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ESTUDIO DE RESERVA DEL
SISTEMA ELECTRICO NACIONAL
INTERCONECTADO (SENI)

1. INTRODUCCION

La Comision Nacional de Energia (CNE) adjudico el estudio denominado “Reserva del Sistema
Eléctrico Nacional Interconectado” al Consorcio conformado por las firmas XM Compafiia de
Expertos en Mercados S.A. E.S.P. (XM) y Mercados Energéticos Consultores S.A. (ME-C), a los
cuales de aqui en adelante denominaremos Grupo Consultor.

De acuerdo a lo establecido en el Contrato de Servicios de Consultoria, en su Apéndice B -
Requisitos para la presentacién de informes, el Primer Informe Parcial debe presentarse a los
veinte (20) dias calendario de suscrito el contrato. Este informe debera incluir la presentacion
del analisis de la informacion disponible, el planeamiento del estudio y la metodologia de
desarrollo del mismo.

EL Grupo Consultor estuvo presente en Republica Dominicana la semana del 21 al 25 de enero
de 2008, en la cual ademas incluy6 una visita al Organismo Coordinador del Sistema Eléctrico
Nacional Interconectado de la Republica Dominicana (OC) y ademas una presentacion el dia 24
de enero ante los integrantes del OC.

En febrero 2008 y de acuerdo a lo establecido en el Plan de Trabajo, se presento un Primer
Informe Parcial conteniendo un Plan de Trabajo, Organizacion, Cronograma, Recopilacion y
Andlisis de la Informacion y conclusiones y recomendaciones.

De acuerdo al cronograma establecido, se presenta este Informe Final conteniendo los puntos
detallados en los Objetivos y Alcance del trabajo.

2. PRINCIPALES CONCLUSIONES DEL ESTUDIO

En términos generales el estudio ha cubierto los aspectos regulatorios, técnicos y econémicos
asociados a los aspectos operativos de la reserva, arribandose a las siguientes conclusiones
principales:

Analisis regulatorio:
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Desde el punto de vista operativo se considera adecuado lo establecido en el
Reglamento de la Ley de Electricidad respecto a la obligatoriedad de prestar los
servicios de Regulacién de Frecuencia por parte de los generadores.

Se observa que lo establecido en el Reglamento de la Ley es muy laxo ya que no
establece una evaluacion técnica-econémica para decidir el porcentaje de regulacién
optimo. La fijacion de los margenes de reserva del 3% al 5% no resultan
determinados a través de un estudio de comportamiento dindmico y por lo tanto no
asegura a priori que comprendan los valores éptimos.

La participaciéon en la RPF deberia ser asignada en principio a todas las unidades
generadoras, no resulta recomendable mantener una lista de méritos basada en un
indicador técnico relacionado al estatismo y el gradiente de toma de carga de cada
generador.

Se muestra que el valor “IR” tal como se establece en el marco normativo vigente en
la practica no produce efectos significativos en los ingresos de los generadores que
los motiven a regular frecuencia. Adicionalmente, la remuneracion neta de un
generador forzado puede resultar inferior a sus costos operativos aun cuando se lo
compense por sus mayores costos operativos por ser clasificado como generador
forzado. El presente informe incluye el desarrollo metodoldgico de una propuesta de
adecuacion de la regulacién en este sentido.

Analisis econdmico:

Sobre el margen de Regulacién Primaria de Frecuencia (RPF)

0 se concluye que el margen de 3% es adecuado dado los actuales costos de
combustible (que originan altos sobrecostos de despacho en caso de
adoptarse margenes mayores).

o Esta conclusion es valida en los tres afios analizados (2008, 2010, 2012),
considerando el costo de energia no suministrada actual fijado por la
regulacién

o0 Para los mismos precios de combustibles, valores de costo de energia no
suministrada de entre 1800 y 2000 USD/MWh (segun el afio analizado)
determinan el umbral para que margenes mayores de RPF, del entorno de
5%, sean 6ptimos.

o Los valores anteriores varian en forma practicamente proporcional con el
costo de combustible. Por ejemplo un escenario internacional donde los
precios de combustible sean de aproximadamente el 50% de los actuales,
determinan que el costo de ENS para el cual un margen de RPF de 5% resulta
optimo sean de aproximadamente 1000 USD/MWh.

Sobre el margen de Reserva Secundaria de Frecuencia (RSF) actualmente
establecido como igual al valor de la RPF (3 %), se estima un valor similar de 3.3 %
dadas las actuales condiciones operativas del SENI.
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Sobre los margenes para contingencias en regiones, los mismos son los que resultan
del analisis técnico. dado que el supuesto basico es la restriccibn impuesta por el
criterio de evitar el colapso del sistema.

Analisis técnico:

En términos generales se tiene en total un porcentaje del 67% de unidades inhibidas
para prestar el servicio de Regulacion Primaria de Frecuencia (condicion actual), por
lo tanto, todas las unidades que actualmente prestan el servicio de regulacion
primaria ante desbalances generacion/demanda en este sistema son valiosas. Sin
embargo, la ubicacion estratégica desde el punto de vista eléctrico y su posibilidad de
despacho por orden de méritos, les da mayor relevancia a algunas plantas.

(o}

En el caso del area Norte, las unidades mas representativas corresponden a
las unidades de San Felipe y Tavera. Las unidades de Falcén no se incluyen
en este listado, ya que normalmente ante condiciones operativas de
contingencias quedan aislados del sistema.

Para el area Este las unidades de Los Mina V y VI, ya que las demas
unidades de esta zona que pueden prestar el servicio de RPF son muy
costosas y para las condiciones actuales de operacidn seria ineficiente su
despacho.

En la zona Sur, las unidades de Higliey, Valdesia y Aguacate son las unidades
llamadas a prestar el servicio de RPF y para la zona central de Santo
Domingo, no se cuenta con recursos de generacion para este control de
frecuencia, ya que las unidades de Itabo A, B y C normalmente no se
encuentran en el despacho por méritos.

De otra parte, de acuerdo con la recomendacion efectuada, se espera que a futuro
las unidades de generacién ajusten sus parametros de estatismo y banda muerta
para que, en general, todas las unidades despachadas presten efectivamente el
servicio de RPF, con lo cual se lograré que:

(0]

La accién conjunta hace que la reserva se entregue mas rapidamente,
mejorando la calidad de la frecuencia.

La coordinacién de los estatismos garantiza una operacion estable de todos
los generadores en paralelo aportando a la reserva primaria.

Cada generador puede tener un valor de reserva mas pequefio, en
comparacién con compromisos elevados cuando se tiene un nimero reducido
de generadores aportando la reserva primaria.

Participaciones mas pequefias garantiza la reserva con mayor seguridad, ya
gue sera mucho mas probable que cada unidad disponga de ella.
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0 Se distribuye la reserva por todo el sistema, con lo que se mejora la respuesta
ante eventos, especialmente ante condiciones de aislamiento de areas.

o Respecto de la reserva de la regulacién secundaria de frecuencia, como se indicé
anteriormente, el horizonte de simulacién no permite evaluar el desempefio de las
unidades que prestan este servicio en RD. En términos generales, y contrario a lo
recomendado para la RPF, lo mas indicado es repartir la reserva de regulacion
secundaria a un numero limitado de generadores:

0 Para una operacion manual el tener muchos operadores actuando sobre los
grupos generadores llevara a sobrecontroles, deteriorando la calidad de la
frecuencia, incluso agravando la situacion.

o Para un control con AGC, el tener muchos generadores implicaria tener
factores de participacion muy bajos, lo cual podria originar una respuesta
inadecuada del control AGC y de los generadores.

e Los resultados de los andlisis efectuados en esta secciéon fueron utilizados como
datos para la evaluaciéon econémica.

e Conclusiones sobre contingencias analizadas (generacion de islas):

Area Norte: (salida de las lineas Palamara - Bonao circuitos 1 y 2 con 190
MW de transferencia): Se requiere una generacion de seguridad en
condiciones normales para control de tension y se limita en algunos
escenarios la generacién de algunas plantas para evitar sobrecargas en la red,
ante lo cual se parte de una reserva de generacion del 5.16% para demanda
maxima, 6.11% en demanda media y de 9.73% en minima.

Ante la contingencia de pérdida de ambos circuitos Palamara — Bonao con 190
MW, se requiere implementar un esquema suplementario adicional al EDAC,
de desconexion de carga por df/dt supervisado por umbral de frecuencia para
garantizar la estabilidad de esta zona. Este esquema es adecuado para
soportar contingencias en demanda méaxima y media, sin embargo para
demanda minima se requiere limitar la transferencia a un valor madximo de 140
MW, dadas las pendientes de caida de la frecuencia del sistema para esta
demanda.

o Area Este (salida de las lineas Palamara — Hainamosa circuitos 1 y 2 con 190
MW): en este caso se pusieron en evidencia situaciones diferenciadas segun
el nivel de la demanda

» Demanda maxima: Utilizando es esquema suplementario de corte de
carga en el Area Norte, el area Este logro estabilidad pero con valores
de tensiéon muy bajos, por lo que requiere esquema suplementario de
corte de carga por baja tension en 3 circuitos de 69 kV del area
noreste. Por otra parte, en el resto del sistema se presentan valores de
frecuencia elevados y con la finalidad de permitir que al menos la
generacion de AES Andrés se mantenga en linea (por su capacidad de
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aporte de potencia activa y soporte reactivo), se propone implementar
un esquema adicional de Rechazo de Generacidon con gradiente de
frecuencia y modificar los ajustes de disparo por sobrefrecuencia de
AES Andrés a 62 Hz por 2 segundos. Con estas medidas el area Este
se mantiene operativa

= Demanda media: requiere ajustes adicionales a los anteriores: 1)
Ajuste de sobrefrecuencia de las unidades de AES Andrés, tanto las
unidades de gas como de vapor para que soporten valores de 62 Hz
por 3.6 segundos y de 63 por Hz por 1.8 segundos, 2) Esquema de
desconexién por sobretensiones en 2 circuitos.

= Demanda minima, a pesar de los esquemas suplementarios
propuestos, la Unica soluciéon alternativa fue limitar el flujo de
transferencia de las citadas lineas al valor de 135 MW. Con este valor,
se mantiene la integridad del sistema y los valores de frecuencia y
tension dentro los limites apropiados.

o Area Sur (salida de las lineas Palamara — Valdesia circuitos 1 y 2 con 190
MW de transferencia):

= Area Sur (salida de las lineas Palamara—Valdesia circuitos 1 y 2 con
190 MW de transferencia): Para esta zona se requiere generacion de
seguridad en condiciones normales de operacion que le permitan
mantener las tensiones dentro de los rangos operativos normales y
evitar sobrecargas de transformadores. Para cada uno de los
escenarios de demanda se evalué la maxima importacion del area,
considerando las condiciones actuales de demanda y las generaciones
de seguridad en sus minimos operativos y con estas maximas
importaciones se evalué el comportamiento dindmico del area Sur ante
aislamiento y considerando el ERCxBF propuesto en el estudio.

» Para Demanda Maxima, el maximo intercambio posible es de 27.5
MW, con lo cual se cuenta con una reserva de regulacion del area de
9.16% de la demanda del area. Ante evento de aislamiento del area
Sur, se presenta activacion del ERCxBF con una frecuencia minima de
59.13 Hz, ocasionando sobrefrecuencia en el sistema, sin embargo,
esta variable no alcanza umbrales de disparo de las unidades del area
y se recupera lentamente a los valores operativos

= Para Demanda Media y Minima, las maximas importaciones del area
Sur son 47 MW y 24.5 MW, con lo cual la reserva de regulacion del
area es de 15.82% y 19.48% para demanda media y minima
respectivamente.

En ambos casos ante evento de aislamiento del area Sur, se presenta
activacion del ERCxBF de la zona y disparo de la generacion de los
Toros que ocasionan el colapso por baja frecuencia en el area Sur. En
este caso se propone el ajuste por baja frecuencia asociado a la
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generacién de Los Toros en 58.5 Hz con temporizacion de 15 seg, con
lo cual es posible soportar la contingencia de asilamiento del area...

Las siguientes secciones desarrollan en detalle cada una de los andlisis mencionados.
3. OBJETIVOS Y ALCANCE

3.1. OBJETIVO

Elaborar un estudio para determinar la reserva de regulacién en condiciones normales de
operacion y de contingencia para el Sistema Eléctrico Nacional Interconectado (SENI), con la
finalidad de minimizar las consecuencias producidas por desbalances entre la demanda y
generacion del Sistema, que permitan una operacion confiable, econémica y segura del SENI y
realizar una evaluacion y propuestas de mejora a los esquemas suplementarios utilizados
actualmente en el SENI para el control de la frecuencia.

3.2. ANTECEDENTES

En el documento “Actualizacién del esquema de relevo de carga del sistema eléctrico
interconectado de la Republica Dominicana” realizado por la Gerencia de Operaciones, Division
de Estudios en el afio 2005, se revisd el esquema de baja frecuencia EBF que se tenia
implementado desde el afo 2002, el cual se basé en una demanda maxima de 1555 MW y
poseia cinco etapas de deslastre de carga por umbral de frecuencia con disparos ajustados
desde 58.9 Hz hasta 58.2 Hz. Posteriormente, a este esquema se le adicioné un escalén
adicional ajustado en 59.2 Hz combinado con baja tensién, al cual le fueron asignados circuitos
con alta prioridad de servicio.

