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SUMARIO

El presente informe de suficiencia trata de brindar un plan para el mantenimiento
predictivo que se deben efectuar a los transformadores de potencia sumergidos en
aceite, con el fin de garantizar la disponibilidad, confiabilidad y la continuidad del servicio
de transmision de energia, optimizando asi la vida util del mismo.

Previo al desarrollo del plan de mantenimiento se describira a los elementos de
proteccién del transformador, los elementos que forman el sistema de aislamiento (aceite
dieléctrico y papel celulosa) y los factores que producen su deterioro

En segundo lugar se explicara las pruebas a realizarse a fin de tener un criterio
sobre el estado del transformador, asi por ejemplo: las pruebas de campo (factor de
potencia y capacitancia de los devanados, relacion de transformaciéon, impedancia,
resistencia de aislamiento, resistencia de devanados); las pruebasfisico-quimicas
(tension interfacial, rigidez dieléctrica, contenido de humedad, color, factor de potencia) y
de furanos, finalmente explicaremos el método de analisis de gases generados en el
interior del transformador mediante cromatografia de gases y los métodos de diagndstico
segun los gases medidos.

Con los resultados y amparados en la experiencia pasaremos a mostrar el plan de
mantenimiento del transformador, mostrando finalmente las recomendaciones vy

conclusiones a las que se llegan.
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PROLOGO

El propésito de este informe es brindar una guia a todos los profesionales
encargados del mantenimiento de transformadores de potencia, teniendo en cuenta que
dentro de los sistemas eléctricos, uno de los equipos que requiere mayor inversion para
su adquisicién y puesta en servicio es el transformador de potencia, de alli la importancia
de contar con un buen plan de mantenimiento a fin de que el transformador pueda
soportar los sobrevoltajes por maniobra o descargas atmosféricas, cortocircuitos internos
entre otras fallas. Asegurando de esta forma un servicio confiable y continuo de
transmision de energia para su utilizacion final en centros urbanos e industriales.

Visto desde el punto de vista econdmico el transformador es considerado como un
activo, como tal es importante evitar las salidas imprevistas o fallas, pues implica asumir
elevados costos, no sélo por el reemplazo de la unidad sino también el ingreso que se
deja de percibir ante la imposibilidad de abastecer consumos, es por ello que las pruebas
que se recomiendan representan un costo infimo comparado con el costo del
transformador y los asociados a su operacion.

Basicamente el plan de mantenimiento de los transformadores esta orientado a
asegurar un sistema de aislamiento eficiente, para ello recurriremos a acciones
preventivas y predictivas, tratando de tener una operacion libre de fallas a lo largo de toda

la vida util del transformador.



CAPITULO |

EL TRANSFORMADOR DE POTENCIA

11 Definicion

Maquina eléctrica estatica que utiliza la induccion electromagnética y permite
aumentar o disminuir el nivel de tension manteniendo constante la frecuencia.

Constituido por dos devanados conductores que ejercen induccidén mutua, el
primario que recibe la potencia eléctrica y el secundario que entrega a una red exterior.
Estos devanados estan sobre un nucleo laminado de material magnético.

El transformador de potencia es muy importante para la operacion de un sistema
de transmision, ya que permite que la energia generada en una central eleve su nivel de
voltaje para ser transmitida a grandes distancias minimizando las pérdidas, para
finalmente disminuir su voltaje para su utilizacién final en los centros urbanos e industria.
1.2  Sistema de aislamiento

El sistema de aislamiento de un transformador de potencia sumergido en aceite
esta formado por:

a) El aceite dieléctrico.
b) El papel celulosa.

Un transformador con un sistema de aislamiento adecuadamente mantenido sera
capaz de soportar de una mejor manera los sobrevoltajes, descargas atmosféricas y
cortocircuitos, por lo que es muy importante tener en cuenta los factores que influyen en
el deterioro del sistema de aislamiento.

1.2.1 El aceite dieléctrico

El aceite utilizado en transformadores y algunos otros equipos eléctricos es de tipo
mineral. Formado por compuestos de hidrocarburos y no hidrocarburos, los que
describimos brevemente a continuacion:

a) Hidrocarburos:

Presenta las siguientes caracteristicas:

- Compuestos quimicos que contienen hidrégeno y carbono.

- Son el mayor constituyente del aceite mineral.

- Se dividen en: parafinicos, nafténicos y compuestos aromaticos.



b)

No hidrocarburos

- Los atomos de carbono son reemplazados por uno, dos o tres atomos de
azufre, oxigeno o nitrégeno.

. Los compuestos pueden ser: acidos nafténicos, ésteres, alcoholes, entre
otros.

El aceite dieléctrico sirve como medio aislante y para transferir el calor generado

en las bobinas y el nucleo hacia las paredes del tanque y los radiadores donde se

disipara el calor a la atmésfera. El aceite presenta las siguientes caracteristicas:

1.2.2

Bajo costo.

Elevada rigidez dieléctrica.

Baja viscosidad.

Bajo punto de fluidez.

Capacidad de regeneracion.

Importancia del aceite dieléctrico

El aceite dieléctrico es importante porque cumple con las siguientes funciones:
Proveer aislamiento dieléctrico.

Proteger al papel.

Evacuar el calor generado en el nucleo y bobinas hacia las paredes del tanque y
radiadores.

Provee informacién acerca del estado del transformador.

Papel celulosa

La celulosa es una de las numerosas sustancias vegetales formada por varias

unidades de glucosa. La formula molecular de la celulosa es (CgH100s),, N = 200.

Tipicamente la celulosa esta formado por cadenas de mas o menos 1200 anillos de

glucosa.
CH, OH CH,OH n G CH, OH
H 0 oH = N nA g o
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b)

Fig. 1.1 Estructura de la celulosa

Importancia del papel celulosa

La funcién principal del papel celulosa dentro del transformador es:
Proveer rigidez mecanica.

Proveer rigidez dieléctrica

Espaciado



1.3  Degradacion del sistema de aislamiento

Los agentes o enemigos principales que influyen en el deterioro del sistema de
aislamiento (aceite / papel) son:
- Calor.

- Agua.
- Oxigeno.
- Contaminacioén externa.

Ademas debemos considerar la premisa de que la vida del papel practicamente
indica la vida del transformador, es por ello que las condiciones de mantenimiento del
papel deben ser las mejores.

1.3.1 Calor

El 90% del deterioro de la celulosa es de origen térmico, la degradacién térmica
del aislamiento es funcion del tiempo, de la temperatura y de cuan seco esta el
aislamiento. Las elevadas temperaturas causan un envejecimiento acelerado de la
celulosa empleada como aislamiento, reduciendo de esta forma la rigidez mecanica
(flexibilidad y capacidad a ser tensionada) y eléctrica, trayendo como consecuencia la
despolimerizacion y rotura del papel.

Otros efectos debido a las altas temperaturas son la generacion de agua,
materiales acidos y gases (CO,, CO).

1.3.2 Agua (humedad)

La humedad en presencia de oxigeno es extremadamente peligrosa para el
aislamiento del transformador, cada que la humedad aumenta la vida del aislamiento
varia de manera inversa.

La humedad puede ingresar al transformador en los siguientes casos:

- Durante el proceso de construccion (a pesar del proceso de vacio).

- Cuando es abierto para alguna inspeccion.

- Debido a la existencia de fuga en el tanque o en las tuberias del sistema de
ventilacion.

- Presencia de empaques y sellos defectuosos.

- Envejecimiento del sistema de aislamiento.
En el aceite, el agua esta presente de la siguiente manera:

- En forma disuelta.

- En forma de emulsién agualaceite.

- En estado libre en el fondo del tanque.

- En forma de hielo en el fondo del tanque (si la gravedad especifica del aceite es
mayor a 0,9, el hielo puede flotar).



Una de las causas por la que el aceite de aislamiento se deteriora gradualmente
es por la absorciéon de la humedad del aire, teniendo como consecuencia la disminucién
de la rigidez dieléctrica.

1.3.3 Oxigeno

Es otro de los enemigos potenciales del aislamiento del transformador, ya que al
reaccionar con el aceite forma acidos organicos, agua y lodo; este proceso se acelera
por el aumento de la temperatura del transformador y por el contacto con metales tales
como el cobre, el hierro, etc. El oxigeno proviene de la atmésfera o es liberado por la
celulosa como resultado de aplicarle calor. A pesar del llenado en vacio no es posible
eliminar todo el oxigeno existente en el transformador.

A continuacién describimos algunos tipos de oxidacion:
a) Oxidacion del aceite

La oxidacion del aceite comienza cuando el oxigeno, presente en el
transformador, se combina con impurezas de hidrocarburos inestables existentes en el
aceite bajo el efecto catalitico de los otros materiales presentes.

Dentro de los catalizadores tenemos a la humedad y al cobre, dentro de los
aceleradores tenemos al calor, la vibracion, los sobre voltajes y los esfuerzos eléctricos
debidos a fallas eléctricas. La etapa final de la oxidacién es la formacién de lodos en el
interior del transformador (la presencia de lodo significa que el proceso de oxidacion se
ha dado por mucho tiempo).

El lodo proviene del ataque de acidos al hierro, cobre, barniz, pintura, etc. del
transformador, los residuos de dicho ataque se combinan y forman soluciones, el lodo se
precipita de estas soluciones. El lodo se adhiere al aislamiento, a las paredes del tanque,
a los ductos de ventilacion.

b) Oxidacion del papel celulosa

La oxidacién ataca a las moléculas del papel en uno o mas de sus enlaces,
teniendo como resultado la formacion de contaminantes polares y agua.

La oxidacién del papel trae como consecuencia:

- Disminucion de la rigidez mecanica,

- Disminucién de la dureza.

- Pérdida de flexibilidad y capacidad de dilatarse.
- Capacidad de resistir sobre carga.

1.3.4 Contaminacion externa

Los contaminantes externos pueden presentarse en forma de “caspa’,
provenientes del proceso de manufactura del transformador y que no han sido eliminados
en el proceso de llenado del transformador con aceite.



Particulas extrafias que entran en el aceite, algunas de ellas son las que se
desprenden de la celulosa cuando el transformador esta en servicio y otras provienen del
proceso de manufacturacion. Ademas, el aceite sufre una serie de reacciones quimicas
tales como la descomposicion y la polimerizaciéon, que producen particulas que no se
disuelven en aceite y que se precipitan en el nucleo y bobinados. Estas particulas son
llamadas sedimentos.

Los sedimentos no afectan directamente la rigidez dieléctrica, pero los depésitos
que se forman sobre los devanados impiden su normal refrigeracion.

Por lo tanto debemos evitar la accion de estos agentes de manera directa o
indirecta sobre el aceite.

14 Elementos de proteccion del transformador

Mencionaremos los elementos utilizados en el transformador y que brindan
informacién sobre el comportamiento del equipo y/o alguna posible falla en el interior del
mismo. Tener conocimiento del funcionamiento de estos elementos ayudara a la
preparacion de un correcto plan de mantenimiento.

Estos elementos son:
1.4.1 Relé Buchholz
Funcion:

Proteger al transformador inmerso en aceite contra fallas internas, recogiendo el
gas producido y llevarlo al interior de la camara de aceite para finalmente enviar la sefal
de alarma o desconexién del transformador.

Los gases se producen en el aceite, como consecuencia de un mal
funcionamiento del transformador, debido al calentamiento de los arrollamientos

disminuyendo su rigidez dieléctrica.

Fig. 1.2 Relé Buchholz



Ubicacion:
Estd fijado al tubo de conexion entre el tanque del transformador y el

conservador.

Filling hole

Conservator —_———
Buchholz Visible
Tely oVl

=1l
1

Fig. 1.3 Ubicacién del relé Buchholz

Principio de operacion:
El funcionamiento del relé se divide en:
- Primera fase (por fallas leves) se usa para la alarma.
- Segunda fase (para fallas severas) se usa para la desconexién del relé.

Su estructura presenta dos flotadores; uno en la parte superior y otro en la parte
inferior en una caja de acero (camara de aceite) y estan fijjados de tal manera que cada
flotador puede girar, siendo su centro de rotacion el eje de soporte.

Cada flotador tiene un interruptor de mercurio y los contactos se cierran cuando el
flotador gira. Si los materiales estructurales organicos del transformador se queman o
producen gas (causado por un arco pequeio), se elevan en la cuba con direccién hacia el
conservador del aceite, siendo recogidas por el relé y almacenadas en la camara
haciendo que el nivel de aceite almacenado baje progresivamente.

Cuando el volumen del gas sobrepasa el volumen fijo (aproximadamente 150 a
250 cc) el flotador de la primera fase baja y los contactos se cierran, haciendo funcionar
el dispositivo de alarma.

Si el desprendimiento de gas continta, el nivel de aceite en la camara baja aun
mas alcanzando el conservador de aceite.

También cuando el nivel de aceite desciende por debajo del nivel inferior del
conservador, el dispositivo de alarma funciona.



A un lado de la caja del relé Buchholz hay una ventanilla de inspeccién que
permite observar el volumen y el color del gas producido, y extraer muestras para
evaluar la causa y el grado de la falla. Del color de los gases se puede deducir el lugar

de produccién de los mismos, asi:

- Gases blancos: Indican destruccion del papel.
- Gases amairrillos: Indican deterioro de piezas de madera.
- Gases negros o grises: Indican descomposicion de aceite.

El flotador inferior, que es para la segunda fase, cierra los contactos y hace
funcionar el dispositivo de alarma, o dispara el interruptor del circuito (desconexion,
quedando el transformador fuera de servicio) cuando se origina un arco en el interior del
transformador. El desprendimiento de gas es violento, produciéndose grandes burbujas,
forzando bruscamente el movimiento del aceite del tubo hacia el conservador.

1.4.2 Relé de imagen témica
Funcién:

Es un relé de proteccidon contra sobrecargas, evita que el transformador esté
sometido a sobrecargas y en consecuencia al calentamiento que perjudicaria los
elementos activos. Detecta la temperatura del punto mas caliente del bobinado del
transformador; por lo que se considera la mejor proteccion, usado también para el control

de la ventilacion forzada.

Fig. 1.4 Relé de imagen térmica

Ubicacion:
En la cuba del transformador.



Principio de operacion:

Debido al alto potencial eléctrico de los devanados no es practico medir su
temperatura de manera directa, es por ello que utilizamos la imagen térmica, este equipo
es basicamente un indicador de temperatura del aceite con una resistencia de
calentamiento conectado a un transformador de intensidad.

Consta de:
1.- Termopozo lleno de aceite.

2.- Tubo capilar.

3.- Resistencia de calentamiento.
4 .- Transformador de intensidad.
5.- Unidad adaptadora (segun modelo).

6.- Resistencia adaptadora TD 76.

La temperatura del bobinado depende de la carga del transformador y de la
temperatura del medio refrigerante (el aceite). Estos dos parametros son medidos para
luego hacerlos interactuar en el instrumento. La temperatura del aceite es medido
usualmente por una sonda en el termopozo.

El sistema de medicion también tiene una resistencia de calentamiento
especialmente disefiado para medir la carga del transformador, esta resistencia es el
modelo térmico del bobinado, siendo esta corriente proporcional a la corriente del
bobinado.

La resistencia de calentamiento es conectado al transformador de corriente a
través de una resistencia adaptadora TD76 o TD50.

El detector de temperatura esta colocado dentro del calentador y ambos en la
parte superior del tanque del transformador en contacto con el aceite, por tanto la
temperatura del detector representa la suma de la temperatura de la parte superior y de
la temperatura de la parte mas caliente del bobinado.

La sonda termoeléctrica consta de un bulbo detector que es el elemento sensible

a las variaciones de temperatura; es de acero inoxidable y se monta en la tapa del
transformador. Es importante tener mucho cuidado con la manipulacion de este elemento.

Mediante un tubo capilar se transmiten a la esfera indicadora las variaciones de
temperatura detectadas por el bulbo.

La sonda se puede regular para que actue a dos temperaturas;

Alarma

Desconexion

La esfera tiene tres agujas, una negra que indica la temperatura, otra azul que

indica la temperatura a la que se producira la alarma y otra roja para la desconexion.
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1.4.3 TermoOmetro de aceite
Funcion:

Indica la temperatura del aceite en el interior del transformador.

Fig. 1.5 Termometro de aceite

Ubicacion:

La caja del termémetro nomalmente va montada sobre la pared del transformador
mediante soportes anti vibratorios, de tal manera que en todo momento quede montado
en posicién vertical.

Principio de operacion:

El termometro esta compuesto por:

Un bulbo cilindrico con rosca.

Un tubo capilar y una caja, con escala graduada de 0°C a 150°C.

Una aguja indicadora de temperatura.

Una aguja roja indicadora de temperatura maxima.

Una resistencia variable para indicacion remota.

Dos microswitches ajustables.

Un sistema de medicion.

Un sistema de compensacion por cambios de temperatura ambiente.

El sistema de medicidon esta formado por: bulbo, tubo capilar y cilindro de
medicion; el bulbo (elemento sensible) detecta el aumento de la temperatura del aceite en
su parte superior haciendo expandir el liquido que se encuentra en su interior, el mismo

que tiene un fuelle con un perno en su extremo. Esta expansion es transmitida en dos



direcciones: al sistema de relojeria que mueve la aguja indicadora y a los contactos
eléctricos.

Para evitar introducir errores en la medicion debido a variaciones de la
temperatura ambiente, el termdmetro esta provisto de un sistema de compensacién
formado por otro cilindro cuyo fuelle se expande en sentido contrario al del fuelle del
cilindro de medicion.

El tubo capilar es una parte muy delicada, se debe manipular con sumo cuidado
evitando dobleces y fijado por grapas en su instalacion.

1.4.4 Valvula de alivio de presion o valvula de seguridad
Funcion:

Usado para controlar la presion interna del tanque, dando al transformador una
salida de explosion para limitar la sobrepresion a un valor que no sea peligroso para el
tanque, tiene como caracteristica especifica el poder descargar hacia el exterior en 2
milésimas de segundo aproximadamente el aumento de presion que haya ocurrido.

Las sobrepresiones se deben a la formacion de un enorme volumen de gas por la
descomposicion y evaporizacion del aceite, como resultado de las descargas internas o

cortocircuitos que ocurren en el interior del transformador.

