los costos de mantenimiento del sistema.
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Anexo A: Subestacion Automatizada vs. Convencional — Costos Sistema de Control

! N " | n USS
1{TABLERO CONTROLADOR DE SUBESTACION 1 1,800.00 1 1,800.00|
1.01[SICAM PAS STATION UNIT 1 59,706.60 - -
1.02|SICAM PAS STATION UNIT 1 61,206.20| - .
1.03|SWITCH ETHERNET 1 12,200.00 1 12,200.00
1.04|SWITCH ETHERNET 1 12,200.00 1 12,200.00
1.05|EQUIPO DE SINCRONIZACtON DE TIEMPO 1 11,100.00] 1 11,100.00
2|TABLERO DE CONTROL DE REACTOR R-7 1 1,800.00 1 1,800.00
2.01{CONTROLADOR DE BAHIA 1 31,988.40
2.02|RELE DE SOBRECORRIENTE 1 15,457.32 1 15,457.32
3|TABLERO DE CONTROL DE TRANSFORMADOR T32 220/60 KV 1 1,800.00 - 1,800.00]
3.01|CONTROLADOR DE BAHIA 1 26,989.40 - -
3.02|CONTROLADOR DE BAHIA 1 26,989.40 = -
4|TABLERO DE CONTROL DE TRANSFORMADOR T15 220/60 KV i il 1,800.00| - 1,800.00
4.01{CONTROLADOR DE BAHIA 1 26,989.40]
4.02|CONTROLADOR DE BAHIA 1 26,989.40 - -
5| TABLERO DE CONTROL Y PROTECCION DE LINEA LAGUNA LA NINA - CHICLAYO L-2239, 220 KV 1 1,800.00 1 1,800.00
5.01|PROTECCION DISTANCIA 1 22,500.00 1 22,500.00
5.02[PROTECCION DISTANCIA 1 22,500.00 1 22,500.00
5.03|CONTROLADOR DE BAHIA 1 26,989.40] -
6|TABLERO DE CONTROL DE TRANSFORMADOR T83-261, 220/60 KV = 1 1,800.00 1 1,800.00,
6.01/CONTROLADOR DE BAHIA 1 26,989.40) -
6.02|CONTROLADOR DE BAHIA 1 26,989.40
6.03|CONTADOR DE ENERGIA BIDIRECCIONAL 1 14,615.00 1 14,615.00
7{TABLERO DE PROTECCION DE TRANSFORMADOR T83-261, 220 KV 1 1,800.00, 1 1,800.00|
7.01|RELE DE SOBRECORRIENTE 1 31,155.90 1 31,155.90
7.02|UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 11,931.25 - -
7.03|PROTECCION DIFERENCIAL DE TRANSFORMADOR 1 39,037.40 1 39,037.40
7.04|REGISTRADOR DE FALLAS, SIMEAS R 1 35,274.10 1 35,274.10
8| TABLERO DE PROTECCION DE TRANSFORMADOR T83-261, 60 KV 1 1,800.00 1 1,800.00
8.01|RELE DE SOBRECORRIENTE 1 31,155.90 1 31,155.90
8.02[CONTADOR DE ENERGIA BIDIRECCIONAL 1 14,615.00 1 14,615.00
9|TABLERO DE CONTROL Y PROTECCION ACOPLE 220 KV 1 1,800.00§ 1 1,800.00]
9.01|RELE DE SOBRECORRIENTE 1 25,274.00 1 25,274.00
9.02|UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 11,931.25 =
9.03|CONTROLADOR DE BAHIA 1 26,989.40] .
10| TABLERO DE CONTROL Y PROTECCION DE LINEA TALARA L-2248, 220 KV 1 1,800.00| 1 1,800.00
10.01{PROTECCION DISTANCIA 1 22,500.00 1 22,500.00
10.02{PROTECCION DISTANCIA 1 22,500.00 1 22,500.00
10.03|CONTROLADOR DE BAHIA 1 26,989.40 - 26,989.40
11|TABLERO DE PROTECCION DIFERENCIAL DE BARRAS, 220 KV 1 1,800.00] 1 1,800.00
11.01|RELE DIFERENCIAL DE BARRAS CON PROTECCION DE FALLA 1 16.466.70 1 16,466.70
11.02|UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 11,931.25] -
11.03{UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 11,931.25] £