La revision realizada en el afio 2005 se enfoco en la necesidad de revisar la compatibilidad del
esquema implementado vs. los ajustes de disparo por baja frecuencia de las unidades de
generacion, debido a que en la actualidad existen importantes unidades de generacion que
tienen sus ajustes de disparo por baja frecuencia en valores alrededor de 58.5 Hz, se hacia
necesario reordenar los escalones del EBF de manera tal que el Gltimo escalon se ajustara por
encima de este umbral. Adicionalmente, dado que se han registrado pérdidas grandes de
blogues de generacion en este sistema, que al disparar provocan caidas de frecuencias
considerables; se hacia necesario colocar relevadores de derivada de frecuencia que actuaran
cuando la velocidad de la caida de frecuencia fuera considerable, evitando asi que la frecuencia
descienda a valores que pongan en peligro el sistema.

El esquema propuesto en el estudio del afio 2005 no se implementé completamente, ya que la
Ultima etapa por df/dt ain no esta en funcionamiento.
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En este estudio se analizaran diferentes condiciones de desbalance para el Sistema Eléctrico
Nacional Interconectado (SENI), con la finalidad de minimizar las consecuencias producidas por
desbalances entre la demanda y generacion del Sistema, que permitan una operacion confiable,
econdmica y segura del SENI y realizar una evaluacion y propuestas de mejora a los esquemas
suplementarios utilizados actualmente en el SENI para el control de la frecuencia.

3.3.

ALCANCE

El estudio, con el propésito de cubrir los objetivos planteados, debe incluir:

Analizar el Sistema Interconectado Nacional de la Republica Dominicana hasta un
horizonte de cinco afos.

Presentar un informe recomendando los niveles de reserva requeridos tanto para el
sistema operando integrado como para las posibles islas eléctricas que se pudieran
conformar producto de restricciones del sistema de transmision.

Recomendar los valores necesarios para reserva operativa, para reserva de
regulacién primaria de frecuencia, para reserva de regulacion secundaria de
frecuencia, etc. para los periodos de demanda maxima, media y minima

Clasificar los tipos de reserva necesarios, su composicion y tiempos de actuacién

Hacer una comparacion del despacho 6ptimo de la reserva y la forma en que se debe
efectuar segun la normativa actual

Describir las practicas mas usadas en los mercados competitivos internacionales y
cual es la tendencia mundial

Definir criterios para clasificar las unidades de generacion del SENI por su capacidad
para proveer el servicio de reserva considerando sus tiempos de arranque, rampas de
variacion de carga, etc.

Determinar la reserva para soporte de contingencias, la cual seria requerida para
mantener la continuidad del servicio, en caso de pérdida de generacién en el sistema
debido a salida no programada de unidades de generacion o de elementos de la red
de transmision que producen efectos similares.

Definir los costos asociados a la utilizacion de las reservas propuestas.

Realizar una evaluacion y propuestas de mejora a los esquemas suplementarios
utilizados actualmente en el SENI para el control de la frecuencia, incluyendo:

2 Evaluacién y propuestas de mejora al esquema actual de desconexién de carga por
baja frecuencia y/o bajo voltaje y derivada de frecuencia
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2 Propuesta de implementacion de un esquema de desconexion de generacion por
alta frecuencia ante las posibilidades de creacion de las cuatro zonas (islas
eléctricas) del SENI que se mencionan a continuacion:

El alcance indica que para la determinacion de la reserva para contingencias el Sistema
Nacional Interconectado sera dividido en cuatro zonas de influencia eléctrica:

S Zona Santo Domingo que comprende el subsistema de 138 kV entre las
subestaciones Palamara-Itabo-Villa Duarte-Hainamosa.

2 Zona Norte que comprende el subsistema de 138 kV entre las subestaciones
Bonao II-Canabacoa-Puerto Plata.

S Zona Sur que comprende el subsistema entre la subestacion Valdesia-Pizarrete-
Barahona Carbdn.

2 Zona Este la que corresponde a Hainamosa-San Pedro lI-La Romana.

En la determinacién de la reserva para contingencia se deben considerar los siguientes
eventos:

e Disparo de Plantas de generacion

° Salida de 115 MW de Generacion en periodo de Demanda Maxima
° Salida de 422 MW de Generacion en periodo de Demanda Maxima
° Salida de 700 MW de Generacion en periodo de Demanda Maxima
° Salida de 115 MW de Generacion en periodo de Demanda Media
° Salida de 424 MW de Generacion en periodo de Demanda Media
° Salida de 713 MW de Generacion en periodo de Demanda Media
° Salida de 115 MW de Generacion en periodo de Demanda Minima
° Salida de 456 MW de Generacion en periodo de Demanda Minima

o Eventos que crean islas eléctricas

° Disparo de Lineas Palamara-Hainamosa con 190 MW
° Disparo de Lineas Palamara-Bonao Il con 190 MW
° Disparo de Lineas Palamara-Valdesia con 190 MW

e Presentar la metodologia empleada, con una explicacién detallada de la herramienta
utilizada y las instrucciones para su utilizacion posterior y actualizacion de resultados.

Finalmente, se indica que todos los trabajos de estudios de sistemas de potencia deberan
desarrollarse con el programa DIgSILENT, Version 13.1 o superior.
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SECCION | — PARTE REGULATORIA

La presente seccién describe los analisis regulatorios realizados, la descripcion de la
experiencia internacional y las recomendaciones respectivas.

1. METODOLOGIA Y PLAN DE TRABAJO

El Plan de Trabajo desarrollado en forma esquematica presentado en el Informe Inicial es el

siguiente:

coordinacion del Grupo de Trabajo R PRESENTACIO
Experiencia FINAL
Internacional
PRIMER .
INFORME Altgrnatlvas Propugsta
PARCIAL posibles para de mejora,

PRESENTACION
INICIAL

Recopilacion
y analisis de
a informaciol

Entrega de informacion de avance segun

el SENI Evaluacion

Diagnéstico de
RESERVAY

2do.INFORMH
Definicion de Definicion de PARCIAL
costos por criterios /
uso de técnico- INFORME
reservas FINAL

Definicion de
criterios de
clasificacion

ipificacion de
los recursos

Simulaciones
dindmicas

Anélisis
eléctricos

Entrega de informacién de avance segun coordinacion del Grupo de Trabajo -

Figura l- Plan de Trabajo

Los puntos del informe que corresponden a la presente Seccion | — Parte Regulatoria son los
indicados a continuacion:
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Experiencia

Internacional

Alternativas
posibles para
el SENI

Diagnostico de
RESERVAy
REGULACION DE
FRECUENCIA

Figura 2 - Etapas de Experiencia Internacional y Regulatorias

Estos puntos son:

2. Consideracion del estado del arte a nivel internacional y la experiencia propia del consultor
sobre estos temas

3. Diagnéstico de la problematica de la reserva y la regulacién de frecuencia en la Republica
Dominicana.

4. ldentificacién y propuesta de alternativas en concordancia con los numerales 1, 2 y 3
anteriores, para lo cual el Consultor tendrd en cuenta el estado del arte a nivel
internacional, las particularidades del mercado de electricidad de Republica Dominicana,
asi como su propia experiencia y percepcion del problema.

Con base al plan de trabajo, la metodologia adoptada para realizar los Andlisis Eléctricos, es la
siguiente:

¢ Caracteristicas de la Regulacion de Frecuencia.
+ Descripcién de la regulacion vigente.
+ Andlisis de la Regulacion vigente.
¢ Aspectos conceptualesde la Regulacién de Frecuencia.
o0 Despacho de Servicios Auxiliares y la Lista de Mérito.
0 Sistema de Costos y Ofertas de Reserva Secundaria de Frecuencia.
0 La Prestacion del servicio y su pago.
o Clasificacién de Servicios Auxiliares por tipo de prestacion.

0 Pago de Costos de los Servicios Auxiliares.
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¢ Descripcién de las Préacticas mas usadas en los Mercados Competitivos
Internacionales y cual es la Tendencia Mundial.

o Tarificacion de Servicios Auxiliares.

¢ Comparacion y conclusiones de la Experiencia Internacional.

+ Propuesta de modificacion regulatoria.

2. CARACTERISTICAS TECNICAS DE LA REGULACION DE
FRECUENCIA

Las razones principales de la existencia de una Regulacién de Frecuencia en los sistemas
eléctricos en general son:

e La continua variacién de la carga;
e Eventos que no son previstos (contingencias);

e Requisito de Frecuencia constante, pues representa el equilibrio entre la oferta y la
demanda en electricidad en cada instante;

Las acciones de control que un sistema de potencia puede tomar para minimizar o reducir los
efectos adversos de la variacion de frecuencia, son en general:

e Regulacién Primaria o Control de Velocidad.

e Reserva instantanea rodante la cual debe estar disponible dentro de 10 a 20
segundos.

e Regulacion Secundaria o Control Complementario de frecuencia.
e Reserva Rapida, la cual esta disponible dentro de intervalos de 1 a 10 minutos.

e Regulacion Terciaria o0 Reserva Fria, la cual esta generalmente disponible,
dependiendo de las unidades que conforman el parque generador, entre 30 a 60
minutos.

e Interrupcion de Carga, ya sea automatica a través de los Esquemas de Alivio de
Carga (EDAC) o voluntaria.
2.1. REGULACION PRIMARIA DE FRECUENCIA (RPF)

La Regulacion Primaria de Frecuencia (RPF) tiene por finalidad responder a variaciones
normales de frecuencia que son representadas a través de la variacion y crecimiento normal de
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la carga de un sistema eléctrico. Estas variaciones de carga en las cuales actla la regulacion
primaria, generalmente son menores al 10% del valor de la demanda. Sin embargo, existen
variaciones de carga que son superiores a este valor, las cuales provienen de contingencias no
esperadas en el sistema, que producen desbalances mayores y requieren acciones de control
también mayores.

El sistema de potencia, tiene una regulacion natural o propia, de acuerdo con la caracteristica
de variacion de la carga con la frecuencia, sin embargo, como esta no es suficiente, es
necesaria una regulacion adicional para que el sistema llegue a un estado de equilibrio mas
adecuado. De esta forma, generalmente todas las unidades generadoras son dotadas de
mecanismos de regulacién automéatica de velocidad (reguladores de velocidad), que actdan
para cambiar la potencia mecanica generada, en funcién de la variacién de frecuencia con
relacion a su valor programado.

Un sistema de control tipico de la frecuencia del sistema se muestra en la figura siguiente.

Estatismo
1/R

Mecanismo  Turbina-

de control Generador SEN Frecuencia

APO(s) ¥, AX( APA(s) sist.
WL1(S) =4 W2(s) _+’®m)’ W3(S) AF(S)

+
+

AX(S) " APs(s) W3(s)=& _ Ksist

Km - >
sTm+1 W2(s)=— = —— P(s) sTsist+1

W1(3)= =
APL() STE

Carga SEN

Figura 3 - Esquema de Control para Regulacion de frecuencia

Se distinguen los siguientes componentes:

e El bloque W3 representa la respuesta dinamica del sistema de potencia (Sistema Eléctrico
Nacional - SEN) ante una perturbacion de potencia activa AP (ej. pérdida de carga) que se
manifiesta como un cambio en la frecuencia AF con una constante de tiempo Tsist.

e El bloque W2 representa a la dinamica del generador en particular, donde para que cambie
su potencia ante un cambio en la sefial de control requiere un cierto tiempo Tt (gradiente de
toma de carga).
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e El bloque W1 es el representativo del regulador de velocidad, es decir es el mecanismo de
control que se utiliza para regular la frecuencia. Una sefal a la entrada del control (sefial de
error o perturbacién) produce una sefial a la entrada del bloque W2 que busca compensar
las variaciones de frecuencia via cambios en la potencia generada.

El conjunto representa un sistema de control de lazo cerrado con realimentacion negativa donde
la ganancia en continua del regulador esta dada por el denominado Estatismo (R) del regulador
(4F/Fo | AP/Po =R para t—»o, s—0). Cuanto mas grande es el estatismo R menor sera la
variacién de potencia del generador en estado estacionario requerida para controlar una
variacién unitaria de la frecuencia. La figura siguiente muestra la condicion de estado
estacionario del circuito de control y la ganancia resultante.

Estatismo
R |,
Mecanismo  Turbina- SEN
de control Generador Frecuencia
APO - . sist.
: km kt »| Ksist —

AF = (AP0 — k A%) s km x kt x ksist

(kmxktxksist) ) 1.0 = APO= kxAFx[FlJ

con k = Po/ Fo (relacion inyeccion — frecuencia de referencia)

Figura 4 - Esquema de Control para Regulacion de frecuencia (Estado Estacionario)

Un esquema de control como el antes indicado sera tanto mas eficiente para controlar
variaciones de frecuencia cuanto menor sea el Estatismo R y cuanto menor sea la constante de
tiempo de toma de carga por parte del generador (Tt). A mayor estatismo menor sera la
retroalimentacion 1/R. De otra parte, ante un evento de pérdida de generacién con estatismos
altos se presentara una desviacién mayor de frecuencia estacionaria.

Para poder regular frecuencia en el sistema se requiere que los generadores cuenten con un
esquema de control como el antes indicado y que ademas su consigna de despacho incluya un
margen de reserva para regulacién de frecuencia, es decir tiene que ser despachados en cada
momento a una potencia inferior a su potencia maxima, para permitirles incrementar su potencia
en caso de que el regulador asi lo requiera.
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La determinacién de la reserva para regulacién de frecuencia, depende de las caracteristicas de
la carga ante variaciones de la frecuencia y de la accion complementaria de los reguladores de
velocidad de cada una de las unidades generadoras que en cada momento estdn generando
para abastecer la demanda del sistema nacional.

En tal sentido un aspecto importante a considerar en el disefio del esquema de control es que
los reguladores de velocidad que realizan la RPF efectian una reparticién de la variacion de la
carga del sistema en forma proporcional a la potencia de la unidad generadora lo cual permitira
repartir el esfuerzo de control entre todas las unidades mejorando la respuesta dinamica del
sistema en su conjunto.