Fig. 1.6 Modelos de valvula de seguridad

Ubicacion:

En la parte superior del tanque, la valvula no tiene partes internas que puedan
caerse dentro del transformador.
Principio de operacion:

La valvula de alivio de presién esta formada por los siguientes elementos:

1.- Una brida con tapa (generalmente de aluminio).
2- Empaquetaduras.
3.- Un disco de valvula.

4.- Empaquetadura de goma
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5.- Empaquetadura de goma
6.- Tapa

7.- Resortes.

8.- Indicador de actuacion.
9.- Circuito de alarma.

10.- Palanca.

Fig. 1.7 Muestra de la ubicacion de la valvula de seguridad

Podemos notar dos estados:

Cuando la presion interna esta debajo de la presion de apertura, la presion del

resorte trabaja sobre el disco de la valvula, el cual reposa sobre la empaquetadura

interna efectuando un cierre positivo.

Cuando la presion interna haya alcanzado la presion de operacion, excede la

contrapresion de apertura y pemite el paso del aceite a la camara externa. Una

pequeina cantidad de aceite es suficiente para conseguir que la presion actue
sobre el area total del disco de la valvula.

Una vez que el circuito ha operado, debido al movimiento hacia arriba del anillo
externo, se mantiene en esa posicion (dando alarma continua) hasta el rearme manual
por medio de la palanca.

Equipada con una llave sellada y un indicador mecanico para brindar sefalizacién
y alarma durante su operaciéon, montada al lado de la tapa de la valvula y conectada a la
caja de bornes del transformador para aviso local o a distancia.
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1.4.5 Indicador de nivel de aceite
Funcion:

Se usan para indicar el nivel, por efecto de la contraccién o expansion, del aceite
debido a la variacion de la temperatura.

El indicador de nivel de acoplamiento electromagnético consta de un robusto
cuerpo fundido en aleacién de aluminio resistente a la corrosiéon y exento de porosidad. El
iman permanente, encerrado en un soporte, puede girar libremente 120° rotacion que
depende proporcionalmente con la variacion del nivel, esto arrastra en su movimiento al
ancla magnética interior y al disco sefnalizador, que puede ser de color blanco o rojo.

Las lecturas de los indicadores son:

Nivel minimo: Cuando se ve totalmente el color rojo.
Nivel maximo: Cuando se ve totalmente el color blanco.
Ubicacion:

Ubicado en la pared lateral del conservador de aceite, de tal manera que sea
posible las lecturas desde el suelo.

Fig. 1.8 Ubicacion del indicador de nivel de aceite

Principio de operacion:
El indicador de nivel esta formado por:
Carcasa de aluminio.
Brida para conexion.
Caja de conexiones para terminales.
Punto de conexion a tierra.
Salida para cables.
Visor de policarbonato o cristal.
Indicador con una amplitud de escala de 0° a 120°.
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Basada en la transmisién del movimiento del conjunto asta/boya para la manecilla
del mostrador a través de un par de imanes, separados herméticamente dentro del
mecanismo del indicador.

1.4.6 Desecador de aire tipo silice gel
Funcion:

Tiene por finalidad secar el aire aspirado por los transformadores enfriados con
aceite cuando la carga y la temperatura bajan, ocasionando la contraccion del aceite.
Este dispositivo es usado en transformadores con tanque conservador y esta colocado
entre el paso del aire del transformador y la atmdsfera.

Son recipientes transparentes para sales de 6xido de silicio (gel de silice),
quimicamente puro y provisto de un indicador a color.

El gel de silice, provista en forma granular y porosa, tiene la tarea de absorber la
humedad del aire (hasta un 40% de su propio peso) y evitar de esta forma la
contaminacion del aceite, el color indica el grado de saturacidén alcanzado.

La cantidad de silice gel necesaria puede ser calculada por la formula:

Q = 0,058 X N X Pyceite (1.1)
Q: Cantidad de silice gel (kg)
N: Numero deseable de meses sin regeneracion

Paceite: Pes0 del aceite (tons)

Humedad relativa 85%.

Normalmente la cantidad de silice gel considera una durabilidad de 6 meses, este
valor se ve afectado por la variacion de la carga.

La recomendacion para hacer la regeneracion de la silice gel es el periodo cuando
la temperatura del aceite esta en aumento, ya que el aire aspirado por el transformador y
la humedad correspondiente no podra entrar.

El cambio de la coloracion de la silice gel indica la necesidad de ser regenerada.
Para la regeneracion de la silice gel, ésta se debe esparcir en una cama fina sobre una
bandeja colocada en una estufa u horno a 120° C + 10° C, después de 8 o 10 horas la
silice gel retoma su color inicial lista para volver al desecador.

El transformador no se debe quedar sin proteccion durante la regeneracion de la
silice gel, se debe tener una cantidad de silice gel nueva o regenerada disponible, en
embalaje hermético a fin de que el reemplazo se haga sin demora.

La silice gel no esta considerada como un producto peligroso por la Organizacion
de Naciones Unidas (ONU), no produce silicosis, sin embargo requiere cuidadosa
manipulacién para minimizar la creacién de polvo, ya que al ser altamente absorbente

puede causar resequedad en la piel, por lo que es importante el uso de guantes.
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Fig. 1.9 Muestra del desecador de aire

La silicosis es una enfermedad al pulmén que puede ser fatal. Se produce cuando se
respira polvo muy finode silice cristalina. Las particulas de la silice cristalina, que son
mas pequeias que un grano de arena y amenudo invisibles, entran a los pulmones de las
personas y producen inflamacion y cicatrices en los tejidos del pulmon. Esto hace que la
respiracion sea dificil. Cuando la silicosis empieza a desarrollarse, los pulmones se
pueden infectar con hongos y bacterias. A la silicosis se la relaciona con otras

condiciones del pulmén, tales como fibrosis, enfisema, tuberculosis y cancer al pulmén.

. — ‘

Fig. 1.10 Ubicacion de los elementos resaltantes del transformador
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CAPITULO Il

PRUEBAS PARA EL DIAGNOSTICO DEL ESTADO DE LOS TRANSFORMADORES
DE POTENCIA

El objetivo del mantenimiento predictivo es encontrar pérdidas incipientes en las
propiedades del aislamientode los transformadores por medio de diferentes pruebas. Asi
determinaremos el momento adecuado para la reparacion, mantenimiento correctivo o
retiro del servicio evitando una falla grave.

No hay una unica prueba que permita obtener un diagnéstico del estado del
aislamiento, salvo casos muy puntuales. Esta es la razén por la que se requiere
implementar una serie de pruebas que revelen informacion de manera rapida, efectiva y
economica. Las pruebas pueden ser:

21 Pruebas “on line”:

- Se realizan cuando el transformador esta en servicio.

- Monitorea el comportamiento de algunas caracteristicas fisicas que pueden

indicar un diagnostico del estado del aislamiento de un transformador.

- Permite crear un historial sobre el comportamiento del transformador, con

la informacién dada en tiempo real.
2.2  Pruebas “off line”:

- Se realizan cuando el transformador estd fuera de servicio, sea

programada o ante una eventualidad.

- Permite hacer un analisis de algunas magnitudes comparandolas con

mediciones referenciales como las mediciones de fabrica.
23 Pruebas eléctricas de campo

Estas pruebas se realizan directamente sobre el transformador “off line” con
resultados inmediatos y permiten tomar decisiones sobre la necesidad de programar
actividades de mantenimiento preventivo y/o correctivo antes de que ocurra una falla
grave. En general las pruebas eléctricas se clasifican en:

a) Pruebas de fabricacion, para homologar el disefio, verificar el cumplimiento de
normas y garantias.
b) Pruebas de puesta en servicio, realizados “in situ”, para verificar que durante el

transporte e instalacién no hubo variaciones en sus parametros representativos.
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c) Pruebas de mantenimiento, realizados con cierta frecuencia, con el fin de
verificar la variacion de las medidas de los parametros a los que se hagan
seguimiento.

2.4 Pruebas de Mantenimiento
Conjunto de pruebas que se realiza al transformador y que forman la base para el

desarrollo de un plan de mantenimiento.

Para las tareas de mantenimiento, es importante hacer una seleccion de los
parametros a los que haremos seguimiento teniendo como referencia los valores medidos
en fabrica, para analizar asi su variacion con el uso y en el tiempo. Actualmente los
parametros considerados como tareas de seguimiento son:

a) Pruebas realizadas al aceite dieléctrico.
b) Pruebas realizadas al aislamiento sélido.
C) Pruebas complementarias.

2.4.1 Pruebas realizadas al aceite dieléctrico

Los aceites aislantes son producto de la destilacién del petréleo crudo, obtenidos
de tal manera que deban reunir ciertas caracteristicas fisicas especiales en lo referente a
viscosidad, temperatura de escurrimiento, punto de inflamacion, peso especifico, etc., y
propiedades eléctricas que sean idoneas para su utilizacion adecuada en los diversos
equipos de potencia y de distribucion.

Existen fundamentalmente dos tipos de crudos basicos para la obtencion del
aceite aislante, los de base nafténica y los de base parafinica. Puesto que el aceite
aislante es una mezcla de hidrocarburos, se le llama de base parafinica al que contenga
mas de un 50% de hidrocarburos parafinicos.

El aceite dentro de los equipos eléctricos, como se menciond anteriormente,
cumple con varias funciones principales: medio aislante, medio refrigerante (disipador de
calor), en el caso de transformadores y medio extintor del arco en el caso de los
interruptores de potencia.

Fig. 2.1 Laboratorio para analisis fisico-quimico de aceite
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Con este tipo de pruebas se procura obtener informacion sobre las propiedades
funcionales (fisicas, eléctricas y quimicas) del aceite mineral aislante utilizado y asi
poder determinar el estado del sistema de aislamiento del transformador.

Las pruebas que se realizan para recabar la informacion son las siguientes:

a) Prueba de rigidez dieléctrica (IEEE STD62 — 1995)
Fundamento teodrico

La rigidez dieléctrica del aceite aislante es la medida de la habilidad que posee el
aceite para soportar los elevados esfuerzos eléctricos que existe en el interior del
transformador sin que se produzca falla en el equipo.

Parte de la energia eléctrica que circula por un transformador se transforma como
pérdidas por calor en el circuito magnético y en los devanados.

Este calor se transmite a un medio refrigerante antes de que los aislamientos

sélidos lleguen a temperaturas excesivas y peligrosas.

1]

~— —5 i

3a
mn an b | 1 an 110 130 150

TEMPERATURA EN°C

Fig. 2.2 Rigidez dieléctrica vs Temperatura

La resistencia de aislamiento del aceite, se degrada con el tiempo, razén por la
cual, es imperioso que periédicamente se examine sus caracteristicas a fin de evitar las
averias y perdidas de los equipos.

La rigidez dieléctrica o tension de perforacion es la tensién que produce un arco
eléctrico permanente entre dos electrodos bien definidos separados 25mm, sumergidos
en aceite a 20°C. Se expresa en kV/cm.

La rigidez dieléctrica indica la capacidad aislante del aceite, asi como de la
presencia en el mismo de impurezas tales como agua, lodos, polvo, gases, etc.

La presencia de impurezas disminuye la rigidez dieléctrica de un aceite.

Las impurezas facilitan el paso de la corriente a través del aceite, especialmente

las que llevan agua en disolucién, tales como fibras de papel, gotas de polvo, etc.

No ocurre lo mismo con el agua disuelta en el aceite, que no afecta a esta

propiedad.
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Un alto valor de rigidez dieléctrica no indica sin embargo, la ausencia de todos los

contaminantes.

Indica solamente que la concentracion de contaminantes, presentes en el liquido

y entre los electrodos de prueba, no es tan grande como para afectar

adversamente la rigidez dieléctrica del aceite.

En general, se puede afirmar que la rigidez dieléctrica, mide la presencia de agua
y de solidos en suspension. Es un indicativo de buen manejo y uso del aceite de un
determinado equipo.

Analisis de resultados

La prueba de rigidez dieléctrica entrega informacion sobre la capacidad aislante
del aceite, asi como de la presencia en el mismo de impurezas tales como agua, lodos,
polvo, gases, etc.

La rigidez dieléctrica (voltaje al cual el aceite se vuelve conductor), disminuye por
la presencia de los factores mencionados.

La prueba de la rigidez dieléctrica del aceite tiene como objetivo determinarlos
esfuerzos eléctricos en KV; que puede soportar sin llegar a deteriorarse, revela si existe
0 no la presencia de particulas solidas o materiales insolubles tales come fibra y agua en
estado libre en forma de suspensidon en el aceite. Su valor es practicamente
independiente del estado quimico del aceite.

Sin embargo no da ninguna indicacion acerca del envejecimiento, y asi un aceite
muy envejecido puede alcanzar altos valores de rigidez dieléctrica.

Para la realizacién de esta prueba, se puede seguir dos normas bien definidas,
las cuales se diferencian esencialmente en el tipo de electrodos que se usan para el
efecto. Dichas normas son: ASTM D-877 y ASTM D-1816.

La primera, es para aceites minerales, y la segunda sirve ademas para realizar las
pruebas en liquidos sintéticos.

TABLA N° 2.1 Valores de rigidez dieléctrica permitidos segun norma. [7]
Noma Valor de RIGIDEZ DIELECTRICA permisible

Aceites usados: 25 kV minimo

ASTM D877

Aceites nuevos: 35 kV minimo

Aceites usados: 20 kV minimo
ASTM D1816

Aceites nuevos: 30 kV minimo

En general, la siguiente tabla muestra los valores de rigidez dieléctrica
permisibles para diferentes condiciones de aceite.
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TABLA N° 2.2 Valores de rigidez dieléctrica permitidos segun condicion de aceite. [7]

Valor de RIGIDEZ DIELECTRICA
Condicién del aceite o

permisible
Aceites degradados y contaminados 10 a 20 kV
Aceites carbonizados no degradados 20 a 33kV
Aceite nuevo sin desgasificar 33a40kV
Aceite nuevo desgasificado 40 a 50 kV
Aceite regenerado 50 a 60 kV

La exigencia del cumplimiento de los valores minimos es mas imperante
tratandose de equipos con tensiones nominales de operacion superiores a los 133KV.
Valores de rigidez dieléctrica que se encuentren fuera del rango descrito en las tablas
anteriores, pueden ser consecuencia de algun deterioro en el liquido aislante, y debe
ponerse bajo consideracién un reacondicionamiento del mismo.

Por affos se ha tomado la prueba de rigidez dieléctrica como la mas importante a
la hora de emitir un diagnéstico del estado del aceite de un transformador. Sin embargo,
en la practica se han encontrado casos de transformadores en los que la rigidez
dieléctrica esta por encima de 30 kV (valor permisible segun tabla 2, ASTM D1816) pero
presentaban un considerable contenido de humedad y un elevado grado de acidez, con
alta presencia de lodos en el interior.

Actualmente las pruebas de:

Tension interfacial.

Numero de neutralizacion.

Factor de potencia.

Contenido de humedad,
constituyen un complemento necesario a la prueba de rigidez dieléctrica a la hora de
emitir un diagnostico sobre el estado del transformador.

TABLA N° 2.3 Caracteristicas de la prueba de rigidez dieléctrica. [7]

Rigidez dieléctrica
Detecta la presencia de: No brinda informacién sobre:
- Particulas metalicas. - El estado del aislamiento solido.
- Suciedad. - Grado de acidez del aceite.
- Fibras de celulosa. - Presencia de lodo en el transformador.
- Agua en estado libre. - Presencia de agua en forma disuelta (a partir del
80% de saturacion).
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b) Pruebas de tension interfacial (IEEE STD 62 — 1995)

Fundamento tedrico
A medida que el aceite envejece, éste se contamina de particulas diminutas y de

productos de oxidacion.

Estos contaminantes se extienden a través de la interfase agual/aceite debilitando
la tensién entre los dos liquidos.
La tension interfacial es la medida de las fuerzas de atraccion entre las moléculas

de dos fluidos inmiscibles expresadas en N/m.

Dicho de otra forma, se llama tension interfacial a la energia libre existente en la
zona de contacto dedos liquidos inmiscibles.

Esta energia es consecuencia de las tensiones superficiales de los dos liquidos, y
evita que se emulsione espontaneamente.

En el caso de los aceites aislantes, la tension interfacial es un indicativo de la
capacidad aislante del aceite.

La capacidad aislante del aceite se va degenerando de la siguiente manera:

- Con el paso del tiempo, y debido a la combinaciénde calor, campos eléctricos,
agua y oxigeno se van generando compuestos polares en el aceite que afectan a
su capacidad aislante, ya que estos compuestos facilitan el paso de la corriente
eléctrica a través del aceite.

B Loscompuestos polares se van acumulando y afectan a la tension
interfacial,reduciéndola.

- Esta reduccioén facilita que el agua y otros contaminantes seemulsionen con el
aceite, aumentando su conductividad.

- Este aumento de la conductividad del aceite conlleva a que el calor disipado por
éste sea menor, lo quefacilita a su vez la degradacion del mismo y la acumulacién
de contaminantes insolubles, que forman lodos.

El valor de la tension interfacial, comparado con eldel aceite nuevo, nos da una
indicacion bastante precisa de la capacidad aislante del aceite.

Analisis de resultados
Los resultados de la prueba indican el grado de variacion de capacidad de

aislamiento del aceite (por envejecimiento, nivel de oxidacion y presencia de impurezas)

y por ende |la degradacién del mismo.

Cuando la tension interfacial esta debajo de 22 dinas/cm; puede ser indicativo de
que es inminente o se ha iniciado la precipitacion de lodos en un aceite en operacion.

La siguiente figura muestra la variaciéon de la tension interfacial en funcién del
tiempo (afios de servicio del transformador).
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Fig. 2.3 Tensién interfacial vs afios de servicio

Debido a que la acumulacion de contaminantes y productos de la degradacion del

aceite, baja el valor de la tension interfacial (como se muestra en la Fig. 2.3), este valor

comparado con el aceite nuevo, nos da una indicacién del grado de envejecimiento del

aceite, de su nivel de oxidacion, y de la presencia de impurezas.

En el aceite nuevo y sin aditivos, la tension interfacial tiene un valor entre 40 y 45

dinas/cm, que con el uso de aditivos puede bajar a 25-30 dinas/cm. A continuacién

mostramos la tabla de los valores permisibles de la tension interfacial.