11.04|UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 11,931.25]
11.05|UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 11,931.25
11.06|UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 11,931.25
11.07|UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 11,931.25]
11.08|UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 11,931.25 - -
12| TABLERO DE CONTADORES DE ENERGIA 220 KV, CASETA 1 1 1,800.00| 1 1,800.00|
12.01|CONTADOR DE ENERGIA 1 5.159.93 1 5.159.93|
12.02|CONTADOR DE ENERGIA 1 5.159.93 1 5,159.93
13| TABLERO DE PROTECCION DE TRANSFORMADOR T32-261, 220/60/10 KV 1 1 -
13.01|PROTECCION DIFERENCIAL DE TRANSFORMADOR 1 24,655.02 1 24,655.02
13.02|PROTECCION DIFERENCIAL DE TRANSFORMADOR 1 24,655.02 1 24.655.02
14| TABLERO DE PROTECCION DE TRANSFORMADOR T15-261, 220/60/10 KV 1 1 -
14.01|PROTECCION DIFERENCIAL DE TRANSTORMADOR 1 24,655.02 1 24,655.02
14.02|PROTECCION DIFERENCIAL DE TRANSFORMADOR 1 24,655.02 1 24,655.02
15|TABLERO DE CONTROL Y PROTECCION DE INEA RESERVA 1, 60 KV 1 1,800.00 1 1,800.00|
15.01{RELE DE SOBRECORRIENTE 1 18,200.00 1 18,200.00
15.02|UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 12,095.50 .
15.03|CONTROLADOR DE BAHIA 1 20,819.20 -
15.04|PROTECCION DISTANCIA 1 22,500.00] 1 22,500.00
16| TABLERO DE CONTROL Y PROTECCION DE LINEA RESERVA 2, 60 KV 1 1,800.00 1 1,800.00
16.01|RELE DE SOBRECORRIENTE 1 18,200.00 1 18,200.00
16.02|UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 12,095.50| .
16.03|CONTROLADOR DE BAHIA 1 20,819.20 - -
16.04|PROTECCION DISTANCIA 1 22,500.00 1 22,500.00
16.05|CONTADOR DE ENERGIA BIDIRECCIONAL 1 14,615.00| 1 14,615.00
17|TABLERO DE CONTROL Y PROTECCION DE LINEA L-6650, 60 KV 1 1,800.00] i 1,800.00]
17.01|RELE DE SOBRECORRIENTE 1 18,200.00| 1 18.200.00
17.02|UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 12,095.50 -
17.03|CONTROLADOR DE BAHIA 1 20,819.20 - =
17.04|PROTECCION DISTANCIA 1 22,500.00 1 22,500.00
18{TABLERO DE CONTROL Y PROTECCION DE LINEA TEXTIL PIURA L-6651, 60 KV 1 1,800.00 1 1,800.00;
18.01|RELE DE SOBRECORRIENTE 1 18,200.00 1 18,200.00
18.02|UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 12,095.50 -
18.03|CONTROLADOR DE BAHIA 1 20,819.20 - -
18.04|PROTECCION DISTANCIA 1 22,500.00 1 22,500.00
18.05|CONTADOR DE ENERGIA BIDIRECCIONAL 1 14,615.00 1 14,615.00]
19|TABLERO DE CONTROL Y PROTECCION DE LINEA CHULUCANAS L-6657, 60 KV 1 1,800.00| 1 1,800.00
19.01|RELE DE SOBRECORRIENTE 1 18,200.00 1 18,200.00
19.02|UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 12,095.50 i
19.03|CONTROLADOR DE BAHIA - 1 20,819.20 -
19.04{PROTECCION DISTANCIA 1 22,500.00, 1 22,500.00|
19.05|CONTADOR DE ENERGIA BIDIRECCIONAL 1 14,615.00 1 14.615.00