Determinar los valores de respuesta de los reguladores de todo el sistema, fijando sus
estatismos, requiere de un estudio detallado y un modelado dindmico del sistema eléctrico.
Adicionalmente, requiere establecer, cuales son las contingencias que mayor impacto dinamico
causan en el sistema de potencia y cuales son los valores y tiempos de actuacion que deben
tener los reguladores de velocidad de cada una de las unidades generadoras.

La respuesta dinamica de frecuencia del sistema es principalmente una funcién de las
actuaciones del regulador que a su vez depende de las variaciones de frecuencia. Estos tipos
de controles retro-alimentados pueden ser modelados por simulaciones en modelos
computacionales. Por este medio es posible determinar las reservas que requiere el sistema
haciendo un andlisis probabilistico de las perturbaciones del mismo distribuyendo la reserva
entre todas las unidades disponibles asegurandose de que la reserva asignada a cada unidad
no exceda la capacidad de respuesta de dicha unidad al transitorio de frecuencia resultante de
la perturbacion evaluada.

La necesidad de que todos los generadores participen “solidariamente” en el control de
frecuencia del sistema produce sobrecostos operativos dados porque las unidades mas
eficientes del sistema son despachas a una potencia inferior a la maxima (para que puedan
regular frecuencia) lo que implica la necesidad de que sean convocadas al despacho en su
reemplazo unidades menos eficientes (de mayor costos variables) o que incrementa el costo
operativo del sistema.

El costo operativo del sistema también se puede incrementar si la reserva con que cuenta el
sistema, por sus caracteristicas, no puede compensar rapidamente la variacion de frecuencia
resultante de una perturbacién dando como resultado una pérdida mayor de carga y por lo tanto
un costo por energia no servida (ENS).

El perfil del decaimiento de la frecuencia ocasionado por la pérdida de generacién y su
recuperacion subsiguiente ocasionada por la accién de los reguladores de frecuencia y/o
desconexiones autométicas de carga, son también factores importantes en la seleccion de la
metodologia para la determinacion de la reserva. El periodo inicial que sigue a la pérdida de
generacion es dominado por la inercia del sistema, y esta principalmente condicionada por la
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magnitud de generacién en linea comparada con el tamafio del generador subitamente
desconectado. En los primeros segundos subsiguientes, los reguladores de frecuencia en los
generadores restantes responden a la caida de la frecuencia aumentando la potencia mecanica
para asi contrarrestar el decaimiento de la frecuencia. La magnitud de reserva rodante, su
distribucién entre los diferentes tipos de unidades, y los efectos de los sistemas de control, son
los factores mas importantes a considerar en este periodo.

Dichos factores influyen inequivocamente en la frecuencia minima alcanzada. El tercer periodo
de interés es el tiempo subsiguiente al instante en que ocurre la frecuencia minima. Durante los
préximos 10 a 60 segundos aproximadamente, los generadores deben restaurar la frecuencia a
niveles mas razonables donde las plantas generadoras puedan operar sin preocupaciones del
dafio al equipo, y en donde el sistema opere a niveles relativamente seguros.

Por lo tanto, la determinacion de la reserva 6ptima del sistema es un proceso que implica
considerar no solo el aspecto técnico, sino también el aspecto econdmico asociado a los
sobrecostos operativos y ENS antes comentados. En consecuencia es posible destacar que la
seleccion de la magnitud de reserva que requiere el sistema debe basarse en la determinacién
de la energia regulante 6ptima, la que resultara de una solucibn de compromiso entre los
mayores costos de produccién derivados de la operacién del parque de generacion fuera del
Optimo econémico, para mantener suficientes reservas para regulacién primaria de frecuencia, y
los costos evitados de energia no suministrada de corta duracién, incurridos en caso de no
contar con esa reserva.

En otras palabras, el porcentaje 6ptimo de reserva seria la resultante de minimizar la sumatoria
de las siguientes componentes de costo:

2 Los sobrecostos de operacién para mantener un dado porcentaje de reserva en
giro.

El costo de la energia no servida cuando la reserva no es suficiente.

El costo de la energia no servida por salidas de generacidon y/o elementos de
transmision criticos.

A modo de ejemplo, la siguiente figura muestra la dependencia de las componentes de costo
con el porcentaje de reserva asignada para RPF y el valor de minimo costo resultante.
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REGULACION PRIMARIA DE FRECUENCIA
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Figura 5 - Porcentaje Optimo de Regulacién Primaria de Frecuencia

Este enfoque técnico - econdmico, conduce a valores porcentuales 6ptimos de los margenes de
regulacién que dependeran de la eficiencia del parque de generacién regulante para cumplir
con el servicio de regulacion de frecuencia y la valoracion que los usuarios finales de la energia
eléctrica dan a la calidad de servicio y del producto técnico que reciben.

De esta manera, a través de los estudios, se logra determinar la reserva de regulacion de
frecuencia total requerida por el sistema. Adicionalmente, se debe tomar en cuenta no sélo la
reserva para la regulacion primaria, sino también la secundaria, terciaria y finalmente el corte de
carga.

2.2. REGULACION SECUNDARIA DE FRECUENCIA (RSF)

La Regulacién secundaria de frecuencia es la accion manual o automatica sobre los variadores
de carga de una o mas maquinas, que compensa la desviacion final de la frecuencia resultante
de la RPF. Su funcion principal es responder frente a las desviaciones de demanda de modo de
mantener el equilibrio generacién — demanda en todo momento. En primera instancia las
variaciones de demanda son absorbidas por las maquinas que participan en la RPF. Asi, la RSF
permite llevar nuevamente dichas maquinas a los valores asignados en el despacho, anulando
las desviaciones de frecuencia. Su tiempo de respuesta es de varios minutos, tiempo necesario
para que se reasignen de manera Optima los recursos de generacidon para satisfacer la
demanda.

El margen de regulacion secundaria de frecuencia debe estar establecido considerando la
indeterminacién estadistica en la evolucién temporal previsible de la demanda y del mayor
evento de pérdida de carga/generacién probable esperado. Esto implica que los niveles de
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reserva correspondientes a la regulacién secundaria deben prever la salida de la unidad mas
grande del sistema o la mayor demanda, considerando la probabilidad de ocurrencia de estos
eventos garantizando que el sistema no entre en colapso. Esto para el caso de la evolucion
temporal horaria de la demanda en tiempo real, si embargo, el sistema puede también
determinar el margen de reserva de regulacion secundaria necesario para la peor condicion,
considerando la hora de maxima demanda del sistema, la salida de la mayor unidad generadora
del sistema y/o de la mayor carga del sistema y dimensionar la misma de forma anticipada,
pudiendo - si se considera econémico, factible de implementar y necesario - ajustar estos
valores de forma horaria.

3. MARCO REGULATORIO VIGENTE EN EL MEM DE LA REP.
DOMINICANA

3.1. DESCRIPCION DE LA REGULACION VIGENTE

La regulacion vigente en la Republica Dominicana establece que los Agentes del MEM
operadores de sistemas de generacion son responsables por la regulacién de frecuencia del
SENI cuya operacion esta a cargo del Centro de Control de Energia (CCE). El OC debe verificar
el cumplimiento de todos los requisitos para la regulacion de frecuencia. ElI Centro de Control de
Energia hace cumplir la asignacion, la distribucion y el uso 6ptimo de los recursos destinados
para la Reserva Rotante.

Lo antes indicado debera permitir que se logre una operacién del sistema satisfaciendo lo
establecido en el Art. 150 del Reglamento de la Ley de Electricidad respecto a las variaciones
admitidas en la frecuencia del sistema.

Art. 150.- La frecuencia nominal en los sistemas eléctricos de corriente alterna, en los que se efectien suministros
de servicio publico, serd 60 Hz. Las condiciones técnicas para regular la frecuencia en dichos sistemas deberdn ser
tales que la frecuencia del sistema eléctrico permanezca dentro del rango de:

a) 59.85 a 60.15 Hz durante el 99.0 % del tiempo
b ) 59.75 a 60.25 Hz durante el 99.8 % del tiempo

Los requisitos Técnicos para la participacion en la Reserva Primaria de Frecuencia (RPF)
exigidos son: caracteristicas de estatismo, banda muerta, capacidad de regulacion, rango de
frecuencia admisible de operacidn, variacion de la carga de la central, contar con un enlace en
tiempo real con el CCE y disponer en sus bornes de generacion de un sistema de medicion y
registro automatico de potencia y frecuencia que registrara continuamente su participacion en la
regulacién primaria de frecuencia.

Los requisitos Técnicos para la participacion en la Reserva Secundaria de Frecuencia (RSF)
exigidos son todos los solicitados para RPF mas aquellos requisitos adicionales que especifique
el OC.
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El OC debe elaborar la programacion del despacho de la Reserva Rotante considerando las
maquinas de regulacion disponibles. Esta programacion considera una Reserva Rotante para
RPF de tres por ciento (3%) a cinco por ciento (5 %) de la demanda estimada en el programa
de operacion. Asimismo, se debe contemplar una Reserva Rotante para RSF de tres por ciento
(3%) a cinco por ciento (5 %) de la demanda estimada en el programa de operacion. La
Reserva Rotante establecida para RPF y RSF debera ser programada para cada intervalo
horario, expresada en MW. El porcentaje de reserva para RPF y RSF en los programas de
operacién en ningun caso puede superar un cinco por ciento (5%) para RPF y un cinco por
ciento (5%) para RSF. En caso de haber separacion del Sistema en sub-sistemas
temporalmente aislados, la Reserva Rotante debera calcularse y programarse separadamente
para cada subsistema aislado.

La asignacion del porcentaje de reserva para RPF a cada unidad generadora despachada se
realiza en funcion de una lista de merito de las unidades de generacion la cual se construye en
funcion del indicador técnico determinado a partir de la siguiente expresion.

(Pméxima — Pminima)*GradientedeTomadeCarga
Estatismo

El rango de Potencia (Pméaxima-Pminima) es el indicado por cada generador, el gradiente y
Estatismo son datos de los reguladores.

En la Programacion Semanal y Diaria, el OC debe asignar a las maquinas despachadas la
reserva para RPF segun la lista de mérito, hasta agotar el margen de reserva total. Las
maquinas despachadas habilitadas para RPF que no fueron designadas quedaran de respaldo
para reasignar la reserva en caso de falla de alguna de las unidades participantes en la RPF.
De ser requeridas el despacho de otras unidades generadoras a fin de lograr la reserva
requerida, estas seran consideradas como generacion forzada.

La asignacion de las maquinas para la RSF es realizada por el OC en funcion de los costos
variables de operacion de las unidades, de modo de minimizar el costo de la RSF.

La calidad de la regulacion de frecuencia se determinara en base al Factor de Eficiencia que
depende del desvio entre la frecuencia nominal y la frecuencia real en valores absolutos.

IndEficiencia = > |FrecNom — FrecReal, *10

Donde
FrecNom: 60 Hz.

FrecReal: Lectura de la frecuencia cada 10 seg.
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Se definen los siguientes valores para el Factor de Eficiencia:
e Factor_Eficiencia = 0.0 si IndEficiencia > IE1
e Factor_Eficiencia = 0.5 si IE2 < IndEficiencia < IE1
e Factor_Eficiencia = 1.0 si IndEficiencia < IE2
El OC debe determinar los parametros IE1 e IE2 en base a los resultados de la operacion real.

Nota: Hasta el presente el OC no determiné los valores de IE1, IE2 por lo que de acuerdo a lo
indicado en el Reglamento de la Ley de Electricidad el Factor de Eficiencia es igual a 1.0."

Cada unidad generadora “i” que participa en la regulacién de frecuencia recibe como
compensacion en cada hora un monto que resulta de las siguientes expresiones

e Unidades despachadas que participan de la RPF

CompRPF,, = (CMGCPenergia,, — CVP, + IR)* MRAsignadoRPF,,

e Unidades despachadas que participan de la RSF

CompRSF,; = (CMGCPenergia,, — CVP, + IR* Factor _ Eficiencia,; )* MRAsignadoRSF,,

e Unidades con despacho forzado para regular frecuencia (RPF, RSF)?

! Con fecha Noviembre de 2007, el OC present6 el documento “PROPUESTA DE VALORES PARA LOS
INDICADORES DE CALIDAD DE REGULACION DE FRECUENCIA” en donde se determinan valores
para los indicadores IE1 e IE2, conforme la siguiente metodologia:

El pardmetro IE1 se calcula con las desviaciones de frecuencia y con los tiempos permitidos por la
normativa segun los acépites a) y b) del articulo 150 del Reglamento de la Ley de Electricidad. Mientras
gue el parametro IE2 se calcula sélo con la desviacién de frecuencia y con los tiempos permitidos por la
normativa segun el acépite b) del articulo 150 del Reglamento de la Ley de Electricidad. Se descartan los
estados donde la frecuencia estuvo fuera del rango maximo indicado en el Art. 150 (59.85 a 60.15 Hz).

Los valores resultantes de IE1 y IE2 que cumplen con lo antes indicado son: IE1=900; IE2=544

2 La expresion correspondiente a la Compensacién por Generacién Forzada para RPF y RSF indicada en
el Reglamento de la Ley de Electricidad se entiende que es incorrecta ya que no incorpora un término
correspondiente a la generacién forzada para RPF.