TABLA N° 2.4 Valores permisibles de tension interfacial segun la condicion del aceite. [7]

_ ) Tension interfacial
Aceites Voltaje (kV) )
(dinas/cm)
Aceite nuevo 40
Aceite nuevo recibido en equipo nuevo 35
Aceite nuevo después de llenado y reposado, 35
antes de la puesta en servicio.
. . . . . < 69 24
Aceite con tiempo de servicio — Aceite con
o . 69 — 288 26
condiciones para continuar en uso.
> 345 30
Aceite a ser reacondicionado — Aceite que
requiere solo reacondicionamiento para un 24
futuro servicio
Aceite a ser reacondicionado — Aceite en 16
malas condiciones
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Fig. 2.4 Muestra de prueba de tension interfacial

Existen dos normas que se utilizan para realizar la prueba de tension interfacial:

Prueba de campo ASTM D — 2285.

Prueba de laboratorio ASTM D - 971.

Ademas podemos decir que la prueba de tension interfacial es excelente para
detectar contaminantes polares solubles en el aceite y productos de oxidacion,
adicionalmente la precipitacion de lodo en el transformador comienza cuando la tension
interfacial alcanza valores inferiores a 22 dynas/cm.

Se ha mostrado una relacién (relacién inversa) entre la tension interfacial y la
acidez de un aceite dieléctrico.

10 PARA

og DESE
CHAR

a0

= oA

Z 55 ACEITE BUENO

2 30

< ACEITE ACEPTABLE

Q 35

-

<

-

< e ACEITE MUY MALO

s

E 5 EXTREMADAMENTE
= ¢ ACEITE
.4

Q

7]

4

W

02 04 06 08 10 12 14 15
NUMERO DE NEUTRALIZACION MG/KOH/GM DE A

Fig. 2.5 Relacion entre la tension interfacial y el numero de neutralizacion
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De lo anterior se concluye que a mayor tensién interfacial el transformador esta
libre de lodo y una elevada acidez significa que el aceite esta deteriorado.
c) Prueba de acidez del aceite (IEEE STD 62 — 1995)

Sustento teodrico

La acidez o numero de neutralizacion, es el nivel de deterioro dada por la
oxidacion del aceite debido a la formacion de acidos organicos.

El contenido de acidez se determina como el nimero de miligramos de hidréxido
de potasio (KOH) necesarios para neutralizar los acidos existentes en un gramo de
muestra de aceite. También podemos definir el numero de neutralizacion como la
cantidad de hidréxido de potasio (KOH) que se requiere para neutralizar el contenido de
acido en 1 gramo (g) de aceite deltransformador.

En un aceite nuevo, cualquier acido existente es considerado un residuo del
proceso de refinamiento. En un aceite en servicio, la oxidaciéon del mismo y del
aislamiento sélido forma acidos a medida que el transformador envejece. Los acidos
atacan los metales, barnices, celulosa, etc. aumentando la cantidad de lodo.

Los alcoholes, acetonas, peroxidos, aldehidos, jabones, epoxicos vy
fundamentalmente acidos son directamente responsables de la formacién de lodos,
proceso que se acelera con la presencia de tensiones eléctricas. Estos acidos también
reaccionan con los metales del transformador y forman otro tipo de lodos. También ataca
la celulosa y acelera la degradacion del aislamiento.

En transformadores nuevos, el contenido de acidos es practicamente nulo.
Mientras mas alto es el numero de neutralizacion, mas acido es el aceite.

La prueba usada para esta medicion es la ASTM D — 974, la cual consiste agregar
hidréxido de potasio a una muestra de aceite (proceso de titratacion automatizada),
usando como indicador fenolftaleina y un solvente adecuado (alcoholes naturalizados)
hasta un inesperado cambio de color.

Dos de las consecuencias mas importantes de la formacién de lodos son: la
pérdida de la capacidad de disipar el calor debido a la obstruccién de los radiadores por
acumulacion de lodos, y la pérdida de resistencia mecanica del sistema de aislamiento
solido.

Los resultados de la prueba indican que la acidez es directamente proporcional a
la cantidad de oxigeno absorbido por el aceite.

Segun esto, diferentes transformadores pueden tomar diferentes periodos de
tiempo antes de que el lodo inicie su aparicion.

Asi, transformadores con acceso libre de aire suelen presentar formaciones

lodosas antes que los transformadores con tanque conservador.
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Analisis de resultados

La prueba de acidez es un indicador de la cantidad de sedimentacion lodosa que
se encuentra en el interior del aceite aislante. Por lo tanto es un buen indicio de
presencia de oxidacion.

La siguiente curva muestra una comparacién entre el valor de acidez y los afos

en servicio del transformador.
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Fig. 2.6 Curva acidez vs afnos de servicio

Segun la gréfica, la aparicion de sedimentacion lodosa en el transformador o el
limite de acidez para un servicio normal, se da al alcanzar un valor de 0.4 (de acidez).
Por lo tanto, es obvio que se debe realizar una regeneracion del aceite antes de llegar a
este punto, generalmente cuando se ha alcanzado un valor de 0.2 mg KOH/g de aceite.

Los valores aceptables de acidez en aceite nuevo, oscila entre 0.03 mg. KOH/g de
aislante y 0.07 mg KOH/g de aislante.

TABLA N° 2.5 Valor de acidez permisible segun condicién del aceite. [7]

Voltaje Acidez
Tipo de Aceite )
(kV) (mg KOH/g, max)
Aceite nuevo R 0,03
<69 0,20
Aceite con tiempo de servicio - Aceite con
o ) 69 — 288 0,20
condiciones para continuar en uso.
> 345 0,10
Aceite con tiempo de servicio — Aceite que requiere o
soélo reacondicionamiento para futuro servicio. '
Aceite con tiempo de servicio — Aceite en mal N
estado. '
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Asi como en las demas pruebas de aceite, la decision no debe ser basada
solamente en los resultados obtenidos en una sola prueba, pero se debe tomar en
cuenta el incremento de acidez del aceite cada afo.

Al dividir el valor de la tension interfacial y el niumero de neutralizacion tendremos
una cantidad que usaremos como indicador para evaluar la condicion del transformador,

este numero es conocido como el indice de Myers.

. _ Tension inter facial
Indice de Myers  numero de neutralizacién (2'1)
1500 ACEITE NUEVO
1250
i~ 1000 ACEITE BUENO
s o
W 790
>
; 500 ACEITE ACEPTABLE
0@ ACEITE MARGINAL
250
w
¥ 9]
3 200
% 150 Ta e ACEITE MALO
100 _ACE!TE MUY MALO
50
0 EXTREMADAMENTE
MALO

Fig. 2.7 Relacién entre el indice de Myers y el estado del transformador

d) Prueba de humedad residual (IEEE STD62 - 1995)
Fundamento teorico
El agua puede presentarse de varias formas en el aceite aislante.
La presencia de agua en forma libre o suspensién puede ser determinada por una
inspeccion visual de la muestra.
La presencia de agua en forma disuelta es normalmente determinada por medios
fisicos y quimicos.
La humedad dentro de un transformador afecta su comportamiento de la
siguiente manera:
Promueve descargas parciales.
Puede generar burbujas
Disminuye considerablemente la rigidez dieléctrica
Envejece prematuramente el aislamiento sélido.
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La cantidad de agua en un aceite aislante puede estar dado en partes por millén
(ppm) o en porcentaje de saturacion (porcentaje de agua que hay en el aceite con
relacion a la cantidad de agua que el aceite puede disolver).

A pesar que la humedad del aceite es importante y debe mantenerse lo mas baja
posible, lo verdaderamente importante es la acumulacion de agua en el aislamiento
solido del transformador. Dichos aislamientos estan compuestos principalmente por
papel, cartén y madera, siendo el predominante el papel Krafty Cartén prensado.

Fig. 2.8 Prueba de humedad

La figura 2.9 muestra curvas de equilibrio que relacionan el contenido absoluto de
humedad del aceite con el contenido de agua en el papel. La utilizacién de estas curvas

implica que el transformador se encuentra en equilibrio térmico.
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Fig. 2.9 Contenido de humedad del aceite vs temperatura
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Andlisis de resultados

El objetivo de esta prueba es la determinacion del estado del aislamiento solido del
transformador en términos de acumulacidon de humedad, es decir averiguar cuanta
humedad existe en el aislamiento sodlido del transformador. Con la presencia de
humedad la capacidad dieléctrica del aceite disminuye.

Esta prueba es un gran indicador de la degradaciéon de las propiedades
mecanicas de la celulosa (componente inherente de los aislantes solidos).

La experiencia de grandes fabricantes de autotransformadores de potencia,
recomienda la necesidad de que el secado de este equipo sea menor de 0.5% de
humedad residual.

El contenido de humedad de 0.2 a 0.3% es un buen valor de trabajo.

Humedad residual debajo de 0.1% ademas de ser una condicion dificil de obtener,
no es recomendable por los efectos en el papel mismo y la posible pérdida devida del
aislamiento.

Por lo tanto, tomaremos como norma los siguientes valores de % de humedad

residual en autotransformadores:

TABLA N° 2.6 Contenido de humedad segun clase de transformador. [7]

CLASE HUMEDAD RESIDUAL
MINIMO MAXIMO
69 kV 0,40 0,50
115 kV 0,30 0,40
230 kV 0,20 0,30

La prueba de contenido de humedad se hace basada en la norma:
ASTM D - 1533
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e) Prueba de color del aceite (IEEE STD 62 - 1995)
Fundamento tedrico

El color del aceite nos da referencia de su estado. Los aceites dieléctricos deben
tener un color claro (transparente los nuevos) de manera que se pueda inspeccionar el
interior del equipo que protege.

Un cambio en el color del aceite de un transformador dentro de un periodo de
tiempo corto es indicativo de que existe contaminacion y/o deterioro.

Un obscurecimiento en el color del aceite sin cambio significativo en la acidez del
mismo es indicativo de que la contaminacion del aceite proviene de agentes externos.

Dos son los elementos principalmente responsables por el color del aceite:

El aceite base, el colordel aceite varia de un ambar claro y brillante a un color

pardo oscuro dependiendo del corte de extraccion.

El origen del crudo refinado.

Los cambios en intensidad de color o tendencia hacia un color oscuro
generalmente estan asociados con el contenido de azufre y otras impurezas aromaticas;
mientras mayor sea el contenido de impureza mas oscuro sera el aceite; igualmente a
mayor viscosidad mas oscuro se toma el color del aceite basico.

Otro factor importante es el conjunto de aditivos utilizado. Los aditivos tienen
como funcién primordial fortalecer las propiedades del aceite y proteger las partes del
equipo a ser lubricado.

Algunos de los aditivos que conforman el conjunto son determinantes en el color
del aceite final, especificamente aquellos que contienen azufre, como es el caso de los
aditivos detergentes e inhibidores a la corrosidn y ala oxidacion.

El color del aceite aislante es expresado por medio de un numero, el cual esta
basado en la comparacién del color de la muestra con una serie de colores estandar

contenido en un colorimetro.

Fig. 2.10 Muestras de aceite de transformador 30 MVA, 138 kV- Hidrandina
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Analisis de resultados
Prueba desarrollada para indicar cambios relativos en el aceite durante suuso.
El color es expresado mediante un valor numérico (también de una descripcidon
del color) basada en una comparacion con una serie de colores estandar. Sin
embargo no puede decirse que exista una directa correlacion entre el cambio de
color y un problema en el aceite.
Existen cambios normalmente después de un largo periodo de uso. Un rapido
incremento en el numero de color, suele ser un indicativo de un dramatico cambio
en la condicién de operacion y generalmente son precedidas de otros indicadores
de problemas.
Un numero de color alto ocurre cuando existe presencia de contaminacion o
deterioro o0 a su vez la presencia de ambos.
Los valores con una descripcidon de colores, se encuentran detallados en la
siguiente tabla.

TABLA N° 2.7 Numero comparador de color. [7]

Numero comparador o ]
color Condicion del aceite
de color
00-05 Claro Aceite Nuevo
05-10 Amarillo palido | Buen Aceite
1,0-25 Amarillo Aceite con tiempo de servicio
25-40 Amairillo brillante | Condiciones marginales
40-55 Ambar Mala condicion
) Condicién critica (necesita
56~7,0 Marrén N
regeneracion)
) Condicion extrema  (necesita
70-85 Marron oscuro )
ser cambiado)
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Fig. 2.11 Estandar de colores

f) Prueba de factor de potencia (IEEE STD 62 — 1995)
Fundamento tedrico

El factor de potencia del aceite mide la “corriente de fuga” existente en el aceite, la
cual es debida a la contaminacion y/o deterioro. El factor de potencia del aceite se define
como la relacién entre la potencia disipada en watts y el producto del voltaje efectivo
aplicado y la corriente resultante, dada en volt amperes. El factor de potencia es un valor
adimensional y se expresa en porcentaje.

Podemos decir que el factor de potencia de liquido aislante es el coseno del
angulo de fase entre el voltaje sinusoidal aplicado y la corriente resultante.

El factor de potencia indicalas pérdidas dieléctricas en el liquido y por
consiguiente su calentamiento (normalmente su valor debe ser bajo).

Para la medicidn del factor de potencia del aceite se utiliza un equipo que lleva el
nombre de medidor de factor de potencia de aislamiento, usado para medir el factor de
potencia tanto del aceite como del aislamiento sélido y pasatapas.
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Analisis de resultados

Normalmente un aceite nuevo, seco y desgasificado alcanza valores de factor de
potencia de 0.05% relacionado a 20°C. Un alto valor de factor de potencia indica
deterioro o contaminacion con humedad, carbén o materiales conductores, barniz, jabén
sodico, compuestos asfalticos o deterioro de productos aislantes. Cuando hay presencia
de carbon o compuestos asfalticos en el aceite estos le causan decoloracion.

La presencia de carbon en el aceite no necesariamente es causa de un
incremento de factor de potencia a menos que también haya presencia de humedad. Un
elevado valor de factor de potencia del aceite es indicativo que el aceite posee
contaminantes como agua, productos derivados de la oxidacidon, carbon, residuos de
barniz, etc.

Segun la norma ASTM D - 924, un aceite con un valor de factor de potencia de
0,05% a 20 grados centigrados,es considerado satisfactorio para operacion.Un aceite con
valor de factor de potencia entre 0,5% y 2% a 20 grados centigrados debe ser
considerado como riesgoso y ser investigado, en todo caso regenerarlo o reemplazarlo.

Como regla general se recomienda la siguiente tabla que muestra los valores

permisibles de factor de potencia en aceite en base a su condicion:

TABLA N° 2.8 Factor de potencia segun tipo de aceite. [7]

% Factor de i

Tipo de aceite Voltaje (kV) ]
potencia a 20 °C
Aceite nuevo - 0,(% -
Aceite nuevo recibido en equipo nuevo __0,15_ B
Aceite nuevo después de llenado y reposado, <69 0,10
antes de la puesta en servicio. 69 — 230 0,10
_ . ) <69 0,50
Aceite con tiempo de servicio — Aceite con | ~
- . 69 — 288 0,50
condiciones para continuar en uso.
> 345 0,50
Aceite con tiempo de servicio — Aceite que <69 0,50
requiere solo reacondicionamiento para futuro 69 — 288 0,50
servicio. > 345 0,30
: : - , <69 1,00
Aceite con tiempo de servicio — Aceite en mal
69 — 288 0,70

estado

> 345 0,30
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g) Prueba de contenido de inhibidor (IEEE STD 62 — 1995)
Fundamento teorico

Prueba realizada segun ASTM D 2668 o D 4768.Es un aditivo incorporado al
aceite cuya funcion es retardar su degradacion por oxidacion. Los aceites dieléctricos
nuevos contienen pequefas cantidades de ciertos compuestos quimicos que actuan
como inhibidores de oxidacién. Estas sustancias naturales retardan la oxidacién hasta
que se consumen, la cual depende de: la cantidad de oxigeno existente, la cantidad de
contaminantes, los agentes cataliticos y la temperatura.

El mecanismo de accién es ataque a peroxidos, formando moléculas inocuas. Un
aceite inhibido se degrada mas lentamente que un aceite no inhibido, siempre que el
inhibidor esté presente. Cuando el inhibidor de oxidacién se agota, el aceite se oxida muy
rapidamente. Por ello es importante establecer la concentracidon de inhibidor y su
velocidad de consumo.

Analisis de resultados

La recuperacion del aceite mediante procesos quimicos puede restablecer el
aceite, de manera que casi recupere sus caracteristicas originales, pero estos procesos
no tienen ningun efecto en la restauracion de la acciéon que realizan los inhibidores en el
aceite. De hecho el proceso de recuperacidn del aceite con tierra fuller remueve los
inhibidores naturales contenidos en el aceite y en el aceite recuperado, por tanto ya no
tiene ninguna resistencia a la oxidacion. Para superar esta situacioén al aceite recuperado
se le debe afiadir inhibidores de oxidacién sintéticos. Uno de los inhibidores de oxidacién

sintéticos mas empleados es:

2 - 6 Di-tercio Butyl Para Cresol o DBPC

Este material posee excelentes caracteristicas que aun en pequefias
concentraciones es muy efectivo y estable como antioxidante.

Existen dos métodos de prueba normalizados; ambos métodos detectan las dos
componentes DBPC y DBP, utilizados como antioxidantes. EI método D 2668 utiliza un
espectometro infrarrojo para determinar el contenido de inhibidor. En cambio el método D
4768 tiliza cromatografia de gases. Los dos métodos conducen a resultados
equivalentes.

Es importante que una vez que se ha recuperado el aceite aislante se afiada una
cierta cantidad de DBPC.

La siguiente tabla contiene la cantidad de DBPC (kg, porcentaje o Ib) por cada 1

000 litros de aceite.