20[TABLERO DE CONTROL Y PROTECCION DE LINEA SULLANA L-6698, 60 KV 1 1,800.00] 1 1,800.00
20.01|RELE DE SOBRECORRIENTE 1 18,200.00) 1 18,200.00
20.02[{UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 12,095.50 -
20.03|CONTROLADOR DE BAHIA 1 20,819.20) - -
20.04|PROTECCION DISTANCIA 1 22,500.00) 1 22,500.00)
20.05|CONTADOR DE ENERGIA BIDIRECCIONAL 1 14,615.00 1 14,615.00)

21 TABLERO DE CONTROL Y PROTECCION DE LINEA L-6654, 60KV 1 1,800.00 1 1,800.00
21.01[RELE DE SOBRECORRIENTE 1 18,200.00 1 18,200.00|
21.02|UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 12,095.50 -
21.03|CONTROLADOR DE BAHIA 1 20,819.20) - .
21.04|PROTECCION DISTANCIA 1 22.500.00 1 22,500.00
21.05|CONTADOR DE ENERGIA BIDIRECCIONAL 1 14,615.00 1 14,615.00)

22| TABLERO DE CONTROL Y PROTECCION DE LINEA L-6658, 60 KV 1 1,800.00 1 1,800.00
22.01] RELE DE SOBRECORRIENTE 1 18,200.00 1 18,200.00)
22.02|UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 12,095.50 -
22.03| CONTROLADOR DE BAHIA 1 20,819.20) . .
22.04| PROTECCION DISTANCIA = 1 22,500.00) 1 22,500.00
22.05|CONTADOR DE ENERGIA BIDIRECCIONAL 1 14,615.00 1 14,615.00)

23| TABLERO DE CONTROL Y PROTECCION ACOPLE 60 KV 1 1,800.00 1 1,800.00
23.01{RELE DE SOBRECORRIENTE 1 25,821.00, 1 25,821.00]
23.02] UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 12,095.50 -
23.03| CONTROLADOR DE BAHIA 1 20,819.20) . -

24 TABLERO DE PROTECCION DIFERENCIAL DE BARRAS, 60 KV 1 1,800.00 1 1,800.00
24.01|RELE DIFERENCIAL DE BARRAS CON PROTECCION DE FALLA 1 18,466.70 1 18,466.70
24.02|UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 12,095.50 -
24.03|UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 12,095.50
24.04]UNIDAD DE BAHIA PARA RELE DIFERENCIAL DE BARRAS 1 12,095.50 .

25| TABLERO DE CONTADORES DE ENERGIA 60 KV, CASETA 2 1 1,800.00] 1 1.800.00
25.01|CONTADOR DE ENERGIA 1 14,615.00 1 14,615.00)
25.02]CONTADOR DE ENERGIA 1 14,615.00) 1 14,615.00)

26|/ TABLERO SS.AA 380-220 VAC / 220VCC, CASETA 220 KV 1 1,800.00) - -
26.01JCONTROLADOR DE BAHIA DIGITAL PARA SSAA 1 39,223.40)

27| TABLERO SS.AA 380-220 VAC / 220VCC, CASETA 60 KV 1 1,800.00] -
27.01| CONTROLADOR DE BAHIA DIGITAL PARA SSAA 1 39,223.40) - -

28| TABLERO SS.AA 380-220 VAC 1 1,800.00 1 1,800.00]
28.01|MEDIDOR MULTIFUNCION 1 18,483.00 1 18,483.00)

29| TABLERO DE REGULACION DE TRANSFORMADOR 1 1,800.00) 1 1,800.00
29.01|SWITCH RS400 1 7,200.00 1 7.200.00
29.02|SWTCHRS900 1 7,200.00 1 7,200.00

30| TABLERO DE CONTROL DE TRANSFORMADOR 1 1,800.00 1 1,800.00
30.01] SWITCH R$910 1 6,921.40 1 6,921.40)

31|INVERSOR 1 11,000.00] 1 11,000.00

32|Tablero Mimico - - 8 14,400.00)

33]RTU - - 2 31,000.00

3s|o1/00. - - 10 21,000.00|

35| Cable ediciona! en la instalacion sonvencional, en metros - - 96000 787,200.00

Costo Total $1,959,656.01 $1,922,492.76
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Anexo D: Datos Técnicos Equipos de Control