Por tal motivo interpretamos que la expresion correcta seria la siguiente:
CompCVP,; = (CVP, —CMGCPenergia,, ) x EnergiaGenerada,; +

(6)
IR x MRAsignadoRPF,;, + IR x Factor _ Eficiencia,; x MRAsignadoRSF,,
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CompCVP,, = (CVP, ~CMGCPenergia,; )* EnergiaGenerada,; + IR* Factor _ Eficiencia,,.MRAsignadoRSF,

Se observa que las unidades generadoras no forzadas que participan de la regulacion de
frecuencia reciben una remuneracién explicita por tal concepto que resulta igual a la suma de la
Renta Marginal (CMGCPenergia-CVP) de la unidad generadora mas un Incentivo para
Regulacion de frecuencia (IR) aplicado a la Energia Regulante
(EnergiaGeneradaxMRAsignado). En el caso de la remuneracién por RSF el IR se reduce en
funcion Factor de Eficiencia que se haya logrado.

Para el caso de las unidades con despacho forzado por participar de la reserva reciben una
remuneracién explicita que resulta igual al sobrecosto operativo (CVP-CMGCPenergia) mas el
Incentivo para Regular que valorizan la potencia horaria regulante.

El Incentivo para Regulacion de frecuencia (IR) de frecuencia es fijado anualmente por la SIE y
su valor actual es de 7.89 USD/MWh.

Las acreencias totales correspondientes a los generadores que participan en los servicios de
RPF y RSF en cada hora (M;), determinadas conforme lo antes comentado, son recolectadas
via cargos aplicados (Pj) a todos los generadores proporcionales a la energia generada por
cada uno de ellos.

M, = > CompRPF, + > CompRSF, +hZComp(:VF>hj
il

h,j h.j

G.
P, =M, x- ih

J] j=n
2.Gy,
j=1

Donde
j: Cada uno de los generadores del sistema

Gnj: Energia Generada por el Generador jen la hora /

3.2. ANALISIS DE LA REGULACION VIGENTE

1. Desde el punto de vista operativo se considera adecuado lo establecido en el
Reglamento de la Ley de Electricidad respecto a la obligatoriedad de prestar los
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servicios de Regulacién de Frecuencia por parte de los generadores, debido a que esto
favorece cumplir con las metas indicadas respecto a las variaciones admisibles de la
frecuencia, minimizando costos operativos y favoreciendo la calidad del abastecimiento.
Esto no implica ademas la necesidad de recurrir a sofisticados elementos de control toda
vez que los generadores ya vienen con equipos incorporados para este efecto, siendo
esto un estandar en la industria eléctrica.

2. Considerando los aspectos técnicos y econémicos antes detallados, se observa que lo
establecido en el Reglamento de la Ley es muy laxo ya que no establece una evaluaciéon
técnica-econdmica para decidir el porcentaje de regulacion 6ptimo.

3. La fijacién de los margenes de reserva del 3% al 5% no resultan determinados a través
de un estudio de comportamiento dinamico y por lo tanto no se asegura que sean los
Optimos.

4. El despacho de la RPF se hace por una lista de merito que depende del estatismo y el
gradiente de toma de carga de cada generador. Estas caracteristicas técnicas, si bien
dan una sefal de respuesta, no es la Unica que debe ser considerada, especialmente si
existen generadores de diferente caracteristica transitoria y ubicaciones en distintos
lugares del sistema.

La participacién en la RPF deberia ser asignada en principio a todas las unidades
generadoras, por tanto, no resulta recomendable mantener una lista de méritos basada
en el indicador técnico A.

5. Remuneracion de los servicios de RPF y RSF.

a. Esta remuneracion esta definida de modo que compensa la pérdida de beneficio
gue cada generador tiene por regular a lo cual se agrega un incentivo explicito.
Sin embargo, dada la forma en que se recaudan los créditos asignados a los
generadores via cargos a todos los generadores despachados (estén o no con
reserva asignada) en proporcion a la energia generada por cada uno de ellos, se
observa que el monto neto de remuneracién (diferencia entre créditos y cargos)
gue reciben los generadores practicamente no se diferencia entre los que estan
con reserva asignada de los que no participan del servicio de regulacién y
ademas dicho resultado neto es muy inferior al monto de incentivo a la regulacién
vigente.

A modo de ejemplo de la forma en como se asignan créditos y cargos a los
generadores se presenta a continuacion un ejemplo de transaccién economica
tipica (con datos ficticios de los generadores) determinadas para dos valores del
IR: 0.0 y 7.89 USD/MWh.
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Generador  Pot.Disp.

MW
A

OomMmoo®

1.00
1.00
1.00
1.00
1.00
1.00
0.01
6.01

Generador  Pot.Disp.

MW
A
B
C
D
E
F
G

8%

6%

4% 1
2% 4

%%
n

1.00
1.00
1.00
1.00
1.00
1.00
0.01
6.01

Fd

PR ROoR R

PR Ok R

FR Egenerada  Eregulante cvp PE IR $Energia  $Forzada  S$Reserva-Créditos $Reserva-Cargos — STOTAL SCVP  $RENTA NETA

MWh MWh USD/MWh  USD/MWh  USD/MWh usD usD usp usD usD usD usD
5% 0.95 0.05 10.00 30.00 7.89 28.50 0.00 1.39 2.38 27.51 9.50 18.01
5% 0.95 0.05 20.00 30.00 7.89 28.50 0.00 0.89 2.38 27.01 19.00 8.01
5% 0.00 0.00 30.00 30.00 7.89 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
5% 0.95 0.05 40.00 30.00 7.89 28.50 9.50 9.89 2.38 36.01 38.00 -1.99
0% 1.00 0.00 20.00 30.00 7.89 30.00 0.00 0.00 251 27.49 20.00 7.49
0% 1.00 0.00 25.00 30.00 7.89 30.00 0.00 0.00 251 27.49 25.00 2.49
3% 0.0097 0.0003 30.00 30.00 7.89 0.29 0.00 0.0024 0.0243 0.2690 0.2910 -0.0220

4.86 0.15 12.19 12.19 34.00

Reserva: 3.00%
FR Egenerada  Eregulante cvp PE IR $Energia  $Forzada  $Reserva-Créditos $Reserva-Cargos — STOTAL $SCVP  $RENTA NETA Variacién

MWh MWh USD/MWh ~ USD/MWh  USD/MWh usD usD usD usD usD usD usD Renta Neta
5% 0.95 0.05 10.00 30.00 0.00 28.50 0.00 1.00 215 27.35 9.50 17.85 -0.9% ¥
5% 0.95 0.05 20.00 30.00 0.00 28.50 0.00 0.50 215 26.85 19.00 7.85 -2.0% ¥
5% 0.00 0.00 30.00 30.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.0%
5% 0.95 0.05 40.00 30.00 0.00 28.50 9.50 9.50 215 35.85 38.00 -2.15 -8.2% W
0% 1.00 0.00 20.00 30.00 0.00 30.00 0.00 0.00 226 27.74 20.00 7.74 3.3% A
0% 1.00 0.00 25.00 30.00 0.00 30.00 0.00 0.00 226 27.74 25.00 274 9.8% A
3% 0.0097 0.0003 30.00 30.00 0.00 0.29 0.00 0.0000 0.02 0.2690 0.2910 -0.0220 0.0%

4.86 0.15 11.00 11.00 34.00

Tabla 1 — Anélisis del Incentivo Regulatorio y el Mecanismo de Créditos y Pagos

Se observa que el IR incrementa los ingresos por reserva de los generadores
($Reserva-Créditos) pero al mismo tiempo se incrementan los cargos por
Reserva ($Reserva-Cargos) haciendo que la renta neta de un generador
practicamente sea la misma para los dos valores de IR considerados. También,
dos generadores iguales (B y E) donde uno participe de la regulacion (B) y el otro
no (E) sus rentas netas, aun con el IR, es practicamente la misma.

Sensibilidades con los valores de IR para los generadores que aportan reserva,
para los que no aportan y para los forzados, se muestran en las figuras
siguientes:

Sensibilidad Variacion del IR
Generadores Forzados por Regulacion

—a&— Generador D (Actual)

62% 1
-4%
-6% A

-8%

-10% :

0.00

1.

00 2.00 3.00 4.00 5.00 6.00 7.00 8.00 9.00 10.00 11.00 12.00 13.00 14.00
IR en USD/MWh

Figura 6 - Sensibilidad de la Variacién del IR para Generadores Forzados
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Sensibilidad Variacién del IR
Generadores que Aportan con RPF

2.0%
—&— Generador A (Actual)
1.5% 4 ——Generador B (Actual)
—a&— Generador G (Actual)

1.0% 9
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0.5%

-1.0% 1

-1.5% 4

-2.0%

-2.5%
0.00 1.00 2.00 3.00 4.00 5.00 6.00 7.00 8.00 9.00 10.00 11.00 12.00 13.00 14.00
IR en USD/MWh
Figura 7 - Sensibilidad de la Variacién del IR para Generadores que Aportan RPF
Sensibilidad Variacion del IR
Generadores que No Aportan con RPF
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IR en USD/MWh

Figura 8 - Sensibilidad de la Variacién del IR para Generadores que No Aportan RPF
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Las situaciones analizadas en los dos ejemplos numéricos, asi como las
sensibilidades de los graficos, muestran que el IR tal como se establece en el
marco normativo vigente en la practica no produce efectos significativos en los
ingresos de los generadores que los motiven a regular frecuencia.

b. La remuneracion neta del generador marginal (en el ejemplo el generador G),
aln cuando esté participando del servicio de regulacion de frecuencia y se le
hayan compensado sus costos operativos, puede resultar con un ingreso neto
negativo lo cual no se considera correcto ya que el marco regulatorio le deberia
garantizar al generador marginal la recuperacion de todos sus costos operativos
via sus ingresos por venta de su produccion al mercado spot.

c. La remuneracién neta del generador forzado (en el ejemplo el generador D)
puede resultar inferior a sus costos operativos aln cuando se lo compense por
Sus mayores costos operativos por resultar un generador forzado.

6. El valor del IR es adecuado si se logra con ello que el mercado cuente con la reserva

3.3.

necesaria para una operacion segura a minimo costo. En caso contrario y de acuerdo
con las reglas del mercado es necesario subirlo hasta tanto se logre una oferta de
regulacion suficiente® previa correccion de las causas por las cuales los incentivos se
podrian ver afectados (por ejemplo por lo que se comentd en el punto anterior). El Ultimo
valor fijado para el IR fue efectuado por la Resoluciéon SIE-18-2007, que establece un
valor de 7.89 US$/MWh.

El esquema de compensaciones por regulacién de frecuencia incluye los sobrecostos
por generacion forzada de las unidades que fueron requeridas para proveer el servicio
con despacho fuera de mérito. Esto le permite a dichas unidades recuperar sus costos
operativos, siendo el conjunto de generadores responsables de cubrir este sobrecosto.
Dado que el aporte de energia activa que hace el generador forzado participa en el
abastecimiento de la demanda se debe verificar que la demanda esté abonando por
dicha energia sélo el precio de mercado, es decir sin incluir los sobrecostos.

RESULTADOS OBTENIDOS

Los resultados practicos de la aplicacion de los criterios regulatorios antes indicados se puede
apreciar en las figuras siguientes donde se indica la evolucion en el tiempo de: i) la potencia en

® Este criterio presupone que no existe poder dominante de los generadores que esté afectando las
sefiales del mercado.
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reserva para RPF vy ii) el porcentaje de tiempo en que la frecuencia estuvo en el rango admitido

por la Ley de Electricidad.

Se observa un incremento significativo de la reserva con que cuenta el sistema para RPF
llegando en los dos ultimos afios a valores promedio préximos al 3% de la demanda, es decir en
el minimo indicado en la Ley de Electricidad. La frecuencia sin embargo tiene variaciones muy
superiores al maximo indicado por la Ley de Electricidad ain cuando la situacién ha ido

mejorando sensiblemente en los Gltimos afios.

Lo antes indicado podria ser a priori indicativo de que la RPF no est4d adecuadamente
dimensionada y/o distribuida en el sistema y/o que no es suficiente el aporte de RSF.

Participacién MW promedio mes Reserva Regulacién Primaria de Frecuencia (RPF) 2005 a 2007

55 5  mmPimentel |
| |
| IPPs ‘

LI B e e L L LR L L LD LLLELY AR e CULEY 5o |
| [ Seaboard TCC |
| |

T e A SR Ny P S r 45:-GenPaIa—La |
| Vega |
| C3J EGE Haina

40 reresmemsnnass sy N 40, l
| mm DPP |
| |

T 0 1|1 35 mmAES Andrés |
| |
| mmm Falconbrige !

30 R o et I ------ -- -- ------ -* 30: 9 |

|
- | I EGE Hidro |
S a0 0 AT il ‘ ‘
25 1 L I I T2 : ——5% Demanda :
|
I I I I | === 3% Demanda :
20 -+ T 20, [
s | :
%15 115 3
[
o
@ &
<
<10 T10 <
o x
w w
a ]
x 5 TS B
0 + - -0
W m|x|e|> ola |k
AHHEHEEEEE

ENE
FEB
MAR
ABR
MAY
JUN
JuL
AGO
SEP
oCT
NOV
DIC
ENE
FEB
MAR
ABR
MAY
JUN
JuL
AGO
SEP
oCT
NOV
DIC

2005 2006 2007

Figura 9 - Participacion MW promedio mes de RPF 2005 a 2007
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Promedio Frecuencia en Rango 59.75 - 60.25 Hz, 34 meses
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Figura 10 - Promedio de Frecuencia en el Rango 59.75 a 60.25 de 34 meses
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4. LA EXPERIENCIA INTERNACIONAL

4.1. ASPECTOS CONCEPTUALES
41.1. DESPACHO DE SERVICIOS AUXILIARES Y LA LISTA DE MERITO

Existen diferentes métodos para efectuar el despacho de los Servicios Auxiliares en los
mercados competitivos. Los métodos tienen sus ventajas y desventajas asociadas
considerando el rigor de la optimizacion para la operacioén eficiente del mercado, los resultados
practicos de la operacién fisica y la complejidad de los mecanismos implementados para el
efecto.

a)El despacho basado en la Lista de Mérito esta basado en la cantidad y los precios o
costos de la reserva de todos los participantes del mercado. El sistema puede estar
basado en costos o bien, puede ser competitivo y basado en las ofertas proporcionadas
por los participantes. No es condicion necesaria ni esto no implica que, si el mercado
mayorista del sistema esta basado en costos, los Servicios Auxiliares también deban
estar basados en costos de la provisién del servicio.