TABLA N° 2.9 Porcentaje, kilogramos o libras de DBPC. [7]

Porcentaje de DBPC
(1 000 litros de aceite)

kilogramos de DBPC
(1 000 litros de aceite)

Libras de DBPC
(1 000 litros de aceite)

0,1 0,9 0,7
- 0,2 - 18 15
0,3 2,6 2,2
0.4 3,5 3,0
0,6 53 4.4
0,8 7.0 59
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2.4.2 Pruebas realizadas al aislamiento sélido
a) Prueba de Factor de potencia y capacitancia del transformador
Fundamento teérico

El Factor de Potencia de un aislamiento es una cantidad adimensional
normalmente expresada en porcentaje que mide las pérdidas de potencia a través del
sistema de aislamiento y tierra causada por una corriente de fuga.

Se obtiene de la resultante formada por la corriente de carga de pérdidas que
toma el aislamiento al aplicarle una corriente de un voltaje determinado, es una
caracteristica propia del aislamiento al ser sometido a campos eléctricos.

Al no ser aislantes perfectos y debido a la existencia de una corriente de carga
puramente capacitiva (Ic), siempre los atravesara una corriente que esta en fase con el
voltaje aplicado (Ig), a esta corriente se le denomina pérdidas dieléctricas, en estas
condiciones el comportamiento de los dieléctricos queda representado por el siguiente
diagrama vectorial (Fig. 2.12).

Si el aislante fuera perfecto no habria corriente de fuga, entonces el factor de
potencia seria igual a cero. La existencia de la corriente de fuga trae como consecuencia
la existencia de pérdidas de potencia en el aislamiento, la cual al incrementarse hace que
aumente las pérdidas y por ende el factor de potencia.
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T

!
Fig. 2.12 Componentes de la corriente total

Sin embargo, cuando el transformador es energizado con el lado del secundario
abierto, la corriente resistiva es muy pequeia y practicamente limita las pérdidas
dieléctricas. En estas condiciones, el factor de potencia es muy bajo y la corriente total
esta compuesta casi solo por el componente capacitivo.

Por consiguiente, se puede representar el factor de potencia como la relacidon
entre la corriente resistiva y la corriente capacitiva (muy parecida a la total). En este

caso, la ecuacion seria:
Fp=18 = I (2.2)

Donde: I = I,

Idealmente 6 debe ser 90°, por ello buscamos valores muy cercanos a 90°.Para
obtener un factor de potencia bajo, la componente resistiva debe ser muy pequefio.

Hasta la actualidad no se han definido valores para el factor de potencia del
aislamiento, sin embargo podemos considerar los siguientes valores como referencia:

De 0,5% a 2% referidos a 20°C, para unidades usadas.

Menores a 0,5% referidos a 20°C, para unidades nuevas.

El angulo complementario a 6 es delta () como se indica en el grafico anterior.
Para dicho angulo (delta), por ser pequeno, el valor de la tangente se acerca mucho al
valor mismo del angulo, y éste a su vez se aproxima al valor del cos® (Factor de
Potencia). De aqui, que “tand” se convierte en un criterio importante para la prueba, el
cual se incrementa con el voltaje.

Para mejor ilustracion del fendomeno, mostraremos el comportamiento tipico de la
tangente delta en funcion de la temperatura de aceite mineral para diferentes

condiciones de envejecimiento.
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Fig. 2.13 Comportamiento de tangente delta vs temperatura

En la figura, notamos las siguientes zonas:

1. Aceite nuevo
2. Aceite envejecido en ausencia de degradamiento del aislamiento
3. Aceite envejecido en presencia de degradamiento del aislamiento

Dentro de los limites de funcionamiento normal, el valor de tangente delta no esta
sensiblemente ligado a la frecuencia ni al campo eléctrico, en cambio la temperatura
resulta el parametro que mas influye.

Su medicién permite la evaluacion del resultado de pruebas dieléctricas, poniendo
en evidencia eventuales alteraciones de naturaleza fisico-quimica o bien degradamientos
del dieléctrico durante las pruebas.

El factor de disipacion del aislamiento de un transformador (tand) se obtiene por
lectura directa a través de un puente capacitivo (puente de Schering), por su parte el
factor de potencia se calcula a partir de los valores de factor de disipacién obtenidos.

Tanto el factor de disipacion (tand), como el de potencia deben asumir valores
bajos, pues representan pérdidas indeseables en el aislamiento que pueden diagnosticar
presencia de cavidades en ésta y por ende aparicion de descargas parciales.

Para el caso de los bushings del transformador, la medicion de los factores de
pérdida se realiza empleando métodos que dependera del tipo de bushing presente.

Para bushings capacitivos se realiza la medicion con puentes capacitivos entre el

terminal del bushing y el tap de voltaje.

Para bushings no capacitivos, la medicion de los factores de pérdida se lleva a

cabo empleando el método del collar caliente.
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Otra lectura que entrega la prueba del factor de potencia, son las capacitancias de
los bobinados, que son una medida de como se encuentra el aislamiento de cada bobina.
Conociendo los valores de la corriente de carga, el voltajede prueba y la frecuencia, la

capacitancia del aislamiento se determinada de la siguiente manera:

C = Icarca X sinL = fcarca (2.3)
La capacitancia de aislamientos secos no es afectada apreciablemente por la
temperatura; sin embargo en los casos de aislamientos humedos o contaminados, ésta
tiende a incrementarse con la temperatura.
Tomando en consideracion que la reactancia de los aislamientos es
predominantemente capacitiva y las pérdidas eléctricas reducidas, la magnitud de la

corriente de carga puede calcularse por:

v
Icarea = o (2.4)

Donde:

Icarca: Magnitud de la corriente de carga
V: Voltaje aplicado

w: Frecuencia angular (2xf)

C: Capacitancia

De las formulas anteriores puede determinarse la maxima capacitancia que un
equipo de prueba puede aceptar para obtener mediciones confiables. A continuacion se

muestra el esquema basico y tipico de un transformador.

GROQUND

|

]

|
- = C,

1]

1

Fig. 2.14 Esquema basico de un transformador
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Donde:

Cuc es el aislamiento entre el conductor de alto voltaje y las partes aterradas,

incluyendo  bushing, aislamiento de devanados, aislamiento de las partes de la

estructura y aceite.

Cwc se refiere a las mismas partes y matenales entre el conductor de bajo voltaje y las

partes aterradas.

Cu se refiere a todo el aislamiento de los devanados barreras y aceite entre los

bobinados de alta y baja tensién.

Analisis de resultados
Esta prueba detecta:

- Contaminacion (humedad, suciedad, agentes destructivos).

- Deterioro (envejecimiento del aislamiento, ionizacion).

- Deformaciones mecanicas (cambios fisicos en el aislamiento).

El resultado global de la prueba de medicién del factor de potencia refleja las
condiciones aislantes de los devanados, cambiadores de taps, bushings y aceite.

Las lecturas de la prueba de factor de potencia en transformadores pueden
depender de ciertos factores como la temperatura y humedad. Valores aceptables de
factor de potencia en transformadores suelen estar basados en valores comparativos de
transformadores similares, o de pruebas anteriores al mismo transformador.

Los valores de capacitancias, deben ser comparados con valores histéricos
(valores de pruebas anteriores) ademas de los valores especificados por el fabricante.

Es importante tener claro que no resulta facil emitir un juicio acerca de un
determinado valor de medicion de tangente delta, cuando no se dispone de otras
medidas comparativas.

Los valores de factor de potencia en el transformador, pueden interpretarse en los
tres sectores de la curva de vida del transformador de distinta forma:

- Si  nos encontramos en la zona de falla inicial, un valor de factor de potencia
elevado podria identificarse como un error en el montaje o un defecto de fabrica
del aislamiento.

- Si se detecta un crecimiento anormal en la etapa de operacion normal del equipo,
éste pudo haberse debido a fallas por factores externos, como por ejemplo,
descargas atmosféricas, etc.

- Si el crecimiento de este valor sepresenta cuando el transformador bordea, o ha
entrado a la zona critica, es importante complementar con estudios adicionales,
debido a que el aislamiento puede verse afectado seriamente por causas de

envejecimiento mismo del equipo.
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Fig. 2.15 Curva de falla de un equipo

b) Prueba de Capacidad y tgéde los bushings
Fundamento teérico

El bushing es una serie de capacitores concéntricos entre elconductor central y el
conector del soporte de tierra. La capa conductora cerca del conductor de tierra puede
ser unida al terminal del tap para tener un sistema de tres terminales.

El tap del bushing es de vital importancia como divisor de voltaje, y en diseno de
alto voltaje el tap de potencial suele ser utilizado para suplantar el tap del bushing como
relé y otros propositos. En este disefo, el tap de potencial, también actia como terminal
del test de factor de potencia en bajo voltaje para el aislamiento principal del bushing C1.

Aislamiento Aislamiento
prncipal del Tap
C,

C.

I /\ j m Conector

Ca=Cp = Cc=Cp=Cg=Cg=Cqg=Cq=C =Cy Cx a Tieira

Conductor
CeuM | || 1 _‘1

Flettroto
I—-l \/ del Tap

(Noimahmente atennizado)

Fig. 2.16 Comportamiento de un bushing capacitivo

La figura anterior muestra un tipico disefio de un condensador. |guales
capacitancias, CA a través de C1, producen igual distribucién de voltaje desde el

conductor central energizado hasta la capa y brida del condensador aterrizado.
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Fig. 2.17 Distribuciéon de capas en un bushing capacitivo.

La prueba de factor de potencia, pérdidas y capacitancia del bushing se usa para
verificar el aislamiento de los bushings, ademas de la contaminacién, deterioro y
malformacién del mismo (porcelana), mediante la medicion de sus capacitancias.

La prueba consta de realizar medicion de las capacitancias C1 y C2, que se
encuentran detalladas en la figura anterior (Fig. 2.17).

Al realizar la medicion de la capacitancia C1, basicamente se toma lectura del
estado del Aislamiento Principal Nucleo C1.

La medicion de la capacitancia C2, toma lectura del estado del aislamiento del
tap, aislamiento entre el nucleo y manga de tierra del bushing, parte del liquido o
compuesto y parte de la porcelana cercana a la base.

Con esta parte de la prueba, se pueden detectar problemas como:

Aterrizaje impropio de la base.

Aislamiento del Tap rajado o contaminado.

Liquido contaminado en la camara del bushing.

La prueba de factor de potencia en los bushings se aplica a aquellos que poseen
toma capacitiva; como medida primordial deberan encontrarse desenergizados,

montados en el equipo donde operaran normalmente.
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Analisis de resultados

El objetivo de esta prueba es obtener informaciéon sobre el estado de aislamiento
de los bushings. Las medidas de la prueba de factor de potencia en bushings pueden
depender de ciertos factores como la temperatura y humedad. Valores aceptables de
factor de potencia en transformadores suelen estar basados en valores comparativos de
transformadores similares, o de pruebas anteriores al mismo transformador, sin
embargo, se consideran normales valores de factor de potencia por debajo de 0.5%.

Los resultados de la prueba tienen que ser referenciados a valores estandar de
temperatura (20°C).

Factores de potencia con valores de placa de 5 — 10% dependen del numero total
de capas de condensadores.

Un aumento en el valor del factor de potencia, indica contaminacién o deterioro
del aislamiento del bushing, mas aun, si el transformador se encuentra en la etapa de
envejecimiento del aislamiento.

Un aumento en la capacitancia, indica la posibilidad de un corto circuito en
lascapas de condensadores.

Una disminucion en la capacitancia, indica la posibilidad de que el mango de
conexion de tierra esté flojo o abierto, o una defectuosa conexién del tap de prueba.

Factores de potencia negativos, acompanados de una ligera reduccion de la
capacitancia, pueden darse en condiciones muy ocasionales, y pueden ser resultado
desde inusuales condiciones de fugas internas y externas, resultantes de caminos de
carbon. Segun la norma IEEE, para los bushings, las diferencias entre los valores
medidos y los de referencia no deben superar al 1%.

c) Prueba de Resistencia de aislamiento de los arrollamientos
Fundamento teorico

Esta prueba se puede realizar “off line” y/o “on line”, esta es una de las pruebas
indispensables en el mantenimiento predictivo, sirve para:

Verifica el grado de humedad y contaminantes del transformador.

Brinda informacion importante acerca del estado del aislamiento de los bushings.

Para la medicion de la resistencia de aislamiento, que es la resistencia minima
soportable en operacion del aislamiento, se aplica el mismo criterio que en la medicién
de resistencia de los bobinados.

Esta prueba se realiza aplicando un nivel de tension continua a cada uno de los
bobinados manteniendo los demas bobinados derivados a tierra.

Ademas de la prueba de Resistencia de Aislamiento, existen dos indices que

aportan con informacién para incrementar la exactitud de dicha prueba.
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indice de Polarizacién
La relacion de indice de polarizacion es la division de las lecturas de las

resistencias de aislamiento obtenidas en 10 y 1 minuto.

Resistencia de aislamiento 19 minutos (2 5)

Indice de polarizaciéon = - - - -
Resistencia de aislamiento, minuto

indice de Absorcion
La relacion de indice de absorcion es la division de las lecturas de las resistencias

de aislamiento obtenidas en 1 minuto y 30 segundos.

Resistencia de aislamiento ¢o segundos
Resistenciadeaistantientoso segundos

Indice de absorcion = (2.6)

Los valores de la prueba de resistencia de aislamiento junto con los valores de
indice de polaridad y de absorcion, dan una clara referencia del estado del aislamiento
en un transformador.

Analisis de los resultados

Esta prueba detecta:

Problemas severos con el sistema de aislamiento.

Sequedad en el aislamiento del nucleo y de los bobinados.

Nuacleo multiplemente aterrizado.

Los valores que resulten de la prueba de resistencia de aislamiento, deben ser
comparados con registros histéricos, en condiciones atmosféricas similares.

Considerar que grandes diferencias entre estos valores, son indicadores de un
deterioro o contaminacion del aislamiento.

Otro dato de gran importancia en pruebas individuales es el indice de polarizacién
y de absorcion.

Para estos indices se consideran valores normales:

Superiores a 2 para elde polarizacion.

Superiores a 1.25 para el de absorcion.

indices menores que 1 indican problemas serios en el aislamiento del equipo.

No existe valor minimo patron establecido, sin embargo, para casos en que no
existen resultados comparativos anteriores, se aconseja usar la siguiente formula:

De acuerdo a la IEEE

14
k= kVA+1000 (M) (2.7)
R = Resistencia de aislamiento a 75°C obtenido en un minuto.
V= Tensiéon nominal en voltios del bobinado en prueba o el mayor valor entre las

tensiones nominales de los bobinados ensayados

KVA = Potencia nominal del transformador
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Los valores resultantes tendran que referirselos a valores estandar referidos auna

temperatura de 20°C.

2.4.3 Pruebas complementarias

a) Prueba de resistencia 6hmica de los bobinados
Sustento tedrico:

Esta prueba indica cambios en la resistencia DC de los bobinados en caso de que
existieran vueltas cortocircuitadas, empalmes sueltos o malos contactos.

Los puntos con alta resistencia en partes de conduccion, son fuente de problemas
en los circuitos eléctricos ya que originan caidas de voltaje, fuentes de calor, pérdidas de
potencia, etc.

La resistencia 6hmica de un bobinado se determina mediante el uso de dos
principios basicos, que utilizan una fuente de corriente directa.

Principio del puente: que compara la resistencia a ser medida con resistencias

determinadas (patrones).

Principio de caida de tension: aplicacion directa de la Ley de Ohm:

R=1 (2.8)

Los métodos mas usados para esta mediciéon son:

Puente de Kelvin para medir resistencias desde 0.0001 a 110 éhmios, con error

de 0.3 hasta 1%.

Puente de Wheastsone para medir resistencias de 0.001 hasta 1 Megaohmio.

Método de Voltimetro — Amperimetro para cualquier gama de resistencias.

Este método esta sujeto siempre a tener unos valores de referencia con el fin de
dimensionar de una forma correcta los equipos (Amperimetro, Voltimetro yFuente).

(a) (b)

Fig. 2.18 Medicion de resistencia de devanados.

La figura (a), describe una conexiéon Voltimetro Amperimetro usada para medir
resistencias. Notese que va a existir un error por exceso, debiendo ser empleado para

medir resistencias mucho mayores que la del amperimetro.



45

La figura (b), resulta un error por defecto, debiendo emplearse para medir
resistencias mucho menores que la del voltimetro.
Analisis de resultados
Detectar posibles anomalias debido a las variaciones de resistencia en:
Las conexiones.
Puentes abiertos o deteriorados.
Elevada resistencia en los contactos del regulador de tension.
Con los resultados se deben tener las siguientes consideraciones:
En todos estos casos existirda una variacién definida del valor de resistencia de
bobinados considerada como normal (valor de referencia).
En bobinados trifasicos debe existir equilibrio en los valores de resistencia 6hmica
por fase, asi como una proporcionalidad en los valores entre derivaciones, que
indicara no haber influencia de resistencias adicionales.
Se puede hacer una comparacion de los resultados obtenidos en las pruebas de
aceptacion en fabrica o en mantenimientos anteriores, con los obtenidos
debiendo tomarse en cuenta condiciones climaticas semejantes.
Si se tiene la presencia de un bobinado trifasico conectado en delta abierto, uno
de los valores obtenidos sera aproximadamente igual al doble de cada uno de los
otros valores medidos. Por el contrario, si se tiene un bobinado trifasico en delta o
estrella con cortocircuito entre espiras de un bobinado, en dicho bobinados se
aprecia una notable disminucién de su valor 6hmico. Una lectura menor que las
otras dos iguales puede ser indicacién de cortocircuito.
Para bobinados monofasicos el criterio para el andlisis es similar, sin embargo,es
necesario tener resultados de pruebas anteriores o pruebas en unidades
semejantes para que se puedan hacer las comparaciones debidas.
Los valores de resistencia se miden en cada arrollamiento y en cada posicién del
conmutador, estos valores se comparan con la referencia (los valores dados por fabrica).
Esta comparacién debe considerar el efecto de la temperatura, para ello se usa la

siguiente relacién para la correccién:

(2.9)

Donde:

Rs: Resistencia a un factor de referencia de temperatura (Q).
Rm:  Medicion actual de resistencia (medida en campo) (Q).
T, Factor de referencia de temperatura.

T Temperatura a la que se realizan las mediciones.
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Ty Constante particular del tipo de metal del arrollamiento.

t, = 234,5°C para el cobre

t, = 225° para el aluminio

Una vez obtenidos los valores de resistencia referidos a una misma temperatura,
estimaremos la diferencia entre los valores de resistencia referenciales y los medidos en
campo mediante la relacion, comparando el error, segun norma IEEE esta diferencia no

debe exceder el £5 %.