CONTROLADORES DE BAHIA

63

ITEM DESCRIPCION UNIDAD [REQUERIDO|OFRECIDO
1. |Fabricante SIEMENS
2. |Pais ALEMANIA
3. |Referencia 6MD6
4. |Norma IEC 60255
S.  |Tension auxiliar

a) Tension asignada Vce 110
b) Margen de tension para operacion % 80-110 80 — 120
¢) Consumo W 17.5
6. |Memoria RAM MB
7.  |Memoria ROM kB
8. | Tiempo de ciclo ms/kinstruc
ciones
9. [Puerto serial para conexion con un PC Si SI
portatii o Terminal de prueba vy
programacion
10. |Sincronizacion de la hora RED LAN
11. |Tiempo promedio a la falla (MTTF) h 10 ANOS




SICAM PAS STATION UNIT

CONTROLADOR DE SUBESTACION
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ITEM DESCRIPCION UNIDAD |REQUERIDO | OFRECIDO
1. |Fabricante SIEMENS
2. |Pais ALEMANIA
3. |Referencia SICAM PAS
4. |[Disponibilidad total del sistema (Nota 1) % >99,90 99,90
5. |Disponibilidad del sistema a Nivel 1 (Nota 1) % > 99,99 99,99
6. |Registro cronologico de eventos

a) Precision ms <+/-1 +/- 1
b) Resolucion ms <1 <1
7. |Tiempos de respuesta del sistema
a) Ejecucion de comandos de control
e Desde Nivel 1 ms <500 <500
e Desde Nivel 2 S <1 <1
o Desde Nivel 3 S <S5 <S5
b) Presentacion de despliegues S <1,5 <1,5
c) Presentacion de Alarmas y eventos S < 1,5 <15
d) Terminacion de una solicitud S <1 <1
e) Tiempo de respuesta de otros despliegues S <1 <1
f) Ingreso de usuario en la estacion de S <5 <S5
operacion
g) Actualizacion de datos
e Enel Nivel | ms <500 <500
e« Enel Nivel 2 S <1 <1
o En el interfaz hacia el Nivel 3 S <S5 <S5
8. |Precision de la medida
a) Tension % <0,5 <0,5
b) Corriente % <0,5 <0,5
c) Potencia activa % <0,5 <0,5
d) Potencia reactiva % <0,5 <0,5
9. |Vida util del sistema Afos > 10 > 10
10. |Cumplimiento con el sistema de calidad ISO 9001 [SO 9001




COMUNICACIONES

SWITCH DE LA RED LAN
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ITEM

DESCRIPCION

UNIDAD [REQUERIDO| OFRECIDO

1. |Fabricante RUGGEDCOM
a) [Pais CANADA
b) |[Referencia RSG2100
c) [Norma IEC
2. |Protocolo de transporte TCP/IP TCP/IP
3. |Cantidad de puertos

a) RJ45 6

b) De fibra optica 2
4. |Velocidad Mbit/s 100
5.  |Gestion remota via SNMP (Si/No) Si SI
6. |Permite topologia en anillo (Protocolo SI

RSTP) (Si/No)
7. |Tension auxiliar

a) Tension asignada Vv 220 220

b) Frecuencia asignada Hz 60 60

c) Carga VA
8. |Tiempo promedio a la falla (MTTF) h 50 ANOS




UNIDAD DE REFERENCIA DE TIEMPO
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RELOJ GPS
ITEM DESCRIPCION UNIDAD |REQUERIDO| OFRECIDO
1. |Fabricante MEINBERG
2. |Pais ALEMANIA
3. |Referencia GPS M300
5. |Tension auxiliar
a) Tension asignada \% 48 — 220
a) Frecuencia asignada Hz 60 60
b) Carga W
6. |Seial de sincronismo por satélite GPS GPS
7. |Precision de las seales de salida ns < 500 500
8. |Estabilidad del reloj interno sin sefal externa ppm <0.5 0.5
9. |Despliegue local de la hora y de parametros Si SI
10. |Indicacion local y remota de fallas Si SI
11. |Seiiales de salida
a) Interfaz serial asincrono RS232
b) DCF 77
c) IRIG-B SI
d) Pulso por segundo SI
e) Pulso por minuto SI
12. |Sincronizacion de la hora por la red LAN con LAN
SNTP (Si/No)
13. |Tiempo promedio a la falla (MTTF) h 20 ANOS
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