Si no existe un acoplamiento entre la energia y el mercado del Servicio Auxiliar,
entonces cada producto (energia y servicio auxiliar) puede ser despachado en forma
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independiente basado en una simple lista de mérito que consiste en ordenar las ofertas
a partir del menor al mayor/precio de cada participante.

Este esquema, es de facil entendimiento y facil implementacién, pero no lleva a
soluciones factibles y 6ptimas cuando ambos productos son dependientes y acoplados.

b)El despacho secuencial, como una extensién de la lista de mérito, reconoce que la
energia y las reservas utilizan los mismos recursos, es decir la limitada capacidad de
generacién que tiene cada unidad generadora del sistema, lo cual marca el
acoplamiento existente entre estos dos productos.

En esencia, se define un orden de prioridad para cada uno de los productos. La
capacidad de generacion es reducida progresivamente mientras que los productos con
mas alta prioridad son despachados de tal recurso finito. El grado de sofisticacion para
reconocer el acoplamiento entre ambos productos, depende mucho de mercado a
mercado y de sistema a sistema.

Si se despacha primero la energia, luego la reserva, los costos resultantes para el
mercado de este despacho secuencial son diferentes si se efectla primero un despacho
de la reserva y luego un despacho de la energia. Ambas soluciones, llevan a soluciones
diferentes y por lo tanto a puntos de operacion diferentes.

Si bien el despacho secuencial es un método que mejora el despacho por la Lista de
Mérito, aln necesita mejoras para resolver los problemas de acoplamiento debido a las
interdependencias de los productos. Para el analisis de los costos relacionados en este
esquema de interdependencia, se utilizan analisis de los costos de oportunidad y
analisis de impacto de los costos del producto entre otros, con la finalidad de obtener
indicadores cuantitativos que orienten la secuencia del despacho y las ventajas de
considerar una secuencia u otra en el mercado.

c)El despacho conjunto es una de las formas de efectuar también el despacho de productos
separados que existen dentro de un mercado.

El despacho conjunto estd basado en la formulacion de un problema de optimizacion
con restricciones tipicas de un sistema de potencia y un mercado eléctrico. Este método
proporciona un despacho conjunto coordinado de la energia y las reservas y llega a un
punto 6ptimo de operacion, dentro del marco de las restricciones operativas y de
seguridad que considera el proceso.

Considerando el punto de vista econdémico y sin adoptar una metodologia pura conceptual antes
brevemente presentada, es posible efectuar una optimizaciéon en conjunto de la energia y de la
reserva primaria de frecuencia si es que se adopta un mismo porcentaje de reserva a cada
unidad generadora. Asi, la capacidad de cada una de las unidades generadoras, esta
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disminuida con un mismo porcentaje y el resultado de la optimizacién proporcionara una
solucién 6ptima.

Esto ademas tiene la consideracion importante que desde el punto de vista técnico, los
reguladores de velocidad que realizan la regulacién Primaria de la Frecuencia, efectian una
reparticion de la carga y de la estabilidad en forma proporcional a la potencia de la unidad
generadora. Por este motivo, es altamente deseable, que todas las unidades generadoras,
efectlen la regulacién primaria de la frecuencia, ya que de esta manera, las variaciones de
carga ocurridas en el sistema se reparten proporcionalmente a la potencia de las unidades
generadoras, lo cual conlleva mas rapidamente a la estabilidad dinamica del sistema.

Por lo tanto, debido a la importancia técnica de tener la regulacion en cada una de las unidades
generadoras del sistema, a que la solucién de optimizacion es de facil implementacién y debido
a que proporciona soluciones con resultados 6ptimos conjuntos, técnica y regulatoriamente es
gue esta alternativa es la que mas se recomienda para la Republica Dominicana.

4.1.2. SISTEMA DE COSTOS Y OFERTAS DE RESERVA SECUNDARIA DE FRECUENCIA

El mercado de energia en Republica Dominicana estd basado en costos y no en declaraciones
de precios por parte de los agentes generadores. Sobre este tema, existe un tratamiento
regulatorio detallado en la normativa legal y que tiene jurisprudencia y antecedentes del periodo
de operacion del mercado eléctrico.

Sin embargo, el hecho de que el mercado de energia sea un mercado de costos auditados de
las unidades generadoras, no implica que el mercado de reserva Secundaria de Frecuencia sea
por defecto, también un mercado de costos.

La regulacién secundaria de frecuencia puede ser efectuada manualmente o a través del AGC
de forma automatica directamente por el centro de control, lo cual requiere que las unidades
generadoras participantes, tengan instalados los equipos necesarios para tal efecto y el sistema
de comunicaciones apropiado.

Por otra parte, los incentivos regulatorios y de mercado que puedan fijarse para efectuar la
RSF, es dificil que estén siempre acompafiando a las expectativas, frecuentemente variantes,
de los inversores. Estas expectativas propias generalmente varian debido a sus percepciones
de los riesgos implicitos del negocio y de los riesgos externos a los que estan sometidos. Por lo
tanto, una forma de captar cual es la valor del producto de RSF percibido, es a través del propio
mercado, es decir a través de los propios agentes generadores del sistema, salvaguardando
siempre la existencia de la competencia en el mercado y velando por que no exista uso del
poder de mercado y practicas anticompetitivas.

De esta manera, los agentes efectuardn sus analisis y tomaran sus mejores decisiones para
brindar este producto a precios que reflejen sus percepciones sobre los precios de este
producto en el mercado.
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4.1.3. LA PRESTACION DEL SERVICIO Y SU PAGO

Los Servicios Auxiliares (SSAA) se definen en cada pais segin las necesidades y
caracteristicas propias de la estructura del sistema y de su organizacion institucional. Asi, por
ejemplo, para la Federal Energy Regulatory Commission (FERC) son aquellos necesarios para
proveer el servicio basico de transmision a los consumidores; para la National Grid Company
(NGC) son necesarios para proveer seguridad y estabilidad al sistema, aplicando nuevas
técnicas de control y operacion, o para la Comisién Reguladora de Espafia, son aquellos
productos necesarios para hacer viable la entrega de energia eléctrica en condiciones de
calidad y seguridad aceptables.

La forma y condiciones en que se proveen los Servicios Auxiliares varian entre los diferentes
mercados. Se encuentran diferencias tanto en las obligaciones para los coordinados respecto a
la participacion en la provision de los distintos SSAA, asi como en los mecanismos de
remuneracion y en las sanciones o penalidades por incumplimiento.

Los posibles mecanismos que pueden implementarse para la provision y remuneracion de los
Servicios Auxiliares dependen fuertemente de la naturaleza de cada servicio en particular y de
la cantidad de participantes que puedan proveer el mismo en las mismas condiciones de
cantidad y calidad.

4.1.4. CLASIFICACION DE SERVICIOS AUXILIARES POR TIPO DE PRESTACION

De acuerdo a la evolucion de los mercados, los Servicios Auxiliares pueden ser:

e Opcionales.
e Universalmente obligatorios para un grupo de participantes del mercado.
e Obligatorios para un participante en particular.

El control secundario de frecuencia, como ejemplo, puede ser ejercido por cualquier generador
dentro de un area determinada, por lo que en este servicio en particular es factible implementar
un esquema de provisibn opcional en el cual el generador que provee el servicio sea
adecuadamente remunerado. En algunos sistemas la provision de este tipo SSAA esta basada
en un esquema de mercados de competencia, donde los posibles proveedores ofertan precios
por la prestacion.

En el caso de otros SSAA, como por ejemplo, el control de tension/potencia reactiva, y en
muchos casos la regulacion primaria de frecuencia, son elementos que vienen ya incorporados
en todas las maquinas y por otro lado son estandar en los generadores y por ello el sistema de
precios/costos declarados incluye los costos asociados y en todo caso se puede establecer la
alternativa de transferir obligaciones cuando existen restricciones en las unidades generadoras.
Estos SSAA se suelen implementar como universalmente obligatorios para un grupo de
participantes, en este caso los generadores.
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4.1.5. PAGO DE COSTOS DE LOS SERVICIOS AUXILIARES

En todos los casos, los SSAA son servicios adicionales que ayudan a brindar el producto
(energia eléctrica) con requerimientos de calidad y bajo condiciones de seguridad, y cuya
provision -relacionada con el nivel de calidad y seguridad del servicio- implica un costo, el cual
debe ser asumido por los beneficiarios de dicho servicio. Generalmente, los beneficiarios de los
Servicios Auxiliares son los usuarios, ya que los mismos reciben el producto (energia eléctrica)
de acuerdo con los niveles de calidad y seguridad establecidos regulatoriamente en la
normativa, lo que implica mayor o menor cantidad de uso de estos SSAA.

La forma en que los usuarios asumen los costos de estos servicios (que vienen conjuntamente
el producto), pueden ser de manera explicita a través de cargos directos o de manera indirecta,
cuando los cargos estan incluidos dentro de sus obligaciones y por lo tanto, subsumido en otros
reconocimientos (como por ejemplo el pago de energia, potencia o cargos de transmision).

La forma de ser asignados varia principalmente de acuerdo con la estructura del mercado
eléctrico y los esquemas de remuneracioén implementados. Asi, los costos cubiertos por el
conjunto de beneficiarios (la demanda), son asignados a los prestadores de cada servicio de
acuerdo al esquema de remuneracion implementado, el cual debe guardar consistencia con los
cargos que recibe el generador por otros conceptos. Asi por ejemplo, el costo de inversién del
equipamiento de control de tensién y velocidad puede estar incluido en la remuneracién por
potencia.

Respecto a los que asumen el costo de los Servicios Auxiliares, con independencia de su
condicién de obligatorio u opcional, existen las siguientes alternativas:

e Asume la demanda en su conjunto (lo méas usual).
e Los costos estan incluidos en los cargos de transmision (ver definicion de FERC).
e Asumen los vendedores, cuando no cumplen con las obligaciones establecidas.

e Si es un servicio adicional que se factura, finalmente debiese terminar siendo reconocido
por la demanda, excepto que esté reconocido de manera implicita en otro servicio.

e Siun servicio se define como obligatorio para un agente o grupo de agentes es porque:

S el medio de transporte lo requiere y en ese caso va junto a los costos de
transmision propios.

el pago de potencia o energia lo incluye (caso de los generadores)

el cargo de transmisioén lo incluye (caso de transmisores)
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4.1.6. TARIFICACION DE SERVICIOS AUXILIARES

Otro concepto importante es como se tarifican los Servicios Auxiliares. Para ello una alternativa
de tarificacién, es hacerlo obteniendo los precios de los servicios por medio del mercado, u otra
alternativa, y en el caso de que en el mercado la provision de los SSAA no tengan la
competencia suficiente, es posible hacerlo a través de la regulacién.

Para el caso de que exista competencia suficiente, es posible obtener el precio de cada Servicio
Auxiliar a través de ofertas del los proveedores del servicio en el mercado (equivalente a un
costo medio).

Dependiendo de la estructura del mercado, y/o en el caso de que la legislacién obligue a la
prestacion del servicio, es posible establecer un precio igual al costo de provisién del servicio de
todos aquellos que prestan el servicio, ya sea equivalente al costo marginal o al costo medio,
dependiendo del tipo de servicio y de la economia de escala implicada en el servicio.

4.2. DESCRIPCION DE LAS PRACTICAS MAS USADAS EN LOS MERCADOS COMPETITIVOS
INTERNACIONALES Y CUAL ES LA TENDENCIA MUNDIAL

A continuacién se describe la experiencia internacional relevante en relacién con la prestacion
de los SSAA.

4.2.1. AUSTRALIA

e En Australia, una parte de los Servicios Auxiliares se presta en forma obligatoria como
consecuencia de las obligaciones a los Generadores.

e Existe un requerimiento general para todos los Generadores:

o Estatismo para cada unidad de entre 2% y 5%, con un tiempo de respuesta de 60
segundos.

2 La provision debe mantenerse al menos durante 90 segundos, después de una
desviacion de la frecuencia fuera del rango permitido, el cual corresponde a 50 +/-
0,1 Hz.

e [Fuera de este requerimiento minimo exigido obligatoriamente por el Cédigo de Electricidad
de Australia, el Operador y Administrador del Sistema creado en mayo de 1996 y
denominado The National Electricity Market Management Company Limited (NEMMCO)
puede contratar montos adicionales del servicio. Para ello se han implementado cuatro tipos
de servicios:

2 Elevacién de generacion en 6 segundos

2 Reduccién de generacion en 6 segundos
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2 Elevacién de generacion en 60 segundos

2 Reduccién de generacion en 60 segundos

e Estos servicios auxiliares detallados, no so6lo pueden ser contratados por NEMMCO, sino
que, también pueden ser contratados en forma independiente. Sin embargo, los mismos son
necesariamente gestionados por NEMMCO, al igual que otros SSAA, mediante contratos
bilaterales anuales, con los Generadores que cumplan con los requisitos exigidos.

e Los requisitos exigidos para poder participar de este servicio los Generadores son los
siguientes:

2 tener equipos que registren los cambios en el nivel de generacidén de tal forma que
NEMMCO pueda distinguir las respuestas de los generadores de 6 y de 60
segundos.