Bm =R/ % 100 (2.10)
Ry

e(%) =

e(%): Diferencia entre los valores de resistencia medidos y de referencia.
Rm:  Medicion actual de resistencia (medida en campo) ().
R Medida de resistencia de referencia (Q).
b) Relacién de transformacioén, polaridad y fase
Fundamento teérico

Prueba realizada “off line”, el objetivo de la prueba de relacién de transformacion
es medir la relacién entre el numero de vueltas entre los arrollamientos primarios y
secundarios comparando los resultados con los datos de placa o con resultados

obtenidos en pruebas anteriores.

v
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Fig. 2.19 Esquema para determinar relacion de transformacion

La ecuacién fundamental de la relacién entre el primario y secundario de un

transformador relaciona corrientes y voltajes con la relacion de transformacion (n).

NsecunpArio VSECUNDARIO IsecunpARIO

La relacion de transformacién se basa en la comparacion entre el voltaje nominal

N 14 1
n= PRIMARIO PRIMARIO PRIMARIO (21 1)
de referenciadel bobinado respectivo contra el voltaje de operacién o porcentaje de
voltaje nominal al cual esta referido. Se debe medir en cada posiciéon del conmutador y

para cada bobinado.
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Analisis de resultados

Esta prueba detecta cortocircuitos o circuitos abiertos en los bobinados,
problemas con las conexiones del cambiador de taps, y ademas sirve para confirmar las
relaciones de los datos de placa.

Tomados los valores se procede a la comparacion con los valores de referencia,
las diferencias podrian ser indicadores de circuitos abiertos, espiras en cortocircuito,
defectos en los contactos del conmutador, etc. Segun la norma IEEE, la diferencia entre
los valores medidos y los valores de referencia deben ser inferiores en +0,5%.

La prueba de polaridad y el angulo de fase tiene importancia cuando el
transformador se encuentra conectado en paralelo con otros transformadores. Mediante
esta prueba se verifica la desviacidn angular entre el primario y secundario en cada fase.
Las diferencias con los valores de referencia, pueden ser debido a desplazamientos
geométricos entre arrollamientos generados por esfuerzos de caracter dinamico.

c) Prueba de Corriente de excitacion
Fundamento teorico

Prueba realizada “off line”, esta prueba es muy util para detectar:

- Danos en la estructura magnética y arrollamientos.
- Aislamiento entre espiras.

- Defectos en el conmutador.

- Fallas en el aislamiento entre laminas del nucleo.

- Mal contacto entre laminas sueltas.

- Sobrecalentamientos.

- Fallas en el sistema de puesta a tierra.

La corriente de excitacion en un transformador de potencia suele ser poco intensa.
Normalmente estan en el rango del 4% al 8% de la corriente nominal. Valores superiores
al 10% de la corriente nominal son sospechosos de la existencia de un problema interno.

Estos defectos producen cambios en la reluctancia efectiva del circuito magnético,
modificando la corriente requerida para forzar el flujo dado a través del nucleo.

La corriente de excitacion es la que se genera en el transformador si se aplica
voltaje en los terminales del primario, cuando el secundario se encuentra abierto osin
carga.

La magnitud de la corriente de excitacién, depende en parte de:

- Voltaje aplicado.
- Numero de vueltas en el devanado,
- Dimensiones del bobinado, de la reluctancia y de otras condiciones tanto

geomeétricas como eléctricas que existen en el autotransformador.
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Una corriente de excitacion excesiva, puede deberse a un corto circuito entre
unao varias espiras del bobinado, cuyo valor se adiciona a la corriente normal de
excitacion; también el exceso de corriente puede deberse a defectos del circuito
magnético, como por ejemplo a fallas en el aislamiento de los tornillos de sujecién del
nucleo, o al aislamiento entre laminacion.

Analisis de resultados

La corriente de excitacién, es inherente al voltaje de excitacion aplicado y a las
caracteristicas propias de cada transformador en analisis, razoén por la cual, no existen
valores definidos como estandar de funcionamiento.

d) Prueba de Impedancia de cortocircuito
Fundamento teérico

Prueba realizada “off line”, la impedancia de cortocircuito depende (entre otros
factores) de la distancia entre las espiras de los bobinados. Este parametro se mide con
el fin de detectar posibles movimientos de los arrollamientos generados durante el
transporte o en esfuerzos durante el servicio.

Un método conveniente para medir la impedancia de cortocircuito es el método de
voltimetro amperimetro.

Es un método que puede utilizarse la mayor parte de transformadores tanto
monofasicos como trifasicos.

Basicamente consiste en conectar al transformador en cortocircuito por uno de
los dos bobinados, aplicando al otro lado una tensién reducida hasta que pase por este
lado del transformador la corriente nominal a través de la impedancia. La corriente y el
voltaje son medidas simultaneamente. La impedancia es dada por la relacion entre la
medicion del voltaje y la corriente. La medicion se realiza fase por fase, los datos
obtenidos seran comparados con los valores referenciales.

Analisis de resultados

Segun la IEEE considera como valores aceptables si las diferencias permanecen
por debajo del +3%.

e) Prueba de Descargas parciales
Fundamento teorico

Esta prueba se puede realizar “off line” y/o “online”, siendo sus objetivos:

- Verificar que el aislamiento del transformador sometido a la tensién de ensayo
tengan descargan que no superen ciertos niveles.

- Determinar el valor de la tensidbn a la cual aparecen subiendo (ignicion) y
desaparecen bajando (extincién).

- Determinar el nivel de descarga a una tension fija.
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- El estudio de la degradacién del aislamiento a través del progreso de la magnitud
de las descargas.

Se entiende por descarga parcial a cualquier descarga eléctrica que ocurre dentro
de un medio aislante, estando dicha descarga restringida solamente a una porcion del
dieléctrico bajo prueba. De este modo la descarga sélo produce un deterioro “parcial”’ de
la capacidad de aislacion del dieléctrico.

Actualmente las descargas parciales se pueden medir por métodos eléctricos,
acusticos o quimicos.

Método eléctrico:

Se usan para medir las descargas en cada fase, una a la vez, usando el tap del
bushing o collares especialmente disefiados para tal fin.

Las mediciones en campo tienen menor sensibilidad que las realizadas en fabrica,
razon por la cual no son habituales.

Sin embargo, actualmente se usan sensores de campo especiales que sumadas
a las precauciones especiales que se debe tener es posible realizar mediciones de alta
precision.

Método acustico:

Detecta la actividad de las descargas parciales por medio de sensores instalados
en el tanque del transformador. La ventaja de este método es que ademas de medir la
magnitud de la descarga también brinda informacién sobre la ubicacion fisica de la fuente
que ocasiona tal descarga.

Método quimico:

Son los que tradicionalmente han sido usados para comprobar indirectamente la
existencia de descargas parciales en el aislamiento, a partir de la informacion entregada
por los gases que aparecen en el aceite.

f) Analisis de respuesta en frecuencia
Fundamento teérico

Prueba realizada “off line”, la prueba FRA (frecuency response analysis), ha
formado parte de muchos estudios desde hace décadas pero recién ha tomado
repercusion hace algunos anos.

Permite verificar la simetria constructiva del transformador comparando las
respuestas en frecuencia de las tres fases entre si, cuando son excitadas por una tension
de amplitud constante y frecuencia variable. En este andlisis intervienen las inductancias
y capacitancias distribuidas.

Para las pruebas se aplica una senal de excitacion senoidal (U;) con una amplitud
de 10 V aproximadamente de frecuencia variable para medir la tensién (U.).
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El rango de frecuencia de ensayo es normalmente de 10 Hz a 1 — 10 MHz. A partir
de alli podemos obtener el grafico de Bode de la funcidén de transferencia para cada fase.
Por si sola, la representacion dada no brinda informacién importante, la importancia de
esta prueba se manifiesta cuando las mediciones se realizan para diferentes estados del
transformador, por ejemplo previo al transporte desde la fabrica hasta el lugar de
emplazamiento y una vez instalado en su lugar definitivo.

De esta manera dependiendo del rango de frecuencias a las cuales existen
discrepancias entre las diferentes mediciones, es posible verificar si hubo cambios en las
capacidades distribuidas originadas por el movimiento de los arrollamientos, movimientos
del nucleo, etc.

Finalmente cualquier efecto que produzca una alteracion en la geometria interna
del transformador (transitorios, esfuerzos electrodinamicos, etc.) puede ser evidenciado
por la comparacién grafica de las respuestas en frecuencia de los estados anteriores y
ulteriores al evento.

2.5 Prueba de termografia infrarroja
Fundamento tedrico

Una de las técnicas del mantenimiento predictivo que a lo largo de los ultimos
afnos ha pasado a ser una de las mas utilizadas es la Termografia Infrarroja.

Esta técnica permite detectar, sin contacto fisico con el elemento bajo analisis,
cualquier cambio que se manifieste en un cambio de temperatura sobre la base de medir
los niveles de radiacién dentro del campo infrarrojo.

Una falla mecanica, antes de producirse se manifiesta generando e
intercambiando calor. Este calor se traduce en incremento de la temperatura que puede
ser subita, aunque en general y dependiendo del objeto la temperatura comienza a
manifestar pequenas varaciones.

Si es posible detectar, comparar y determinar dicha variacién, entonces se
podrian detectar las fallas que comienzan a gestarse, con lo cual podriamos evitar salidas
de servicio imprevistas.

La inspeccién termografica en sistemas eléctricos tienen como objetivo detectar
componentes defectuosos basandose en el incremento de la temperatura como
consecuencia de un aumento anormal de la resistencia 6hmica, esto podria ser producido
por:

- Conexiones flojas.

- Conexiones afectadas por la corrosion.
- Suciedad en contactos.

- Degradacién de materiales aislantes.
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Fig. 2.20 Equipo usado para inspeccion termografica

Con la técnica tradicional de “limpiar y apretar” se efectian acciones para corregir
conexiones flojas y malos contactos, de esta forma estamos dando mantenimiento a los
contactos lo necesiten o no, pero no se sabe si realmente se corrigi6 la falla.

Con termografia se localizan los problemas que deben ser corregidos a la vez se
puede encontrar otros problemas que en circunstancias normales no serian detectados.
Para la realizaciéon de la prueba se utiliza una camara especial, compacta y ligera, los
datos son guardados y pueden ser descargados para su analisis en una computadora.

A continuacion presentamos algunas aplicaciones del uso de este método.

Fig. 2.21 Lodo en ,g' Tanque de Fig. 2.22 Flujo de aceite en el
€xpansion transformador
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Fia. 2.23 Dafo de una fase de corriente

2.6 Analisis de gases generados (método de cromatografia de gases)
Objetivo

Los principales objetivos de la cromatografia de gases son:

Supervisar un transformador en operacién que se presume que tienen una falla

incipiente.

Monitorear los transformadores en servicio y obtener un aviso anticipado de falla.

Tener conocimiento de la naturaleza y localizacién de la falla.

Asegurarse de que el transformador recién adquirido no presente ningun tipo de

falla durante el tiempo de garantia que da el fabricante.
Fundamento teérico

El analisis de gases disueltos (AGD) en aceite se inicid alrededor de 1956 en
investigaciones de los gases procedentes del disparo de los relés Buchholz protectores
del transformador. Se consideran como parametros basicos:

Las cantidades de ciertos tipos de gases generados.

Las proporciones relativas entre distintos gases y la velocidad de aparicion /

variacion de los gases en las muestras recogidas.

El diagnéstico de fallas a partir de los gases generados en el aceite aislante se
basa en una medida de ciertos gases que se generan cuando el transformador se
somete a esfuerzos eléctricos (sobrecarga, arcos, chisporroteo, descargas por corona) y
térmicos anomales (sobrecalentamiento del sistema de aislamiento), consecuencia de la
degradacion del aceite aislante.

El tipo y la concentracion de estos gases dan claras muestras del estado del

aislamiento, ya que el envejecimiento normal emite pequenas cantidades de dichos
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gases, pero condiciones de fallas se generan grandes cantidades de éstos. La mayoria
de las fallas incipientes proporcionan evidencias, y por lo tanto, pueden detectarse
cuando el transformador esta sujetoa analisis periddicos del aceite. Para ello, es muy
usada la cromatografia de gases que determina cualitativa y cuantitativamente los gases
disueltos en el aceite.

Los gases tipicos generados por algunas fallas en transformadores de potencia
semuestran en el cuadro.

TABLA 2.10 tipos de gases generados. [4]

Tipo de gas Simbolo
Hidrégeno H,
Oxigeno 02
Nitrogeno N2
Metano CH,
Mondxido de carbono CO
Etano CoHe
Dioxido de carbono CO,
Etileno C,H,4
Acetileno C,H,

Nota: En el andlisis se registran también propileno (CsHg), propano (CsHs),
ybutano (C4H,0), que en menor escala se utilizan en procesos de diagnéstico.

Los mecanismos de falla mas comunes son:

Arqueo

Corona

Descargas de baja energia

Puntos calientes.

Cada uno de estos mecanismos puede presentarse individual o simultdneamente
y resultar en la degradacion de los materiales aislantes, asi como en la formacion de
gases combustibles y no combustibles. De la operacion normal se tiene también la
formacion de algunos gases.

En un transformador, estos gases se encuentran disueltos en el aceite aislante,
en el espacio existente encima del aceite o en los dispositivos de coleccién de gases
(relé Buchholz). La deteccion de una condicion anormal requiere de una evaluacion de
la concentracion del gas generado y de la tendencia degeneracion. La cantidad de cada
gas, con respecto al volumen total de la muestra, indica el tipo de falla que esta en

proceso.
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A continuacion daremos una breve descripcidn de cada uno de los gases

generados en el interior de un transformador:

Hidrégeno (H.)

- Gas que se genera en cualquier incipiente falla, tanto condescargas de baja o alta
energia con electrolisis de agua.

- Normalmente se genera a partir de los 100°C.

- En descargas de alta energia, los principales gases son acetileno e hidrégeno,

normalmente en relaciéon 1 a 2.

Metano (CH,)

- Gas que se produce debido a descargas parciales o descomposicién téermica del
aceite.

- No es comun en transformadores con corrientes altas, sin embargo, en base a
datos historicos es importante determinar el grado de produccion.

- Generalmente su apariciéon empieza desde los150°C.

Etano (C;Hs)

- Este gas normalmente se genera por descomposicion térmica del aceite.

- Se genera a partir de los 250°C y tiene una amplia concentracion a partir de los
280°C.

Etileno (C:H,)

- Es generado por temperaturas desde los 350°C.

- Normalmente se genera por descomposicion térmica del aceite o el aislamiento.

Acetileno (C;H,)

B Este gas es generado por alta temperatura superior a 500 °C.

- Causado por una falla con presencia de arco. Esto podria ser razén de alarma, si
la generacion de gas resulta grande en un periodo corto de tiempo.

En algunos casos, transformadores con altas corrientes pueden causar arcos en
los componentes de acero, por lo tanto antes de realizar cualquier trabajo se requiere un
analisis total de los gases.

Monéxido de carbono (CO)

- Este gas puede indicar envejecimiento térmico o descargas en particulas del
papel celulosa.

Di6xido de carbono (CO2)

- El diéxido de carbono se genera por envejecimiento térmico o descargas en
particulas del material aislante.

- Si la relacién de CO, a COes mayor de grande, algin sobrecalentamiento esta

afectando el papel celulosa.
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Totalidad de gases combustibles

- La totalidad de gases combustibles se indica como porcentaje de la totalidad de
gases.

- Niveles aceptables varian con el tipo de transformador y su ciclo de trabajo. Por
tanto, las tendencias son importantes, y son necesarios datos histéricos para
determinar acciones a seguir.

- Niveles que exceden 5 % requieren incrementar la frecuencia de extraccion de
muestras.

- Se aconseja en este caso consultar al fabricante para una interpretacién de algun
dato cuestionable.

La Totalidad de Gases Combustibles se calcula como la sumatoria de todos los
gases combustibles del total de la muestra:

(2.13)

Obtenidas las concentraciones a través del método de cromatografia de gases se
usan varias técnicas para diagnosticar la condicion del transformador, por ejemplo:

- Las relaciones de Dérnenburg

- El triangulo de Duval

- Patrones de diagndstico a través de analisis individuales y concentracion total de
gases disueltos (AGD)

- Las relaciones entre gases de R. R. Rogers.

Las primeras dos estan orientadas a diagnosticar la condicién del transformador
basandose en una interpretacién gréfica.

Existen dos maneras de representar los resultados de la cromatografia de gases:
- A partir de las concentraciones individuales de cada gas.

- Por las relaciones entre gases.

2.6.1 Meétodo de diagnéstico del transformador a través de analisis individuales
(AGD)y concentracion total de gases disueltos (TGCD).

Los gases que son parte de la degradacién del aceite y el papel son el hidrégeno,
metano, etano, etileno, acetileno, monéxido decarbono y oxigeno, a excepcién del
carbono y el oxigeno, todos estos gases son formados por la degradacion del aceite.

El monéxido de carbono, el diéxido de carbono y el oxigeno son formados por la
degradacion del aislamiento de la celulosa (papel). El didxido de carbono, oxigeno,
nitrégeno y la humedad, pueden ser absorbidos desde el aire si existe una interfaz entre
aceite y aire o0 a su vez si existe una fisura en el tanque.

Los tipos y cantidad de gases son determinantes cuando una falla ocurre en un

transformador y la severidad del evento.
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Se han adoptado cuatro criterios para clasificar los riesgos de un transformador
(proporcionados por la IEEE), cuando no se dispone de una historia previa, para
funcionamiento continuo con distintos niveles de gases combustibles.

Este criterio no es aceptado universalmente, pero es una herramienta mas que
nos ayuda a evaluar el estado de un transformador.

El criterio que se utiliza consiste en evaluar la concentracion individual y total de
todos los gases combustibles comose indica en la Tabla 2.13. Que muestra la
concentracion de gases combustibles enforma individual y total de acuerdo con cuatro
condiciones.