2 producir al menos 5 MW de cambio de generacion después de un desvio de
frecuencia de 0,2 Hz

2 tener equipos de monitoreo remoto, para que NEMMCO pueda verificar su nivel de
generacion.

e A los prestadores del servicio, se les exige un tiempo de respuesta de 5 minutos para la
provision total del monto ofrecido de potencia, con el objeto de lograr que la frecuencia
retorne al rango entre 49,9 y 50,1 Hz, en el intervalo de tiempo de respuesta.

e El despacho de los Servicios Auxiliares es realizado por el Operador y Administrador del
sistema NEMMCO, para proveer el servicio de forma permanente, tomando en cuenta los
precios contratados y las restricciones en la operacién del sistema.

4.2.2. CALIFORNIA

e EI Operador del Sistema de California es el California Independent System Operador
(CAISO).

e La capacidad de Regulacion necesaria para cada periodo del Mercado Diario y del Mercado
horario se determina como un porcentaje de la demanda pronosticada por el CAISO para el
correspondiente periodo.

e ElI CAISO puede requerir regulacion adicional en la operacién en tiempo real si es
necesario. Esta capacidad es provista por las unidades de arranque forzado por
confiabilidad (Must Run Units).

e El control de la Regulacion se hace a través del calculo del denominado Error del Area de
Control o ACE (Area Control Error). EI ACE es calculado por equipos del CAISO, y en base
a su valor se envian sefiales a los generadores para que regulen.
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4.2.3. REPUBLICA CHECA
a)Regulacién primaria

e EIl Cddigo de Red define la RPF como el conjunto de medios automaticos que aseguran un
cambio rgpido en la potencia de un bloque de generacion en reaccion a un cambio en la
frecuencia (en el orden de segundos).

e El Servicio Complementario de Regulacion Primaria de Frecuencia (Primary Control — PC -)
significa la reserva y uso de un valor acordado de potencia para RPF.

e Dentro de los requerimientos técnicos exigidos se encuentran los siguientes:

o Estatismo permanente entre 4% y 10%
S Banda muerta < 0.03 Hz

S Tiempo de establecimiento < 30 seg.

e Proceso competitivo

2 CEPS (subsidiaria del Operador) convoca el proceso competitivo para la provisién
del servicio.

2 Se oferta un volumen de potencia (MW) y un precio por cada MW y por cada hora
en la cual se provea el servicio.

2 La potencia de regulacion contratada es en ambos sentidos, alrededor del punto de
operacion. (aumento o disminucién de la potencia de generacion).
e Incumplimiento

2 Ante incumplimientos el Generador debe pagar por la potencia de reemplazo y una
penalidad de acuerdo al contrato.

2 La penalidad no es aplicable en casos en que se demuestre que la no provision del
servicio se debid a una falla en el equipamiento del proveedor o fallas en el sistema
de transmisién o distribucidon donde el mismo esté conectado.

e Seleccién de las ofertas

< Las ofertas son ordenadas por precio ($/MW) en orden ascendente con relacion al
monto de la potencia ofrecida.

S Se acepta la primera oferta.

o0 Si la potencia de esta oferta es mayor que la requerida, solamente el
volumen requerido es aceptado, con un minimo de 3 MW.
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o Sila potencia ofrecida es menor que la requerida se acepta toda.

o0 El proceso continua hasta cubrir el volumen de potencia requerido o hasta
a agotar las ofertas.

b)Regulacion Secundaria de Frecuencia

e EI Cddigo lo define como el proceso de cambio del valor de potencia de una central de
acuerdo a lo requerido por el Sistema Automatico de Control de Frecuencia y Potencia
Activa. La regulacién puede ser provista por un conjunto de centrales que poseen medios
para coordinar el control entre las mismas. (TGf — Fictitious Block).

e Laregulacion secundaria puede operar de la siguientes formas:

2 El controlador envia el requerimiento de potencia directamente a cada central que
regula.

2 El controlador envia el requerimiento de potencia al grupo de centrales con control
conjunto y este monto es distribuido entre las diferentes centrales del grupo — TGf-.

e El Servicio Auxiliar de control secundario de frecuencia significa la reserva y uso de un valor
acordado de potencia para control secundario.

e EIl proceso competitivo es igual al seguido para la RPF. El precio ofertado tiene un solo
componente y es el precio por disponer potencia para regulacion y su uso por parte del
controlador automatico de centro de despacho.

e Elincumplimiento es sancionado de la misma forma que en el caso de RPF.

e El proceso de seleccién de ofertas es similar al de RPF, excepto que la potencia minima
gue puede ser contratada es de 10 MW (3 MW en el caso de RPF).

4.2.4. CHILE

La regulacion chilena no establece especificamente la remuneracion de Servicios Auxiliares, sin
embargo, la mismas recientemente aprobd una de las normas técnicas de seguridad y de
calidad de servicio mas completas de Latinoamérica.

Esta normativa, tiene un acapite especial sobre los estudios que deben ser realizados par la
programacion de la seguridad y calidad de servicio. En su Titulo 6-8 est4 determinadas las
obligaciones para efectuar el Estudio de Control de Frecuencia y Determinacion de Reservas, la
cual establece que el Estudio de Control de Frecuencia y Determinaciéon de Reservas que se
debe realizar, debe tener una periodicidad al menos anual, tiene por objeto efectuar una
verificacion del cumplimiento de los estandares Seguridad y Calidad de Servicio (SyCS) a
través de:

e La definicion de los requerimientos de las reservas para el Control Primario y Secundario de
Frecuencia, necesarias para cumplir con los estandares de SyCS de la norma.
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e La correcta asignacion de las reservas entre las diferentes unidades generadoras
participantes de la regulacién primaria y secundaria.

e La evaluacioén de la calidad y cantidad de recursos para el Control de Frecuencia.

e Las correcciones y ajustes necesarios a las politicas de seguridad operativa, toda vez que
existan riesgos de incumplimiento de los estandares de SyCS.

El Articulo 6-45 de dicha normativa establece que: “El nivel de reserva requerido para el Control
Primario de Frecuencia con el Sistema Interconectado operando en Estado Normal, que permite
cumplir con los estandares de SyCS establecidos en la presente Norma Técnica, sera aquel
gue resulte consistente con la reserva Optima en sentido econémico, entendiéndose por tal,
aguella que surge de una solucion que considere los mayores costos de produccion derivados
de la operacion de las unidades generadoras fuera del 6ptimo econdmico, para mantener
suficiente reserva para el Control Primario de Frecuencia, y los costos evitados de ENS de corta
duracién, en los que se incurriria de no contar con esa reserva”.

La norma chilena indica que el Estudio de Control de Frecuencia y Determinacion de Reservas
deberd cumplir requisitos minimos, entre los que se encuentran los valores de demanda,
variaciones de frecuencia, tasas de indisponibilidad forzada y programada de las unidades
generadoras, y el Costo de Falla de Corta Duracién correspondiente al costo unitario de la ENS
de corta duracion.

Asimismo, el Articulo 10-32 indica que en tanto no se realice la evaluacion del funcionamiento y
eficiencia, para todos los efectos de aplicacion de la norma técnica, el costo unitario de la ENS
de corta duracion seré igual a:

a) 2 [US$/kWh] para el Sistema Interconectado Central.
b) 3 [US$/kWh] para el Sistema Interconectado del Norte Grande.

Por lo tanto, se verifica que la regulacion chilena efectla estudios para la determinacién de
Optimos econdmicos en lo que respecta a la regulacién primaria y secundaria de la frecuencia.

4.2.5. ARGENTINA
a)Regulacion Primaria de Frecuencia

¢ CAMMESA determina un % 6ptimo de regulacion mediante un estudio (los valores se
encuentran generalmente en el orden del 3%).

e Se asigna a todas las unidades igual proporcion en este aporte.

e Es obligacién de los Generadores proveer el porcentaje 6ptimo, sin recibir retribucién
econémica por el mismo.
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Cada generador esta obligado a aportar el porcentaje 6ptimo de su generacién despachada,

con regulacion propia o pagando a los generadores que regulan mas que el 6ptimo.

Los Agentes consumidores pueden requerir un % superior al éptimo pagando a los

generadores que lo aportan.

El despacho de RPF se realiza junto con el predespacho y redespacho diario.

Célculo del 6ptimo (% ror)

2 El célculo del % 6ptimo de reserva se realiza estacionalmente

2 Se utiliza una funcién objetivo de minimo costo total

0}

(0]

F.O.= Suma del costo de la energia no suministrada (para desbalances
de diferente magnitud) y el costo de operacion para diferentes % de RPF
despachados.

%ror => minimo F.O. (alrededor del 3% de la demanda maxima)

o Costos considerados

0 Sobrecostos de produccién en funcién del incremento de reserva para
RPF.
Costo de la ENS por variaciones de la demanda.
0 Costo de la ENS originada por la F/S intempestiva de grupos
generadores.
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Figura 11 - Argentina: Regulacion Primaria de Frecuencia — Célculo del Optimo
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b)Regulacion Secundaria de Frecuencia

e El objetivo de la Regulacion Secundaria es restablecer la frecuencia del Sistema al rango
admisible y recobrar el nivel deseado de Regulaciéon Primaria que haya sido utilizada.

e La provisidn de este servicio es voluntaria.
e Los generadores deben ser habilitados por CAMMESA.

o El despacho de este servicio lo realiza el Operador del Sistema después del despacho de la
energia y Regulacién Primaria. Su monto también lo determina el Operador, como un
porcentaje de la demanda horaria del Mercado Diario y suele representar alrededor de un
1,5% de la reserva de operacion calculada para cada periodo estacional.

e Se define un gradiente minimo de 30 MW/minuto, y un tiempo minimo de tres horas para
mantener la provision.

e Los generadores hidraulicos mensualmente ofertan un precio para RSF como un porcentaje
del precio spot de la energia.

e Se asigna la reserva segun un orden de mérito

2 1°- Centrales Hidraulicas: En orden creciente de precios ofertados
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2 2° - Centrales Térmicas: En orden creciente de sus Costos Marginales en el
Mercado.

e Los agentes consumidores del Mercado Eléctrico pagan por el servicio un monto calculado
mensualmente, igual a la sumatoria de la remuneracién horaria de todas las horas del mes.
En proporcion a su demanda méxima.

4.2.6. URUGUAY: RESERVA OPERATIVA

e Generalidades

2 La Reserva Operativa incluye la reserva para regulacion de frecuencia y reserva
rotante adicional para la operacion del sistema con calidad.

2 El Servicio Auxiliar de Reserva Operativa se asigna en el despacho, a la
generacion, en funcién a su reserva rotante y a su capacidad de variar la energia
que esta generando.

2 Toda unidad asignada a la Regulacién Primaria de Frecuencia debe operar limitada
solamente por sus limites de operacién, y tiene obligacion de aportar a este
servicio.

e Remuneracion

o Cada Participante Productor vende en una hora al Servicio Auxiliar de Reserva
Operativa la potencia asignada por el Despacho Nacional de Carga (DNC).

2 Al finalizar cada mes, el DNC calcula para cada Participante Productor la potencia
media mensual vendida al Servicio Auxiliar de Reserva Operativa. Luego le
corresponde un cargo igual a valorizar dicha potencia media al precio del Servicio
Mensual de Garantia de Suministro.

e Compensacion

2 En caso de que un generador térmico viese reducida su potencia despachada en
una hora dada por causa de su aporte al Servicio Auxiliar de Reserva Operativa,
con respecto a la que le habria correspondido si no hubiese aportado potencia a
dicho servicio, le correspondera ademas una remuneracion resultante de valorizar
dicha reduccion en potencia, a la diferencia entre el Precio Spot de esa hora y su
costo variable para el despacho.

4.2.7. BOLIVIA: RESERVA OPERATIVA

El sistema eléctrico boliviano tiene una demanda maxima anual de cerca de 1000 MW, tiene
una concentracion geografica de la demanda en el eje troncal de su pais formado por los
Departamentos de La Paz, Cochabamba y Santa Cruz y es un sistema eléctrico que no esta
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interconectado con los paises vecinos. Es un sistema eléctrico aislado del resto de los paises
de la region andina y es comparable a un sistema de una isla geografica.

e Generalidades

2 La Reserva Rodante Operativa incluye la reserva para regulacién de frecuencia y
reserva rotante adicional para la operacion del sistema manteniendo los niveles de
confiabilidad y Reservas Totales del sistema definidos en las Condiciones Minimas
de Desempefio.

2 No existe una asignacion de Servicios Auxiliares explicitos en la regulacién y los
mismos constituyen una obligacion legal el brindarlos, en el entendido de que el
costos de los mismos es recuperado a través de los costos declarados por los
generadores.

2 Para el caso de la Reserva Rodante, la misma tiene porcentajes definidos
resultantes de un estudio y aprobadas por el regulador. Los valores de la Reserva
Rodante son introducidos a los programas de optimizacion global del sistema y
asignados a cada unidad proporcionalmente a su capacidad.

2 Todas las unidades tienen la obligacién de prestar el servicio de Regulacién
Primaria de Frecuencia, la cual puede ademas ser concentrada en algunas
unidades, siempre y cuando el Operador del Sistema (el Comité Nacional de
Despacho de Carga CNDC), a través de un andlisis técnico determine la viabilidad
de esta concentracion.

S La Regulacion Secundaria de Frecuencia es asignada a las centrales
hidroeléctricas de Corani (region central) de forma casi permanente y en época
lluviosa ante las posibilidades de vertimiento, esta funciéon es asignada de forma
rotatoria entre las centrales hidroeléctricas del centro y del norte del pais.

e Remuneracion

2 No existe remuneracion por la regulacién Primaria de Frecuencia, la misma que es
remunerada a través de los costos marginales mas elevados resultantes de
considerar a cada unidad generadora con una capacidad disminuida por efecto de
descontar el porcentaje de la Reserva Rodante Operativa.