Condicién 1:

a) Si la totalidad de gases combustibles disueltos (TGCD) se encuentra por debajo
de este nivel, se considera que el transformador esta funcionando en condiciones
satisfactorias.

b) Si la concentracion de cualquier gas combustible individual supera los niveles
indicados se debe realizar una investigacion adicional.

Condicion 2:

a) Si concentracion de la totalidad de gases combustibles disueltos (TGCD) se
encuentra dentro del rango significa que el nivel de gases combustibles es
superior al normal.

b) Cualquier gas combustible individual que supere los niveles especificados se
debe realizar una investigacion adicional. Es posible que se presente alguna falla,
se debe tomar muestras y hacer un AGD para calcular la tasa de generacion de

gases.
Condicién 3:
a) Si la concentraciéon de la totalidad de gases combustibles disueltos (TGCD) se

encuentra dentro del rango significa un alto nivel de descomposicidon en el
aislamiento (celulosa o aceite).

b) Cualquier gas combustible individual que exceda los limites especificados se
debe realizar una investigacion adicional. Probablemente se esta en presencia de
una o varias fallas, se debe tomar muestras y hacer un AGD para calcular la tasa
de generacion de gases.

Condicion 4:

a) Si la concentracion de la totalidad de gases combustibles disueltos (TGCD) se
encuentra dentro del rango indica una excesiva descomposicion del aislamiento
(aceite o celulosa). Un servicio continuo podria provocar una falla del

transformador.
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= Limite de concentracion de gases disueltos (ppm)
an9e H, CH, [CH,| CoHs | CoHe CO CO, | TGCD
Cond. 1 100 120 35 50 65 350 2500 720
101 121 36 51 66 351 2500 721
Cond. 2 A A A A A A A A
700 400 50 100 100 570 4000 1920
701 401 51 101 101 571 4011 1921
Cond. 3 A A A A A A A A
1800 1000 80 200 150 1400 10000 4630
Cond. 4 | >1800 >1000 >80 >200 >150 >1400 | >10000 | >4630

TGC: totalidad de gases disueltos

La tabla es aplicable a transformadores nuevos o recientemente reparados, los

valores indicados se han obtenido de la experiencia de distintos fabricantes. El usuario

puede adoptar diferentes concentraciones de gases individuales o totales disueltos en

funcion de la experiencia con otros transformadores similares.

La tabla siguiente

indica

los

intervalos y procedimientos de operacion

recomendados para distintos porcentajes de niveles de gases combustibles.

TABLA N° 2.12Procedimientos recomendados para las diferentes condiciones. [7]

_ Relacion Intervalos o
o Nivel TGC Procedimiento de
Condicién TGC (% al de B
(%) operacion
dia) muestras
> 0,03 Diario Sacar de servicio.
0,03 -1 Diario Avisar al fabricante.
Condicion 4 TGC >5
Usar con cuidado.
<0,01 Semanal ) o
Analizar gases individuales.
> 0,03 Semanal )
. Usar con cuidado.
Condicion 3 2<TGC <5 0,03-0,01 | Semanal ) o
Analizar gases individuales.
< 0,01 Mensual
> 0,03 Mensual
o Usar con cuidado.
Condicién 2 0,5<TGC<2 | 0,03~0,01 | Mensual ) o
Analizar gases individuales.
<0,03 Cuatrimestral
> 0,03 Mensual Usar con cuidado.
Condicién 1 TGC <0,5 0,03 -0,01 | Cuatrimestral | Analizar gases individuales.
< 0,03 Anual Operacién normal
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Una vez establecidos los métodos para realizar un analisis de gases, se debe

determinar cual o cuales métodos usar, si se requiere usar métodos en conjunto.

2.6.2 Evaluacion del tipo de falla

Para la evaluacioén del tipo de falla se usaran los siguientes métodos:
Las relaciones de Déernenburg

Relaciones entre gases de R. R. Rogers.

El triangulo de Duval

Método del gas caracteristico

Las relaciones de Déernenburg

El Método de las Relaciones de Doernenburg sugiere la existencia de 3 tiposde

Falla Térmica
Descomposicion térmica del aceite mineral que se genera en un rango de
temperatura entre 150°C y 500°C.
Falla Eléctrica (LPD)
Descargas de baja intensidad (Corona).
Falla Eléctrica (HPD)
Arcos de alta intensidad, que por lo general se presentan en un rango de 700°C a
1800°C. Este método utiliza las concentraciones de los gases:
H,; CH,; CoH, 5 CoHy s CoHg
Con los que formamos las siguientes relaciones:

R, = s (2.14)

H>

Haciendo el célculo de las relaciones anteriores y observando los valores que

alcanzan se puede decir que el transformador posee alguna falla o algunas fallas.

Previamente debemos considerar los siguientes valores de las concentraciones de gases

enp.p.m.:

TABLA N° 2.13 Concentracién de gases en ppm. [7]

L1 (Concentraciéon de gases en p.p.m.)
Hidrogeno H, 100
Metano CH, 120
Acetileno C.H, 35
Etileno CoH,4 50
Etano C,Hs 65
Monédxido de carbono CcO 350




59

Estos valores, calculados anteriormente, son ubicados en el siguiente grafico el

cual nos sirve para diagnosticar el tipo de falla del transformador:

001 01 0- 10 1.0 100.0

—10.0

—10

VA

Corona

CoH,
CH

2 'e

Fig. 2.24 Grafico para el diagnostico del tipo de falla del transformador

A continuacion mostramos, mediante un diagrama de flujo, el procedimiento

Déernenburg:
b No F Y No A
= H,; CHg; si Si Prueba
ases CaHa: CoHa: | o
generados [—¥ 22 2 g i
>2L1 OK
No

» No hay falla

i
Relaciones |—p Analisis de relaciones

no aplicable

Si Si Si
R:<0,1 > Rs<0,3 d Re Qd:l_I. Corona

Si Si Si

No | No | No
» Falla no identificable,
L 2 No T No 7 tomar otra muestra
A
Si Si 5 —1Si
0,1<Rqy<1 »| R=>0,75 »| R:>03 »| R<04 | Arqueo
No . Falla no identificable,
L
) . T No T No T No . tomar otra muestra

Si
R:> 1 p| R2<0,75 > R3< 0,3 > Rs> 0,4 | _p Fallatérmica

Fig. 2.25 Diagrama de flujo para el procedimiento Déernenburg

Los valores de las concentraciones de gases son primero comparados con las

concentraciones indicadas en la tabla anterior, con el propdsito de establecer si existe

realmente un problema con el transformador y si existe suficiente

generacion de cada
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uno de los gases para poder aplicar un diagnoéstico en base a relaciones. Luego, el orden
que se encuentra en la figura anterior, las relaciones son comparadas con valores limites
para asi obtener un diagnéstico preliminar. El diagrama de flujos, muestra un
procedimiento de cinco pasos claves para llegar a un diagnostico:

Paso 1:

Los gases obtenidos por extraccion de gases y separados individualmente por
cromatografia.
Paso 2:

Si al menos una de las concentraciones en partes por millén de H,, CH,4, CoH,,
C,H, exceden el valor del doble de las concentraciones L1 mostradas en la tabla
anterior, y una de las concentraciones de los otros tres gases excede el limite mostrado
en la misma tabla, la unidades considerada defectuosa y es factible proceder al paso 3,
para determinar la validez de un procedimiento con relaciones.

Paso 3:

Si por lo menos uno de los gases en cada relacion excede al valor de los limites
sugeridos en la tabla anterior, el analisis de relaciones es procedente, caso contrario, las
relaciones no son significantes y debe proceder a realizarse otro muestreo o investigar
con procedimientos alternativos.

Paso 4:

Asumiendo que el analisis de relaciones es permisible, cadarelacién es
comparada con los limites sugeridos en el cuadro de flujo.
Paso 5:

Se verifica las combinaciones de los valores de los gases, y si la secuencia
desemboca en un tipo de falla, se dird que el diagnéstico es valido. Este método, es
muy general, y simplifica las clases de contingencias en tres: Falla térmica, Arqueo o
Corona.

Ventaja:

Es el uso de todos los gases combustibles y de cuatro de las principales
relaciones para el analisis. Ademas, es un método que unifica los dos tipos de
diagnostico, el primero basado en concentraciones independientes y el segundo que se
basa en combinacion de relaciones.

Desventaja

Existen combinaciones entrerelaciones de gases, que no arrojan resultado y el
método no identifica si existefalla y recomienda tomar otra muestra, lo que reduce la
fiabilidad del método.

El método se encuentra referenciado en la norma IEC C57.104 — 1991.
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Aplicacion:
A continuacion se muestra una cromatografia realizada a un transformador, donde

se obtuvo los siguientes valores de concentracion de gases:

TABLA N° 2.14 Valores reales de prueba de cromatografia. [7]

Gas Concentracién (ppm)
Hidrégeno 250
Metano 1160
Acetileno 3
Etileno 1540
Etano 435
Monoxido de Carbono 232
Diéxido de Carbono 1930
Oxigeno 2580
Nitrégeno 36300
— CHs _ 1160 _ — LaHy 3 _
Ry = Hp, _ 250 4,64 ke = CzHy 1540 0,002
= CH2 _ 3 _
R = CHy ~ 1160 UG

Comparando la concentracion de los gases con la tabla antes expuesta L1,
observamos que en efecto, mas de un gas supera los limites indicados en la misma, por
consiguiente, puede procederse al analisis de las relaciones.

Si analizamos las relaciones:
R:>1;R»<0,75;R3<0,3;Rs> 0,4

Vemosque la combinacion encaja en una falla térmica.

(referirse al diagrama de flujo).

b) Relaciones enfre gases de R. R. Rogers.

El Método de las Relaciones de Rogers sigue el mismo procedimiento general
dado para el Método de las Relaciones de Doernenburg, excepto que en vez de utilizar
cuatro relaciones solo se utilizan tres:



TABLA N° 2.15 Relaciones a usar método de Rogers. [7]

Gases empleados

Relaciones a usar

Hidrégeno (Hy)
Metano (CH,)
Acetileno (C,H,)
Etileno (C,H,)
Etano (C,Hg)

Metano/Hidrogeno
Acetileno/Etileno
Etileno/Etano
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Es decir, este método se basa en tres relaciones de los cinco gases primarios de

la descomposicion del aceite de acuerdo a su aparicion, segun sea la temperatura

relativa de la falla.

Se debe tener en cuenta que tanto el método de relaciones de Doernenburg y el

método de las Relaciones de Rogers no son herramientas para detectar fallas en

transformadores, pero si son herramientas para analizar el tipo de falla que esta presente

en el transformador.

La IEEE hace dos recomendaciones sobre el uso de ambos métodos:

* Use el método de relaciones de Doernenburg

concentraciones de los gases deben ser significativas.

gases excedan los niveles nomales de Tabla N° 2.14 condicion 1.

cuando los niveles de las

Use el método de las Relaciones de Rogers cuando las concentraciones de los

Se debe considerar también que dentro de los métodos de Rogers y Doernenburg

no existe la relacion CO,/CO, sin embargo esta relacion es muy util para determinar si

alguna falla en el transformador esta afectando al aislamiento de celulosa.

Algunos ejemplos de los valores de la relacion CO,/CO:

Si CO,/CO < 3, indica que el papel esta involucrado en una falla del tipo eléctrico
(arco o chisporroteo), junto con algo de carbonizacién de papel.

SiCO,/CO=7, valor normal.

SiCO,/CO > 10, generalmente indican falla del tipo térmico que involucra al papel.

Esta relacién es valida si el CO, proviene del interior del transformador y no a

causa de la degradacién propia del papel (envejecimiento), fugas en el transformador o

contaminacion de la muestra.



TABLA 2.16 Cuadro de cédigos para el método de Relaciones de Rogers. [7]

B H CH C,H : , . 5
CcODIGO RANGO DE DATOS CoH, — 22 LiMITES DE DETECCION Y X10 LiIMITE DE DETECCION.
CoH, H, C,H¢
Acetileno (CzH2) 1 ppm 10 ppm
<0,1 0 1 0 i
: . . Etileno (CoHa) 1 ppm 10 ppm
0,t-1
; > : Metano (CHa) 1 ppm 10 ppm
1-3
Hidrégeno (H2) 5 ppm 50 ppm
>3 2 2 2
Etano (C2Hs) 1 ppm 10 ppm
CASO TIPO DE FALLA EJEMPLOS TIPICOS
0 No hay falla 0 0 0 Envejecimiento Normal
Descargas en cavidades rellenas de gas resuitado de una impregnacion
1 Descargas parciales de baja energia 1 1 0 )
incompleta o alta humedad.
Descargas en cavidades rellenas de gas resultado de una impregnacion
2 Descargas parciales de alta energia 1 1 0 incompleta o alta humedad, pero presentando degradacion o perforacion de
aislamiento solido
] ] . Arqueos continuos en el aceite debido a malas conexiones de diferente
3 Descargas parciales de baja energia 1-2 0 1-2 ) ) ) . o
potencial o a un potencial flotado. Ruptura de aceite entre materiales sélidos.
. Descargas repetitivas. Ruptura del aceite por arqueo entre devanados o
4 Descargas de alta energia 1 0 2
bobinas, o entre bobinas y tierra
Falla térmica por temperaturas inferiores a 150°C 1 Sobrecalentamiento de conductor aislado.
Falla térmica por temperaturas entre 150 y 300°C 0 Sobrecalentamiento localizado en el nucleo debido a concentraciones de
Falla térmica por temperaturas entre 300 y 700°C 1 flujo.
Incremento de temperatura en puntos calientes; sobrecalentamiento del
L . cobre debido a corrientes circulantes, falsos contactos/uniones (formacion de
8 Falla térmica por temperaturas superiores a 700°C 0 2 2

carbén debido a pirdlisis).
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c) El triangulo de Duval

Uno de los diagndsticos mas acertados para calificar la naturaleza y severidad de
una falla interna en un transformador es el triangulo de Duval, que considera tres gases
caracteristicos de las fallas mas criticas que se pueden presentar en un transformador
inmerso en aceite mineral aislante.

Fundamentado en bases de datos muy amplias, y ultimamente muy utilizada, ha
probado ser muy preciso con un alto reconocimiento por la comunidad cientifica.

Los gases que considera Duval son:
* Metano (CH,)

Gas caracteristico clave indicativo de efecto corona o descargas parciales.
* Etileno (C.H,)

Indicativo de punto caliente.
* Acetileno (C.H,)

Gas caracteristico de la presencia de arco interno.

A continuaciéon mostramos el grafico que nos ayudara a este analisis:

Fig. 2.26 Triangulo de Duval
Donde:
PD = Descarga Parcial
T = Falla Térmica bajo los 300°C
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T2 = Falla Térmica entre 300°C y 700°C
T3 = Falla Térmica a mas de 700°C

D1 = Descarga de baja energia (Chispa)
D2 = Descarga de Alta energia (Arco)

D3 = Falla Eléctrica y Térmica en conjunto

Concentraciones (ppm) de metano (CH,), etileno (C,H,) y acetileno (C,H,) se
expresan como porcentajes del total (CH, + C,H, + C,H,) y se representa como un punto
(%CH,4,%C,H,4,%C,H;) en un sistema de coordenadas en el grafico triangular que se ha
subdividido en zonas de fallas. La zona de la falla en la que se encuentra el punto
designa el tipo de falla probable que produjo que la combinacién de las concentraciones
de gases.

El método del triangulo Duval, al igual que cualquier otro método de diagnostico
de DGA, se debe aplicar sélo cuando existe alguna sospecha de un fallo, basado en el
aumento de gas combustible o algun sintoma sospechoso. El método de diagndstico en
si mismo no es un medio de deteccion de fallas.

Debido a la imprecision relativa de gas en las mediciones de concentracion de
aceite en bajas concentraciones, los métodos de diagnoéstico DGA, incluyendo el
Triangulo de Duval, no debe aplicarse a menos que las concentraciones de gas estan
muy por encima del limite de deteccién.

Las coordenadas y limites de las zonas de falla tanto de descargas como de fallas
térmicas se indican en el triangulo. La zona DT corresponde a la zona donde se
superponen las térmicas y eléctricas.

Las coordenadas del triangulo correspondientes a los resultados del ADGD, en
ppm pueden calcularse como sigue:

%C,H,= 100(ppm de C,H,) / (CH,4 + C,H, + CoHy)
%C,H4= 100(ppm de C,H,) / (CH4 + C,H4 + C2H,)
%CH,4 = 100(ppm de CH,) / (CH, + C,H, + CHy)

Son muchos los casos en los que utilizando este eficiente método se ha logrado
evitar fallas catastroficas de unidades con fallas interas en progreso.
Aplicacion:

Supongamos que en un transformador se encuentra que los aumentos recientes
de 45 ppm de CH,4, 90 ppm de C,H4, y 15 ppm de C,H,. Como un aumento significativo
de C,Hs y C,H; es justificacion suficiente para sospechar que un fallo y aplicar el método
del triangulo Duval.

Paso1:

Calcular:
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Paso 2:
Expresar la cantidad de cada gas como porcentaje del T.
%CH,4 = 100*CH4T = 100*45/150 = 30%
%C,H,4: 100*C,HY/T = 100*90/150 = 60%
%C,H,: 100*C,H./T = 100*15/150 = 10%
Paso 3:
Marcar un punto en el triangulo que es:

a) 30% del camino hasta el eje de CH,,
b) 60% de la distancia entre el eje C,H,,
c) 10% de la forma a través del eje C,H,.

CH4=30%, C2H4=60%, C2H2=10%

D1 D2 DT T3
<-- % C2H2

Fig. 2.27 Ubicacién de falla

El punto que representa los datos de gas cae en la zona de falla T3, lo que indica
un fallo térmico de alta temperatura (T3).
d) Proporciones relativas de gases en las diferentes condiciones de falla

(método del gas caracteristico).

Las proporciones de gases significativos, anteriormente descritos, en general
definen 4 tipos de falla que seran descritos a continuacion.

Veamos cada uno de estas fallas:
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* Falla Térmica — Aceite.

Descomposicion de productos como el etileno y el metano, conjuntamente con
pequenas cantidades de hidrogeno y etano. Puede encontrarse vestigios de acetileno, si
la falla es severa o incluye contactos eléctricos.

El principal gas formado en esta falla es el Etileno.