2 No es remunerado el Servicio Auxiliar de Regulacidon Secundaria de Frecuencia.

4.2.8. GUATEMALA

e Generalidades

2 Se define como reserva rodante regulante a la fraccién de la capacidad de una
unidad generadora que esta sincronizada al sistema de potencia pero que no esta
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asignada a la produccion de energia y que tiene como finalidad que la unidad
generadora participe efectivamente en la Regulacién Primaria de la Frecuencia.

La magnitud de esta reserva es del 3% de la generacién en cada hora.

e Remuneracion

=

4.3.

Cada Generador debera comprar los saldos negativos y vender los positivos de su
reserva rodante regulante valorizando el saldo de reserva rodante correspondiente
al precio nodal en esa hora en cada punto de conexion.

Si la reserva regulante total resulta mayor que la requerida en la programacion, se
distribuye el importe excedente entre los Generadores que la aporten, en forma
proporcional a la reserva provista por cada uno.

Si la reserva regulante total no alcanza el valor minimo requerido en la
programacion, con la consiguiente disminucion de la calidad del servicio, se utiliza
el importe total a cobrar a los Generadores con saldos negativos para pagar a los
Generadores con saldos positivos, distribuyendo el resto entre los Participantes
Consumidores en forma proporcional a la energia consumida.

Toda unidad generadora debera operar obligatoriamente con el margen de reserva
para regulacion primaria de frecuencia que establezca el AMM. El precio de la
energia tiene en cuenta la reserva adoptada para regulacion de frecuencia y, por lo
tanto, en la remuneracion total horaria de la energia a los Generadores ya esta
incluida una remuneracién adicional debido a la reserva regulante con que opera el
MM.

El AMM decide las unidades que estaran en condiciones de ser habilitadas por él
para brindar el servicio de regulacion secundaria de frecuencia. Este control se
efectuard por medio de un control automatico de generacion (AGC) en las unidades
habilitadas para el efecto. La reserva correspondiente formara parte de la reserva
rodante operativa y serd remunerada con ésta. El AMM liquida por cada unidad
generadora que forme parte de la lista de mérito de Reserva Rapida, un importe
equivalente a valorizar la potencia ofrecida al precio de la oferta, que no podra
superar el precio de referencia de la potencia (PREFP),

COMPARACION Y CONCLUSIONES DE LA EXPERIENCIA INTERNACIONAL

Las principales conclusiones que puede extraerse de la experiencia internacional son:

e Se puede observar en primer lugar una marcada disparidad en la forma en que se define y
se maneja la regulacion de frecuencia y las reservas de potencia asociadas.
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En algunos mercados (California, Rep. Checa) la provisién de regulacién de frecuencia se
obtiene completamente mediante un proceso competitivo.

En otros mercados existe una obligacién para los generadores respecto a la provision de
RPF, sin remuneracion por prestar el servicio (Argentina, Bolivia).

Otros mercados, como el de Australia, cuentan con un mecanismo intermedio en el que
parte de la provisién de los SSAA es obligatoria y el faltante es cubierto mediante un
proceso de competencia o contratos bilaterales con el Operador del Sistema.

Las ofertas tienen que ver con el precio no con la velocidad de respuesta

Existen en general sanciones por incumplimiento, que pueden incluir desde penalidades
econdmicas hasta inhabilitacién para la prestacion del servicio. En los casos de Republica
Checa y Argentina, si bien los mecanismos de asignacion y las obligaciones respecto a la
provision del servicio son muy diferentes, presentan cierta similitud en el hecho de que el
generador que no cumple debe pagar el costo de reemplazo.

Los precios de RPF varian entre 3 y 30 US$/MWh.

Los porcentajes de Reserva de la Regulacién Primaria de Frecuencia con relacion a la
demanda proyectada o prevista varian con rangos entre el 2% y el 12% en funcién de la
caracteristica del Sistema.

Los esquemas regulatorios de remuneracién de RPF son los siguientes:

A precios de mercado: donde el precio dependera del valor de oportunidad (bajo para
centrales hidroeléctricas- menos de 1 US$/MWh y alto para centrales térmicas con altos
costos operativos (varios US$/MWh)

En esquemas regulados:

2 Si el servicio no se presta se debe abonar a los que lo prestan cuyo precio puede
igualar el de la energia.

2 Con penalidades que no debiesen superar el beneficio obtenido.

Los esquemas regulatorios de remuneracion de RSF son los siguientes:

A precios de mercado: donde el precio dependera del valor de oportunidad (bajo para
centrales hidroeléctricas- menos de 1 US$/MWh puesto a disposicion y alto para centrales
térmicas- equivalente a varios US$/MWh).

En esquemas regulados donde si el servicio se presta se le debe reconocer un monto
razonable.
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5. PROPUESTA DE MODIFICACION REGULATORIA

El analisis de la regulacion vigente en el MEM de la Rep. Dominicana, el efecto que ha tenido la
aplicacion de dicha regulacién en relacién con la participaciéon de los generadores en los
servicios de RPF y RSF y en el logro del objetivo de tener una adecuada calidad de la
frecuencia, y la experiencia internacional en la provisién de este tipo de servicios adicionales,
permite concluir que es posible una mejora sustancial de la operacion del mercado y en
particular de la calidad de la frecuencia con ajustes menores al marco regulatorio vigente lo cual
ademas preserva la seguridad juridica en decisiones que involucran costos de inversién por
parte de los prestadores del servicio (los generadores).

Los cambios que se proponen en la regulacién vigente se resumen a continuacion:

5.1. CRITERIO PARA DETERMINACION DE LA RESERVA PARA RPF Y RSF

En el marco del presente proyecto se estan realizando estudios técnicos econémicos para
establecer la energia regulante requerida (RPF, RSF) para las diversas situaciones operativas
posibles y ubicaciones de los generadores en el sistema considerando las necesidades técnicas
y econdmicas.

De estos estudios surgira el nivel de reserva 6ptimo para participar en el servicio de RPF para
cada generador despachado en funcién de las caracteristicas de su sistema de regulacion de
frecuencia de tal forma que el sistema pueda recuperarse eficientemente de una falla (salida
intempestiva de generacion o demanda) y la operacién resulte de minimo costo incluyendo
dentro de los costos la reserva y la energia no suministrada probable.

Los estudios identifican criterios técnicos para el despacho de la reserva para RPF que resulte
Optimo dada las caracteristicas del parque de generacion y del sistema de transmision de la
Rep. Dominicana. En lo posible se verificara si constituye un resultado factible la distribucion de
la reserva para RPF en todas las unidades despachadas en forma proporcional a su potencia
nominal o bien si existe una ventaja importante si el despacho de la reserva se realiza segun
una lista de mérito como la actualmente vigente.

Recomendamos que se proponga que la asignacion de RPF se efectle a todas las unidades de
generacion, con independencia del costo de equipos para los generadores, ya que las
facilidades de regulacién primaria son parte del equipamiento normal de toda unidad
generadora.

En la medida de lo posible la asignacion de la reserva para RSF deberia priorizarse en la
generacion hidraulica ya que ello no involucra para este tipo de unidades generadoras pérdidas
en la energia que venden al mercado (s6lo genera desplazamientos temporales de la energia
disponible con costos muy inferiores a los costos térmicos y/o de afectacién a la calidad del
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suministro) y ademas se ven beneficiadas por una remuneracién plena de la energia regulante
ya que no tienen costos variables de produccion significativos.

Dado que la generacién hidraulica tiene una reducida participacién en el abastecimiento de la
demanda de la Rep. Dominicana puede ser necesaria también la participacién de la generacién
térmica en el servicio de RSF. Dado los elevados costos variables de produccién de la
generacion térmica en la Rep. Dominicana se considera razonable un despacho de la reserva
para RSF concentrado en las unidades de mayor costo de produccion dentro de las que estan
en un dado momento generando con un porcentaje de asignacidon de reserva determinado
dentro del rango factible de operacion de las unidades térmicas y garantizando el minimo costo
de la reserva.

5.2. COMPENSACIONES POR LA PROVISION DEL SERVICIO DE RESERVA

Se mantiene el concepto incluido en la Ley de Electricidad respecto a la obligacién de todos los
generadores de participar en los servicios de RPF y RSF. Se crea al mismo tiempo un esquema
de cargos y créditos por participacion en los servicios de RPF y RSF buscando con ello
promover la participacion del mayor nimero posible de generadores y evitando al mismo tiempo
alguno de los problemas antes comentado del marco regulatorio vigente.

Al mismo tiempo se crean cargos a la demanda asociados al servicio de regulacién de
frecuencia los cuales cubriran los costos asociados al Incentivo para Regular (IR) mas la renta
marginal de los generadores aplicada al valor 6ptimo de regulacién resultante de los estudios
técnicos.

1) Créditos alos generadores

Los créditos que reciban los generadores les asegurara recibir una remuneracion igual a la
renta marginal perdida por efecto de la regulacion de frecuencia, mas sobrecostos operativos
mas un monto correspondiente al incentivo para regulacion aplicada a toda la energia regulante.
A tal efecto se propone que los generadores que participen de los servicios de regulacion de
frecuencia con reservas primaria y secundaria reciban los siguientes créditos:

1.1) Por su participacion en el servicio de RPF recibiran a fin de cada mes la suma de los
siguientes conceptos para todas las horas del mes.

a) Potencia horaria regulante (MWh) definida en el predespacho, y verificada en la
operacioén en tiempo real, valorizada al valor definido para el IR (USD/MWh).

b) Potencia horaria regulante (MWh) definida en el predespacho, y verificada en la
operacioén en tiempo real, valorizada a la diferencia, cuando resulte positiva, entre
el precio de la energia horario real en el nodo correspondiente al generador menos
el CVP (USD/MWh) definido para el generador.

$RPF, = 3" [PRPF,, x IR+ MAX (0,PM,, —~CVP,)x PRPF, |
h
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Donde:
0 Cada uno de los generadores que en cada hora estan
despachados
h: Cada hora del mes.
PRPFpg [MW]: Potencia en Reserva para RPF del generador g en la hora h.

CVP, [USD/MWHh]:  Costo Variable de Produccion del generador g.

PMg, [USD/MWh]:  Precio del Mercado Spot en la hora h correspondiente al nodo

donde el generador g se vincula con la red de transporte.
IR [USD/MWh]: Incentivo para regulacion de frecuencia.

$RPF,4 [USD]: Remuneracion mensual que recibe el

participacion en el servicio de RPF.

generador g por su

1.2) Por su patrticipacion en el servicio de RSF recibiran a fin de cada mes la suma de los

siguientes conceptos para todas las horas del mes.

a) Potencia horaria regulante (MWh) definida en el predespacho, y verificada en la
operacion en tiempo real, valorizada al valor definido para el IR (USD/MWh)

multiplicado por el Factor de Eficiencia.

b) Potencia horaria regulante (MWh) definida en el predespacho, y verificada en la
operacion en tiempo real, valorizada a la diferencia, cuando resulte positiva, entre
el precio de la energia horario real en el nodo correspondiente al generador menos

el CVP (USD/MWh) definido para el generador

$RSF, = | PRSF,, x IR x FactorEficiencia + MAX (0, PM,, —CVP,) x PRSF,, |
h

Donde:
0 Cada uno de los generadores que en cada hora estan
despachados.
h: Cada hora del mes.
PRSFpg [MW]: Potencia en Reserva para RSF del generador g en la hora h.

CVP, [USD/MWHh]:  Costo Variable de Produccion del generador g.

PMgn [USD/MWh]:  Precio del Mercado Spot en la hora h correspondiente al nodo

donde el generador g se vincula con la red de transporte.

IR [USD/MWh]: Incentivo para regulacion de frecuencia.
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$RSF, [USD]: Remuneracion mensual que recibe el generador g por su
participacion en el servicio de RSF.

1.3) Los generadores térmicos que por requerimientos de participacion en los servicios de
RPF y RSF resulten con generacion forzada, es decir en situaciones operativas donde
para una hora en particular el PMy resulte inferior a sus CVPg, recibiran una
compensacion adicional ($RCVP,) que resulta de multiplicar la energia generada en
cada hora por la diferencia entre el CVP y el PM la cual le permite cubrir la totalidad
de sus costos operativos.

$RCVP, = 3 [MAX (0,CVP, —PM ) xEg,, |

h

Donde:
0 Cada uno de los generadores que en cada hora estan
despachado.
h: Cada hora del mes.

CVP4 [USD/MWh]:  Costo Variable de Produccion del generador g.

PMg, [USD/MWh]:  Precio del Mercado Spot en la hora h correspondiente al nodo
donde el del generador g se vincula con la red de transporte.

$RCVP, [USD]: Remuneracion mensual que recibe el generador g por su
participacion en los servicios de RPF y RSF que cubre sus
sobrecostos operativos.

Eggn [MWAH]: Energia generada por el generador g en la hora h.

2) Cargos alos generadores

Los generadores que estando despachados en una hora determinada no participen, o lo hagan
-s6lo parcialmente- de los servicios de RPF y RSF, es decir resulten generando con un nivel de
reserva para RPF y RSF menor al que se decida como 6ptimo para el sistema en dicha hora,
deberan abonar un cargo proporcional a la diferencia entre reserva 6ptima y reserva real. La
totalidad de los cargos abonados por dichos generadores debera cubrir el costo que para el
sistema tiene la reserva adicional, sobre la Optima, que aportaron en esa hora otros
generadores, siendo dicho costo la suma de la renta marginal de cada uno de los generadores
gue aportaron reserva excedente.
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$CTRF (USD] =" ¥"[ MAX (0,PRy, — PRO,,) || MAX (0,PM,, ~CVP,)) |

g

$CTRF
> > (MAX(0,PRy, — PRO,,))
h g

$CURF (USD/MW) =

$CGRF, (USD) = $CURF x zh:(MAX (0,PRO,, — PR,))

Donde:
0 Cada uno de los generadores que en cada hora estan despachado.
h: Cada hora del mes.
PRhg [MW] Potencia en Reserva para RPF y RSF del generador g en la hora h.
PROpg [MW] Potencia en Reserva Optima para RPF y RSF del generador g en la
hora h.
$CTRF [usD] Costo del sistema por la reserva adicional sobre la reserva éptima.