Descomposicion Térmica del Aceite
Principal Gas : ETILENO

70 63
-
& 60
e 50
@ 40
CE) %0 19
o
W 20 16
o
=970 4 0
0 T e— T T T T
CcOo H2 CH4 C2H6 C2H4 C2H2
Fig. 2.28 Preponderancia del gas etileno
* Falla Térmica - Celulosa.

Grandes cantidades de mondxido y didxido de carbono se generan debido al
sobrecalentamiento de la celulosa. Se forma etileno y metano, si la falla involucra parte
de la celulosa impregnada en aceite.

El principal gas formado es el Mondxdo de Carbono.

Descomposicion de la Celulosa
Principal Gas : Monéxido de Carbono

100 92

[17]
@ 8o |
E
m |
s
8 40—
| w
| O 20 4+— 87
2 . 1.2
‘ 0 = | 0.01 0.01 | 0.01
| co H2 CH4 C2H6  C2H4  C2H2 ‘

Fig. 2.29 Preponderancia del gas carbono



* Falla Eléctrica — Corona.
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Descargas eléctricas de baja energia producen hidrégeno y metano, con

pequenas cantidades de etano y etileno. Cantidades representativas de dioxido y

monoxido de carbono suelen resultar de descargas en la celulosa.

El principal gas formado es el Hidrégeno.

Descomposicion por Descargas
Principal Gas : Hidrogeno

90 80
80
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CO H2 CH4 C2H6 C2H4

Fig. 2.30 Preponderancia del gas hidrogeno

* Falla Eléctrica - Arqueo.

C2H2

Produce grandes cantidades de hidrogeno y acetileno, con cantidades menores

de metano y etileno.

Si la falla involucra a la celulosa, se forma diéxido y monéxido de carbono. Aqui,

el aceite puede estar carbonizado.
El principal gas formado es el acetileno.

_Fig._2.31_ I5reponderancia del gas acetileno

Descomposiciéon Por Arco Eléctrico
Principal Gas : ACETILENO
70
60
60 ———
a 50
40
30
30 -
H 20
e 10 5
0.01 ' f_I— 2 it
CO H2 CH4 C2H6 C2H4 C2H2
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2.7 Interpretacién de resultados del analisis de gases disueltos

La descomposicidon del aceite mineral entre 150°C y 500°C produce relativamente
gran cantidad de gases de bajo peso molecular, tales como hidrogeno (H,) y metano
(CH,), y alguna cantidad de gases de alto peso molecular como etileno (C,H,) y etano
(C2He).

Cuando la temperatura del aceite mineral se incrementa, la concentracion de
hidrégeno excede a la del metano, pero ahora las temperaturas estan acomparnadas por
importantes cantidades de gases de alto peso molecular, primero etano y después
etileno. En la parte superior del rango de temperatura de falla, se incrementan las
cantidades de hidrogeno y etileno y se pueden producir trazas de acetileno (C,H).

En contraste con la descomposicién térmica del aceite, la descomposicion térmica
de la celulosa y otros aislantes sélidos producen monéxido de carbono (CO), dioxido de
carbono (CO,), y vapor de agua a una temperatura mucho menor que para la
descomposicion del aceite y crecen exponencialmente con la temperatura.

Debido a que el papel comienza a degradarse a menores temperaturas que el
aceite, sus subproductos gaseosos se encuentran a temperaturas normales de
funcionamiento del transformador.

La relacion de CO,/CO es algunas veces utilizada como indicador de la
descomposicién térmica de la celulosa. Esta relacion resulta normalmente mayor que 7.
Para la relacién CO2/CO, los respectivos valores de CO, y CO pueden exceder 5000
ppm y 500 ppm pudiendo superar un factor de seguridad, por ejemplo, las relaciones son
sensibles a los valores minimos. Cuando la magnitud de CO se incrementa, la relacion
de CO2/CO disminuye. Esto puede indicar una anormalidad que consiste en el
degradamiento de la aislacion celulésica.

Las descargas de baja densidad como por ejemplo las descargas parciales y
arcos intermitentes de bajo nivel producen principalmente hidrégeno, con cantidades
decrecientes de metano y algunas trazas de acetileno. Cuando la intensidad de las
descargas se incrementa, la concentracion de acetileno y etileno pueden alcanzar

concentraciones significativas.

Cuando se presentan arcos o descargas continuas de alta densidad que producen
temperaturas de 700 °C a 1800 °C, la cantidad de acetileno alcanza niveles importantes.
Una vez mas la interpretacion y analisis de los resultados, dependera del método que se
emplee.

2.8 Analisis de furanos
El analisis de compuestos furanicos es una herramienta muy util para determinar

el envejecimiento del aislamiento de la celulosa.
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Esta es una prueba complementaria de confirmacion, que se realiza para detectar
cadenas de celulosas disueltas en el aceite que resultan del envejecimiento del
aislamiento solido (madera, carton y papel) debido al calor, humedad y compuestos
acidos con lo que pierden propiedades mecanicas (pierden flexibilidad y llegan a
quebrase); estas cadenas son llamadas compuestos furanicos.

La medicién de estos compuestos en el aceite es utilizada como una herramienta
de diagnostico del estado del papel de los transformadores, ademas proporciona
informacién suplementaria al analisis de gases disueltos (Cromatografia de Gases).

El aislamiento sdlido en un transformador esta constituido por el papel, el cual a
su vez esta hecho por fibras de celulosa. La celulosa es un polimero formado por
moléculas de glucosa.

Cuando el papel es nuevo el polimero de celulosa contiene aproximadamente de
1000 a 1200 moléculas de glucosa.

Sin embargo, en el momento de su secado e instalacion en el transformador, la
cadena de celulosa se reduce llegando a tener de 800 a 1000 moléculas de glucosa. La
longitud de la cadena de celulosa es conocida como Grado de Polimerizacion (DP) del
papel.

Cuando el grado de polimerizacion se reduce a 200, el papel esta tan débil que
cualquier esfuerzo podria romperlo y ocasionar una falla llegando al final de la vida atil del

transformador.
Grado de Polimerizaclén vs. NGamero de Acldez
Envejecimlento del aceite a 100°C
g 1400 ... Papel Krafl Refor 8do
s il ey ____ Papel Krafl 00 Refor7ado
§ 1200 - n\‘. S
£ 1000- .
E 9 - -~ N .
p 800 n
b~}
8 600 &
o
0 400 i i I ] i I 1
00 0t 02 03 04 05 08
Namero de Acldez (mg KOH/ g de aceite)

Fig. 2.32 Grado de polimerizacion vs acidez del aceite

En la figura 2.32 se muestra la relacién entre el grado de polimerizacion y el
numero de acidez del aceite dieléctrico.
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A medida que aumenta la acidez en el aceite como producto de su envejecimiento
disminuye el grado de polimerizacion, es decir se reduce la resistencia mecanica del
papel. Este grafico es importante al momento de predecir el final de la vida util del
transformador a partir del resultado de la prueba de acidez de su aceite dieléctrico.En el
proceso de rompimiento de la cadena de celulosa se desprenden moléculas de glucosa y
ademas se crea agua, monoxido de carbono y didxido de carbono.

Las moléculas de glucosa cambian quimicamente durante el proceso y forman un
compuesto que contiene un anillo de furano que es parcialmente soluble en el aceite.

Los compuestos que forman un anillo de furano se forman en el papel, pero una
parte de ellos migran hacia el aceite en donde pueden ser detectados mediante analisis
quimico. La temperatura a la que ocurre el rompimiento de la cadena de celulosa y la
presencia de humedad y oxigeno son dos factores que determinan qué compuesto
furanico se forma.

El método que se emplea para analizar los compuestos furanicos através de la
cromatografia liquida de alta viscosidad (HPLC) es el ASTM D5837 6 el IEC 61198.

Con este andlisis se puede reconocer los siguientes compuestos furanicos:
a) 5-hidroximetil-2-furaldehido (HMF),

Se forma como consecuencia del rompimiento del papel debido al exceso de

oxigeno en el aislamiento solido.
b) 2-furil alcohol (FOL),

Compuesto furano que se forma en presencia de la humedad excesiva en el

aislamiento sélido y es un indicador del rompimiento del papel.
C) 2-furaldehido (FAL),

Compuesto furdanico mas encontrado y se forma generalmente por el

sobrecalentamiento de la celulosa o como consecuencia de una falla del

transformador.
d) 2-acetilfurano (AF)

Compuesto furanico dificil de encontrar y aparece generalmente por falla en

transformadores como consecuencia de descargas eléctricas y grandes esfuerzos

eléctricas.
e) 5-metil-2-furaldehido (MF).

Se forma como resultado de un sobrecalentamiento de la celulosa intenso y

localizado, indicando la presencia de puntos calientes.

La tabla 2.17 muestra los rangos aceptables, cuestionables e inaceptables del
contenido de furanos en partes por billon.

Veamos a continuacion:
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TABLA N° 2.17 Rango aceptables del contenido de furanos en ppb. [4]

Analisis de compuestos furanos
Total de furanos (ppb) Condicion del transformador
0-20 Transformador nuevo. - - -
21-100 Aceptable, envejecimiento normal.
101 - 250 Cuestionable, posible envejecimiento acelerado.
250 o mas Inaceptable, envejecimiento excesivamente acelerado

Ademas tener en cuenta que:

a)

b)

Valores superiores a 1000 ppb indican un dafo severo e irreversible en el sistema
solido.

El rango de 1000 a 1500 ppb es considerado como la zona de peligro ya que en él
comienzan a producirse fallas en el transformador por lo que no se recomienda
una recuperacion al aceite para transformadores en estas condiciones.

Valores superiores a 2500 ppb.

Al analizar el rango cuestionable del contenido de furanos:

La cantidad de 100 ppb equivale a una pérdida de la vida util del equipo del 10%.
Un valor limite de 250 ppb equivale a la pérdida del 25% de su vida util
considerado como un dafio significativo segun la norma ASTM 5837.

Una de las formas que han encontrado los fabricantes para evitar altas

concentraciones de furanos es utilizar un papel con mayor térmica que soporte

temperaturas de 65°C. EIl contenido de furanos es utilizado para calcular el grado de

polimerizacién que predice el fin de la vida util del transformador.

Para transformadores que no poseen el papel con alta resistencia térmica, el

grado de polimerizacién se calcula en base al contenido del 2-furaldehido.

Para transformadores que si tienen este tipo de papel, el grado de polimerizacion

se calcula en base al contenido total de furanos.
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TABLA N° 2.18 Calculo de la vida util del transformador segun el contenido de furanos. [4]

Analisis del contenido de furanos -
Papel sin Papel con resistencia térmica o Porcentaje de
resistencia térmica Contenido total de furanos pérdida de vida util
2-furaldehido (ppb) (ppb) caleulado estimada
58 51 800 0

130 100 700 10

292 195 600 21

654 381 500 34

1464 745 400 50

1720 852 380 54

2021 974 360 58

2374 1113 340 62

2789 1273 320 66

3277 1455 300 71

3851 1664 280 _76_ ]

4524 1902 260 81

5315 2175 240 87

6245 | 2487 220 93

7337 2843 200 100

2.9 Procesos de restauracion de los aceite dieléctricos

Cuando las pruebas fisico quimicas, cromatografias o de Furanos indican que el
aceite se encuentra fuera de sus especificaciones o no cumple con uno de los
parametros medidos, es necesario efectuar un tratamiento al aceite para extender la vida

del transformador.
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Dependiendo del tratamiento que se necesite, los procesos al aceite dieléctrico
pueden ser de dos tipos:
a) Proceso de Regeneracion.
b) Proceso de Rea-condicionamiento.
2.9.1 Proceso de Regeneracion
El objetivo de este tratamiento es el de restaurar las propiedades Fisico, Quimicas
y Eléctricas del aceite dieléctrico, eliminando o reduciendo las sustancias coloidales en
suspension productos de oxidacion, los compuestos polares y las trazas de acidos
organicos.
Las técnicas que se emplean en el tratamiento de regeneracién son:
a) Absorcion por contacto de productos de oxidacién a través de tierras absorbentes
(tierras Fller) ofiltros de carbdn activado. Este método es llamado de percolacion
o colado.
La percolacion puede realizarse por presion o gravedad.
En la percolacion por gravedad una columna de aceite, por accion de su propio
peso, pasa a través de un tanque conteniendo el absorbente.
En la percolacion por presion el aceite es forzado a pasar por el absorbente con

la ayuda de una bomba.

Fig. 2.33 Regeneracion de aceite

b) Micro-filtracion, para eliminar particulas sélidas.
c) Deshidratacién bajo vacio y aplicando temperatura.
d) Desgasificacion bajo vacio.
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Tierra Fuller

El nombre de Fuller fue originado de un proceso muy antiguo de limpieza, relleno
de algodén con agua y arcilla. Las personas que la usaban eran llamadas Fullers y la
arcilla era conocida como Tierra Fuller. En la actualidad, se llama asi a toda arcilla que
tenga una adecuada capacidad purificadora y de decoloracion para ser utilizada
comercialmente en la refinacion y purificacion del aceite.

El término tierra fuller se refiere a una clase natural de arcilla absorbente, cuya
principal constituyente es la arcilla atapulguita, usada para recuperar aceites de
transformadores por su alta capacidad de absorcion de compuestos polares.

En su procesamiento, la arcilla es triturada, calentada y activada. La temperatura
de la activacion con calor y la etapa de secado, determina el grado de porosidad interna
de la arcilla. Esta porosidad contribuye a ampliar la superficie de la arcilla y por lo tanto a
mejorar su capacidad de absorcion.

Los mecanismos de decoloracién y purificacion del aceite utilizan el principio de
adsorcion que se base en la adherencia de moléculas o iones de cualquier especie a la
superficie de un solido. A mayor fuerza de atraccion y la superficie adsorbente, mayor es
la capacidad de adsorcién.

La purificacién del aceite con tierra Fuller es un proceso complejo que incluye lo

siguiente:

* Filtrado que es la separacién de pequenas particulas sélidas.

* Adsorcion, o factor principal en la purificacion.

* Actividad catalitica, que causa reacciones formando productos que se absorben

mas rapidamente.
2.9.2 Proceso de Rea-condicionamiento

El proceso de reacondicionamiento tiene como objeto restaurar las propiedades
Fisico-Quimicas y Eléctricasdel aceite dieléctrico, de modo que su comportamiento en el
interior del transformador sea el normalizadopara su buen funcionamiento.

Las técnicas fisicas empleadas en este tratamiento de Reacondicionamiento son:
a) Micro-filtracion, para eliminar particulas solidas.
b) Deshidratacién bajo vacio y aplicando temperatura.

C) Desgasificacién bajo vacio.



CAPITULO Ili

PLAN DE MANTENIMIENTO A LOS TRANSFORMADORES DE POTENCIA

3.1 Concepto
El mantenimiento de los transformadores de potencia esta dado por 3 tipos:
- Mantenimiento Preventivo.
- Mantenimiento Predictivo.
- Mantenimiento Correctivo.
3.2 Mantenimiento Preventivo

Conjunto de actividades (inspecciones, pruebas, ajustes, reparaciones, toma de
muestras) regularmente programadas y aplicadas a los equipos de una instalacién
determinada, con el objeto de minimizar su “degradacién” o pérdida de vida util.

Existen opiniones que manifiestan que la primera clave en el mantenimiento
preventivo de un transformador, es un analisis anual de su aceite, cuyo propésito es
sefalar la condicién del aislamiento del transformador para evitar la formacién de lodos
en el interior. Sin embargo, la ejecucion de inspecciones periddicas de los componentes y
parametros de operacion del transformador, en especial del aceite dieléctrico, sera mas
saludable para la vida del equipo.

Tanto el mantenimiento y la inspeccidn con llevan a trabajos peligrosos, es por
ello que se debe contar con un programa en el que se indique los pasos a seguir,
poniendo especial cuidado en los equipos y personas.

Dentro de las inspecciones periddicas, es importante registrar las lecturas de los
medidores instalados en él, asi mismo se debe poner atencién a los fenémenos
anormales como ruido, cambio de olor o color, y todo lo que pueda ser apreciado por los
sentidos.

A continuacion, algunos puntos a ser tomados en cuenta durante la inspeccion:

- Temperatura.

- Nivel de aceite.

- Ruido.

- Fugas de aceite.

- Funcionamiento de ventiladores.

- Respiradores de silica gel.
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a) Temperatura

La temperatura del transformador esta directamente relacionada con la vida de los
materiales del sistema de aislamiento.

Segun la norma ANSI (American National Standard Institute):

- La temperatura maxima permitida para el aceite es de 90°C.
- La temperatura maxima permitida para el punto mas caliente es 110°C.

Las lecturas de las temperaturas del aceite deben ser regularmente registradas y
comparadas con la carga del transformador.

b) Nivel del aceite

- El nivel del aceite tiene que ser siempre verificado desde el punto de vista del
aislamiento y de la refrigeracion.

- El nivel de aceite varia con la temperatura, por lo tanto las lecturas de la
temperatura deben ser considerados cuando se tomen datos del nivel de aceite.

- Si los pasatapas son equipados con mirillas o poseen medidores de nivel de
aceite, éste debera ser revisado a fin de detectar fugas en el pasatapas.

c) Nivel de ruido

La deteccion de ruido anormal puede ayudar a detectar alguna falla. Mostramos
algunas causas de ruido anormal del transformador:

- Resonancia del tanque y de los radiadores debido a cambios en la frecuencia dela
fuente de potencia.

- Deterioro en el mecanismo de ajuste del nucleo.

- Defecto de la estructura central, es posible que los pernos de sujecion estén
flojos.

- Aflojamiento de la pieza de anclaje.

- Ruido anomal por descarga estatica, debido a las partes metalicas carentes de
tierra o imperfeccion en la puesta a tierra.

Debido a la falta de simetria del transformador, no se puede tomar una lectura del
nivel de ruido con un aparato y asumir que es el valor del nivel de ruido, se debe tomar
varias lecturas alrededor del mismo y promediarias. Este promedio sera el nivel de ruido
del transformador.

Podemos tomar como referencia los siguientes estandares:

ANS| C57 — 12 -90 y NEMA TRI — 2 — 068 — 1954,
d) Fugas de aceite

Puede ser causada por el deterioro de alguna empaquetadura o por el mal

posicionamiento de la misma. Se debe verificar cuidadosamente las valvulas y los

empaques.
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e) Ventiladores

Los ventiladores deben ser accionados de forma manual para asegurar que todas
las unidades estén operando satisfactoriamente.
f) Respiradores de silica gel

El deshumedecedor debera ser revisado con el objeto de detectar si existe una
decoloracioén en él, la que indicara presencia de humedad y contaminantes.
3.2.1 Mantenimiento e inspeccion del aceite

Los métodos para juzgar el deterioro de un aceite dieléctrico son aquellos que
miden el grado de oxidacién, la densidad relativa, la tensién interfacial, el factor de
potencia y la rigidez dieléctrica.

La ASTM lista 33 pruebas a los aceites dieléctricos, de las cuales 9 son las mas
utiles para diagnosticar el estado de un transformador y de su aceite dieléctrico:

- Rigidez dieléctrica (D877 — D1816)
- Numero de neutralizacion  (D974)

- Tension interfacial (D971 — D2285)
- Color (D1500)

- Contenido de agua (D1533)

- Densidad relativa (D1298)

- Factor de potencia (D924)

- Inspeccion visual (D1524)

- Cromatografia de gases (D3612)

Con un monitoreo anual del aceite basado en las pruebas anteriores, la presencia
de los contaminantes polares es detectada mucho antes de que se formen lodos. Sin este
monitoreo los lodos se depositaran en el aislamiento sin ser detectados reduciéndose la
vida del sistema de aislamiento.

3.2.2 Mantenimiento e inspeccién de los pasatapas

- Revisidn de la temperatura de los terminales de los pasatapas, ya que podria
haber sobrecalentamiento.

- Limpieza completa con agua, amoniaco, tetracloruro de carbono o acido
hidroclorico diluido 40 veces 0 mas en agua. Si se emplea soluciones quimicas
para la limpieza tener cuidado en tocar las partes metélicas. Después de la
limpieza las partes de porcelana deben neutralizarse con agua que contenga
bicarbonato de sodio en una proporcion de 30 g por litro.

- Verificar la existencia de danos menores: chisporroteos o fisuras. Para el primer
caso la parte aspera de la porcelana debera ser sellada con barniz para evitar el

ingreso de humedad.
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Ademas hacer pruebas de factor de potencia y resistencia de aislamiento. Para

las fisuras sélo queda la reposicion.

- Inspeccidon completa de pasatapa a fin de detectar fugas de aceite. Si la fuga es
por los empaques, ajustarlos o cambiarios.
3.2.3 Mantenimiento e inspeccion del sistema de ventilacion

El sistema de ventilacion es la parte mas importante en el funcionamiento diario
del transformador.

- Verificar la fuga de aceite en los tubos colectores o en las aletas de los
radiadores.

- Revisar el estado de pintura, polvo y suciedad que se acumula en los radiadores.

- Si los radiadores son del tipo desmontable, verificar que las valvulas se abran
correctamente.

- Para los ventiladores y bombas de circulacion, revisar: temperatura, vibracion,
ruido, falta de fijacion, oxidacién y estado de la pintura.

- Si se perciben ruidos inusuales en los ventiladores, se recomienda desmontarios y
revisarlos.

3.2.4 Mantenimiento e inspeccion los medidores de temperatura

Es importante verificar la temperatura del transformador cuando esta en servicio,
pues refleja las condiciones de funcionamiento.

Por lo tanto debemos asegurarnos que estos equipos se mantengan en buen
estado a fin de tener mediciones confiables.

Con el tiempo el bulbo se desgasta, al igual que el piidn y el soporte, es
recomendable verificar las mediciones con un termémetro de mercurio confiable.

3.2.5 Mantenimiento e inspeccion los medidores de nivel de aceite

Para realizar una revision del medidor, se debe retirar el mecanismo exterior del
medidor sin necesidad de reducir el nivel de aceite.

Luego de haber removido la parte exterior del medidor, sostenga un iman en la
parte posterior del mecanismo y hagalo rotar, si el dial indicador o se mueve junto con la
rotacidon del iman, podria indicar un mal funcionamiento del medidor.

El circuito de control debe ser probado con un ohmimetro para probar su estado,
ademas los circuitos de alarma y desconexién deben ser probados manualmente.

3.2.6 Mantenimiento e inspeccion del relé buchholz

- El mantenimiento de este relé se hace cuando el transformador esta
desenergizado.

- Se debe verificar el correcto funcionamiento de los flotadores y controlar el nivel

de aceite.



80

- Para comprobar el funcionamiento de los flotadores, se bombea aire por la valvula
de evacuacion de gases, por medio de una manguera con aire comprimido o con
bomba de aire, se consigue bajar el nivel de aceite en el relé.

Al ingresar aire al interior del relé el flotador superior desciende activandose la

alarma.

Terminada la comprobacion se deja salir el aire del relé para luego cerrar la

valvula de evacuacion.

- El flotador inferior no puede ser comprobado mediante la inyeccién de aire.

3.2.7 Mantenimiento e inspeccion de la valvula de sobrepresion
El mantenimiento a este dispositivo es el cambio del diafragma de vidrio.

En el caso de romperse accidentalmente o por aumento de presiéon debe ser
cambiada inmediatamente, caso contrario se permitiria el ingreso de oxigeno y humedad.

Para saber si la valvula se ha activado, observe si un indicador color amairillo o
azul se encuentra 2 pulgadas sobre el nivel de la parte superior de la valvula.

Cada 3 a 5 anos se debe realizar una revision alrededor de la valvula, si hay
manchas de aceite en la periferia se debe reemplazar la empaquetadura de la valvula.
3.2.8 Mantenimiento e inspeccion del respirador de silica gel

El unico mantenimiento que requiere el respirador de silica gel, una vez detectado
el cambio de color, es la regeneracién de la silica gel. Procedimiento donde se elimina la
humedad absorbida por ella.

Para la regeneracion se debe colocar la silica en una cubeta y agitarla mientras se
calienta a una temperatura de 100°C a 140°C. Continuar con el calentamiento hasta que
el color vuelva al color inicial.

3.2.9 Pruebas adicionales en el mantenimiento preventivo
Existen algunas pruebas adicionales que se deben hacer durante el

mantenimiento preventivo del transformador:

- Prueba de resistencia de aislamiento.

- Prueba de resistencia DC de los devanados.

- Prueba de la relacion de transformacion.

- Prueba de factor de potencia del aislamiento.

- Prueba de corriente de excitacion.

- Prueba de nucleo a tierra.

3.3 Mantenimiento Predictivo
Técnica que consiste en monitorear regularmente los parametros claves de un

equipo en operacion, con la finalidad de detectar y/o corregir a tiempo un problema

potencial antes que se produzca la falla del equipo.
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3.4 Mantenimiento Correctivo

Cuando se detecta que el desemperio de algun equipo comienza a disminuir y se
presume las posibles causas de este bajo desemperio, se debe atacar dichas causas y
realizar un mantenimiento del equipo para evitar que el problema se agrave, que podria
terminar en la suspension del servicio.

Por lo tanto, cuando el mantenimiento preventivo del transformador muestra que
posee problemas de humedad, gases combustibles y/o productos de oxidacion se
procede a los trabajos de mantenimiento correctivo.

Dentro de las actividades existentes en el mantenimiento correctivo del

transformador podemos encontrar:

a) Deshidratacion del transformador
b) Desgasificacion del transformador
C) Remocion de sedimentos (desenlodar el transformador)

La remocion de gases combustibles disueltos en el aceite, detectados por la
prueba de cromatografia de gases, generalmente requerira una reparacion y/o
desgasificacion de la unidad.

La tabla siguiente presenta los componentes clave de un transformador de
potencia enaceite dentro de su mantenimiento preventivo periédico.

TABLA N° 3.1 componentes clave de un transformador de potencia. [7]

COMPONENTE INSPECCION Y/O PRUEBAS

- Resistencia DC

- Relacion de transformacion

Devanados - Corriente de excitacion en todos los taps
- Resistencia de aislamiento

- Factor de potencia del aislamiento

- Factor de potencia del aislamiento

- Temperatura (termografia infrarroja)
Pasatapa ) )
- Nivel de aceite

- Inspeccion visual (rajaduras — limpieza)

- Cromatografia de gases
L - Rigidez dieléctrica

Aceite dieléctrico o ]
- Tension interfacial

- Numero de neutralizacion
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- Inspeccion visual

- Color

- Contenido de agua

- Factor de potencia

- Gravedad especifica

- Sedimientos

Cambiador de taps bajo carga

- Temperatura (termografia infrarroja)

- Relacion de transformacion en todos los taps
- Corriente del motor de accionamiento

- Inspeccion acontactos - continuidad

- Rigidez dieléctrica del aceite

Cambiador de taps

(desenergizado)

- Inspeccién a contactos - continuidad
- Relacion de transformacion en todos los taps

- Tempera tura (termografia infrarroja)

Nucleo

- Resistencia de aislamiento del nucleo al tanque

- Nucleo a tierra

Tanque y equipos asociados

- Medidores de presion / temperatura / vacio -
calibraciéon
- Temperatura (termografia infrarroja )

- Inspeccion visual (fugas y corrosion )

Tanque conservador

- Inspeccién visual (fugas y corrosion )

Respirador deshidratante

- Color caracteristico

- Valvulas en la posicion correcta

Valvula de sobre presion

- Inspeccién visual

Relé Buchholz

- Correcto desempefio

Radiadores

- Temperatura (termografia infrarroja )
- Inspeccién visual (fugas, limpieza, libre paso de

aire y corrosion )

Ventiladores

- Controles

- Inspeccion visual - ruido inusual

Bombas de circulacion

- Rotacion
- Medidor de flujo
- Corriente de carga del motor

La tabla siguiente contiene un

resumen de las actividades a realizar dentro del

mantenimiento preventivo periddico del transformador.



83

TABLA 3.2 Actividades a realizar dentro del mantenimiento preventivo periddico. [7]
INTERVALO ACTIVIDADES A REALIZAR

| 1. Tome lecturas de las corrientes y de los 'vc_)ﬁajes de carga._
2. Tome lecturas de la temperatura del aceite y de la temperatura
de bobinados (si el transformador tuviere medidor de temperatura
de bobinados).

3. Tome lecturas de las temperaturas del aceite entrante y saliente
S (ventilacion por aceite forzado). Tome lecturas de las temperaturas
del agua entrante y saliente (refrigeracion por agua).

4. Tome lecturas de la presidn del colchon de nitrogeno (variara
bajo las condiciones de carga y temperatura del ambiente).

5. Sonidos inusuales.

6. Observe las bombas de circulacién y los ventiladores (deberian

estar operando a esas temperaturas?).

1. Fugas (especialmente en aceites con PCB).
2. Nivel de aceite en el tanque y en los pasatapas (si estos fueren

Semanalmente ) .

en aceite).

3. Revise los tubos de ventilacion; note cambios de temperatura.

1. Inspeccione todos los medidores que posea el transformador
| junto con los pasatapas tanto de alta como de baja tension.

Revise la existencia de fugas de aceite del tanque, uniones y
I tuberias.

2. Realice una inspeccion general del transformador. Tome nota
R — del numero de operaciones del cambiador de tap bajo carga (si el
transformador estuviere equipado con uno).

3. Revise las alarmas de proteccion. Revise el medidor de
presion/vacio.

4. Compare las lecturas con las del fabricante.

5. Revise el estado del respirador deshidratante (esta saturado de
humedad?).

1. Realice las nueve pruebas al aceite dieléctrico. Tome lecturas

de la temperatura promedio del aceite (>90°C <100°C)*2.

2. Revise si la valvula de sobrepresion ha operado (indicador de
3 meses )
color amarilloo azul).

3. Realice una cromatografia de gases del aceite*2.

4. Revise la existencia de fugas de aceite o agua.
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1. Realice Ias nueve pruebas al aceite dieléctrico. Tome lecturas de
la temperatura promedio del aceite; rango 80° *2.

2. Realice una inspeccion visual de los pasatapas/aisladores y
pararrayos en busca de rajaduras, grado de limpieza,
contaminacion o existencia de fogoneo.

3. Revise el sistema de puesta a tierra en busca de malos
contactos, conexiones rotas o corroidas.

4. Realice una cromatografia de gases del aceite*2.

Anualmente

1. Realice las nueve pruebas al aceite dieléctrico. Tome lecturas de
la temperatura promedio del aceite < 80° *2.

2. Limpieza de los pasatapas/aisladores.

3. Realice una prueba de termografia infrarroja en busca de
"puntos calientes”, conexiones malas, porcelana rota, etc.

4. Inspeccione los puentes del transformador a las barras o
equipos en busca de deformacion y/o envejecimiento.

5. Revise los circuitos de control.

6. Realice la medicidon de la resistencia de puesta a tierra del
sistema (< S5ohms) *3.

7. Revise la calibracion de los relés *3.

8. Realice una cromatografia de gases del aceite*2.

OPCIONAL

1. Inspeccione los equipos de desconexion del transformador.
Lubrique los mecanismos.

2. Inspeccione la tapa principal del transformador en busca de
humedad, polvo, oxido, fugas de aceite y depdsitos de lodo.

3. Efectue una inspeccién interna al transformador. Revise las
partes mecanicas y eléctricas internas, especialmente los
contactos del cambiador de taps.

4. Realice una inspeccion visual de los pararrayos; realice una
limpieza de los mismos. Inspeccién de los equipos del sistema de
refrigeracion (ventiladores, bombas,etc.).

5. Realice pruebas de factor de potencia de aislamiento al aceite y
alos pasatapas.

6. Inspeccione el cambiador de taps bajo carga en busca de fugas
de aceite, desgaste, corrosion o malos contactos.

7. Realice reparaciones menores (cambio de pernos en mal
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estado, cambio de empaquetaduras en mal estado, ajuste de
conexiones y pernos, etc.).
8. Efectue las pruebas eléctricas basicas al transformador

(incluyendo factor de potencia y resistencia de aislamiento).

24 meses

3 anos

1. Limpieza de los pasgtapas/aisladores.

2. Realice la prueba de factor de potencia del aislamiento a todos
los pasatapas.

1. Realice una serie completa de pruebas eléctricas al |
transformador.

2. Realice pruebas eléctricas al cambiador de taps bajo carga
(factor de potencia del aislamiento y resistencia DC) para cada tap.

3. Efectue una limpieza completa de los equipos de desconexién

del transformador junto con la lubricacién de los mismos. Realice

prueba de resistencia de aislamiento a ellos.

4. Realice una inspeccion de la valvula de sobrepresion

(incluyendo su diafragma).

6 anos

1. Efectue prueba de resistencia de aislamiento a los cables
aislados.

2. Efectue una inspeccion interna al transformador. Revise las
partes mecanicas y eléctricas internas, especialmente los

contactos del cambiador de taps.

Tener en cuenta que:

*1 Las unidades en las que se sospeche de algun problema interno o si alguno de

sus componentes presenta corrosion, humedad, polvo o vibracién excesiva, doble

la frecuencia de inspeccioén (Ej.: si el analisis del aceite se lo realiza anualmente,

ahora realicelo semestralmente).

Para transformadores con capacidades de menos de 300 MVA realice una

cromatografia de gases al aceite inmediatamente antes del inicio de la operacion,

1 mes después, 6 meses después, 1 aino después del inicio de operacion, luego

anualmente.

Para transformadores con capacidades de mas de 300 MVA realice una

cromatografia de gases al aceite inmediatamente antes del inicio de la operacion,

1 mes después, 3 meses después, 6 meses después del inicio de operacion,

luego semestralmente.
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2 Todas las recomendaciones asumen el uso de refrigeracion auxiliar; de otra
manera las pruebas se deberan realizar mas seguido.
3* Solo personal calificado.

La deshidratacién de un transformador puede ser realizada en un taller de
reparacion o en el sitio donde se encuentra instalado; el transformador podra estar
energizado o desenergizado. Como medio de eliminacion de humedad se puede emplear
calor, vacio o la combinacién de ambos.

La deshidratacion del aceite empleando vacio, en contraste con el uso de sélo
calor para eliminar la humedad del transformador, tiene la ventaja de la desgasificacion
del aceite. Esta ventaja no se la adquiere con los demas métodos de deshidratacion. Un
alto grado de desgasificacion del aceite brinda algunos beneficios, tales como: remocion
del oxigeno y remocién de gases combustibles.

La mejor manera de remover el lodo de un transformador es mediante un filtrado
de la parte activa y del interior del tanque empleando aceite dieléctrico caliente (60° y
80°C). Para ejecutar este “lavado” del interior del transformador existen maquinas
especiales que emplean calentadores, bombas de vacio,camara con tierra de Fuller,

filtros, etc.



CONCLUSIONES

1. Una vez analizadas y estudiadas las diferentes pruebas eléctricas, fisicas y
quimicas realizadas al sistema de aislamiento de un transformador en aceite se puede
concluir que el andlisis cromatografico del aceite de un transformador constituye una
herramienta poderosa a la hora de emitir un diagnostico del estado del transformador,
pasando a ser esta prueba, la mas importante dentro del mantenimiento preventivo
periodico de un transformador en aceite.

2. El mantenimiento preventivo del transformador es esencial para un alargamiento
de su vida util. Se puede concluir que, de acuerdo a los resultados obtenidos en las
pruebas de diagnostico realizadas a los transformadores en aceite, la mayoria de las
fallas producidas en estos equipos pueden ser atribuidas al deterioro de su sistema de
aislamiento. Sin embargo, este “talébn de Aquiles” puede ser fortalecido si se mantiene
un programa completo de mantenimiento preventivo periédico orientado a combatir a los
factores (humedad, oxigeno, calor y contaminacién) que inciden en el deterioro del
sistema de aislamiento del transformador.

3. Habiéndose hecho un estudio de los diferentes procesos que ayudan a eliminar la
humedad del sistema de aislamiento de un transformador, se puede concluir que el mas
efectivo es aquel que aplica calor y vacio a dicho sistema. Adicionalmente a la
eliminacion de la humedad, este proceso elimina el oxigeno existente en el interior del
transformador, reduciendo asi la posibilidad de que ocurra la oxidacion del aceite de

manera mas acelerada.
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