$CURF[usD/Mw] Cargo unitario de la reserva adicional sobre la reserva 6ptima.

$CGRF, [usD] Cargo mensual correspondiente al generador g por un aporte a la
regulacién de frecuencia inferior al éptimo.

Notar que la renta marginal para los generadores marginales del sistema y para los
generadores forzados es nula.

En el caso de que la reserva valorizada aportada en exceso por sobre el 6ptimo por un
determinado grupo de generadores, sea igual a la no aportada por otro grupo de generadores,
no existiran diferencias, lo cual es un caso muy peculiar, ya que existe solo en el caso de que
los generadores que aportan en exceso y defecto, lo hacen en la misma cantidad fisica y tienen
los mismos CVP.

Por lo general, existiran diferencias entre los valores, los cuales benefician a la demanda
(cuando esta en exceso) y prestan un servicio con menor calidad (cuando esta en defecto).

3) Cargos alademanda

La demanda en cada mes abonaréa la diferencia entre el total de créditos reconocidos a los
generadores por su participacién en los servicios de RPF y RSF conforme lo indicado en 1),
menos el total abonado por los generadores que no cumplieron con la meta de reserva éptima
conforme lo indicado en 2).

El monto asi resultante sera de suma cero por lo que no interfiere en otros conceptos
remunerativos del mercado. En particular los sobrecostos por generacion forzada para
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regulacién de la frecuencia estaran cubiertos por lo indicado en este punto por lo que se debera
cuidar que los generadores forzados para regulacion de frecuencia reciban como remuneracién
por venta de energia soélo el precio de mercado de la energia.

5.3. COMPENSACION UNIDADES HIDRAULICAS QUE PARTICIPAN EN LA REGULACION DE
FRECUENCIA

Para el caso del tratamiento de la compensacion en general por el servicio de Regulacion de
Frecuencia, tanto Primaria como Secundaria, por parte de las centrales hidroeléctricas, cabe
puntualizar lo siguiente:

e Resultado del proceso de optimizacion, las centrales hidroeléctricas tienen una cuota de
generacidon semanal asignada y por lo tanto, las mismas generaran la misma cantidad de
energia en forma semanal o diaria.

e Por tanto, si las centrales hidroeléctricas ejecuten o no el trabajo de regulacién de
frecuencia, al final acabaran generando la misma cantidad de energia, por lo cual esta
variable no cambia y no es incidente en la percepcion de sus ingresos.

e Sin embargo, cuando las centrales hidroeléctricas efectian el trabajo de regulacién en las
horas de punta, que es donde el Costo Marginal es mas elevado, les puede originar alguna
pérdida de ingresos.

Si bien esta cantidad de energia no generada en la punta, puede ser vendida en otras horas
del dia, el precio de venta en estas otras horas es generalmente inferior, pero la magnitud
no es considerable por la forma de la curva de precios de Republica Dominicana.

Si analizamos la misma situacion comparativamente para las unidades generadoras
hidroeléctricas y las termoeléctricas que realizan el trabajo de regulacién de frecuencia,
tenemos que:

e Existe un desgaste sufrido por las unidades hidroeléctricas por el servicio de regulacion,
relacionado al uso del equipo utilizado para este cometido y un poco de cavitacion.

e Existe un desgaste sufrido por las unidades térmicas por el tema de regulacion, relacionado
con el desgaste de la propia unidad generadora sometida a variaciones térmicas y con el
uso del equipo utilizado para el proceso de regulacion.

e Durante el proceso de regulacion, las unidades hidroeléctricas no pierden en cantidad
generada de energia. Es posible que exista una pequefa pérdida relacionada en cuanto las
mismas generan, ya sea en horas de punta o valle. Debido a esto, se pueden ocasionar
diferencias de precios entre los precios maximos alcanzados en la punta y los precios en
otras horas del dia donde puede colocar esta energia.

De esto se concluye que
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e Una unidad hidroeléctrica puede dejar de vender energia en la punta y vender la misma
energia en otras horas del dia. Por lo que, representativo de la punta son los precios a dicha
hora, y representativo de las demés horas del dia, son los precios promedio de las restantes
23 horas.

e La diferencia de precios promedio considerado el periodo entre Enero 2007 y Octubre 2008
entre la hora donde los precios son maximos y el promedio de los precios horarios de las
restantes 23 horas es 6.6%.

Variacion del CMg Maximo del Mes

Costos Marginales Promedio
con respecto al CMg Promedio Mensual

Mayo 2008 v
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Figura 13 - CMg Promedio Mayo 2008 y Relacién entre los Max/Prom para Enero 2007 — Octubre 2008

e Las unidades térmicas requieren un incentivo mayor que las unidades hidroeléctricas para el
servicio de regulacion, debido al mayor desgaste que se produce en sus unidades producto
de la diferente tecnologia.

Por lo que, las unidades térmicas deben tener un incentivo mayor al otorgado a las centrales
hidroeléctricas por el servicio de regulacion y las centrales hidroeléctricas necesitan tener una
compensacion adicional por la posible pérdida de cuando venden la energia.

Por ello, y considerando que i) se mantiene la férmula actual para el calculo de la compensacion
por regulacion de frecuencia tanto primaria como secundaria; ii) el valor del incentivo para
regulaciébn de frecuencia igual para las unidades termoeléctricas e hidroeléctricas;
recomendamos que el valor de CVP; a ser utilizado para las centrales hidroeléctricas sea igual
a CMCPenergian;, tanto para los célculos de compensacion de la regulacion primaria y
secundaria de frecuencia.
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SECCION Il — ANALISIS TECNICO

La presente seccion describe los resultados técnicos obtenidos en las simulaciones realizadas
con los modelos sintonizados y las recomendaciones respectivas.

1. METODOLOGIA Y PLAN DE TRABAJO

El Plan de Trabajo desarrollado en forma esquematica presentado en el Informe Inicial es el
siguiente:

Entrega de informacion de avance segun

coordinacion del Grupo de Trabajo PRESENTACIO
Experiencia FINAL
Internacional
PRIMER .
INFORME Alternativas Propuesta

PARCIAL posibles para de mejora,

el SENI Evaluacion
PREls’\ingAALC‘ON Diagndstico de
RESERVA y 2do.INFORMH
REGULACION DE PARCIAL
e FRECUENCIA costos por criterios /
Recopilacion fi INFORME
e uso de técnico-
y andlisis de FINAL
a informacio| eservas
j o M ipificacién de\_ Definicion de
Analisis S|(rjr_1urac_|ones los recursos| | criterios de
eléctricos Inamicas clasificacion
Entrega de informacion de avance segun coordinacion del Grupo de Trabajo
Figura 14 - Plan de Trabajo
Los puntos del informe que corresponden a la presente Seccién Il — Parte Técnica son los

indicados a continuacion:

5 6 7 8

ipificacion dg
los recursos

Definicion de
criterios de
clasificacion

Simulaciones
dindmicas

Analisis
eléctricos

Figura 15 - Etapas de Analisis Seccién I
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Estos puntos son:

5.

7-8

Andlisis eléctricos del sistema Dominicano, considerando las diferentes topologias vy
escenarios suministrados por la CNE. Para lo anterior se definira un escenario base que
pueda ser sintonizado y contrastado con la evidencia operativa del SENI, seleccionando
tres eventos relevantes ocurridos en el SENI durante el (ltimo afio los cuales seran
simulados en el DIgSILENT.

Simulaciones dinamicas para evaluar y realizar propuestas de mejora a los esquemas
suplementarios utilizados actualmente en el SENI para el control de la frecuencia,
considerando las mejoras en los EDAC y EDAG. Se seleccionaran 10 eventos que
involucren perdida de generacion y de transmision que impliquen perdida de generacion en
diferentes escenarios demanda (alta, media y baja) con lo cual se verificaran y se
recomendaran los ajustes al EDAC y EDAG.

Clasificacion de los tipos de reserva y definicién de criterios para clasificar las unidades de
generacion del SENI. Para esto se tendrd en cuenta la reserva primaria, la reserva
secundaria, la reserva terciaria rotante y la reserva terciaria fria.

Redefinicion de los costos (y remuneraciones) asociados a las reservas en funcién de los
criterios adoptados en las tareas precedentes.

Comparacion de los costos de implementar los niveles de reserva resultantes en las tareas
5 a 8 con los que resultan de aplicar los criterios actuales.

En base al plan de trabajo, la metodologia adoptada para realizar los Analisis Eléctricos, es la
siguiente:

+ Definicién de modelos a partir de la Base de Datos proporcionada por el OC.
¢ Adopcion de modelos por parte de los consultores.

¢ Andlisis Eléctrico — definicibn del escenario base con base en el andlisis de los
eventos registrados

+ Sintonia del modelo.

+ Verificacion de resultados.

¢ Simulaciones Dinamicas.

¢ Tipificacion de los recursos para reservas.

+ Determinacion de los costos y remuneraciones asociadas a las reservas.
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2. MODELAMIENTO Y ANALISIS ELECTRICO

Como una de los puntos més importantes del trabajo a realizar, esta el proceso de sintonia del
modelo adoptado para el estudio con los eventos reales registrados, para lo cual es necesario
analizar eventos de diversa naturaleza y caracteristicas con la finalidad efectuar un ajuste de los
parametros del modelo del estudio.

La calidad de los resultados del estudio, esta directamente relacionada con la calidad de los
parametros del modelo, los cuales tuvieron las siguientes fuentes:

o Base de Datos proporcionada por el OC.

e Modelos asumidos por los consultores con base modelos ampliamente utilizados y a su
amplia experiencia en el campo de estudios y en el area operativa.

Por otra parte, el registro de eventos del sistema también est4 relacionado con la calidad de la
sintonia del modelo, mientras se dispongan de registros de eventos con mayor grado de
precision (pasos de registro o resolucién de los datos), mayor sera la precision y la
predictibilidad y resultados del modelo.

A continuacién, se efectla una revision de los parametros técnicos de la Base de Datos, se
analizan los modelos de carga utilizados y finalmente, se analiza la evidencia operativa del
sistema y los eventos reportados por el OC, con la finalidad de efectuar la sintonia del modelo.

2.1. MODELAMIENTO DE LOS GENERADORES

Inicialmente se hizo una revisién detallada de los parametros asociados a las unidades de
generacion, donde se encontraron algunos aspectos a revisar respecto a los valores de las
reactancias sincronicas, constantes de tiempo e inercias, ya que en algunos casos se encontré
gue no se cumplian con algunas de las siguientes relaciones:

Xg2Xy> X, =Xy >X =Xy >X,
T, >T, >T, >T, >T,

qu >Tq >TqO >Tq

Figura 16 - Relaciones entre las impedancias de las maquinas sincrénicas

Fuente: Power System Stability and Control, Prabha Kundur,1994
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MaE

T, >0.04
T, >0.06

g =

0.5<T, <2.0(Rotor Liso)

a -

Figura 17 - Relaciones entre las constantes de tiempo de las maquinas sincrénicas

Tomado de User Manual PSS/E Program. Power Technologies, Inc

TIPOS DE UNIDADES DE GENERACION H (seg)

UNIDADES TERMICAS

(a) 3,600 r/min (2-polos) 25a6.0
(b) 1,800 r/min (4-polos) 4.0a10.0
UNIDADES HIDRAULICAS 2.0.a4.0

Tabla 2 - Inercias asociadas alas unidades de generacién

Fuente: Power System Stability and Control, Prabha Kundur,1994

En el Anexo 1 se presentan los valores considerados para una de las unidades del sistema. Se
realizaron los cambios respecto a las reactancias e inercias asociados a las unidades de
generacion que presentaban valores inconsistentes respecto a las relaciones referenciadas en
Kundur, considerando valores tipicos y los ajustes respecto a las inercias se realizaron
considerando los valores minimos referenciados en Kundur. En algunos casos para las
unidades diesel entre 4 y 14 MW, cuyas velocidades estan cercanas a 700 rpm, se ajustaron los
valores de inercia a 2 seg por solicitud del OC.

Respecto a los modelos de control, se asignaron a todas las unidades del sistema los modelos
de regulador de tensién y de velocidad requeridos para una respuesta dinamica adecuada.

Para las unidades térmicas se conservaron los modelos disponibles en la base de datos a
excepcion de las unidades de Itabo, Palamara y CESPM, cuyos modelos fueron objeto de
revision por parte del Consultor y se presentan en detalle en el Documento “Informe de Revisién
e implementacion de los modelos de control de las plantas Palamara, Itabo y CESPM
(Republica Dominicana)”

Para las unidades hidraulicas, se asignaron modelos tipicos de maquinas hidraulicas para todas
las unidades existentes en la base de datos, cuyos modelos y ajustes se presentan en detalle
en el Anexo 1 de este informe.
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Una vez realizados los cambios en la base de datos detallados anteriormente, se recopilé la
informacion de detalle disponible por el OC respecto a los eventos presentados en el SENI que
permitieran realizar la sintonia fina del modelo eléctrico a utilizar en las simulaciones de
estabilidad, los cuales se analizan a continuacion.

2.2. MODELO DE CARGA

Es habitual en las simulaciones que se realizan en andlisis eléctricos representar la carga
mediante modelos polinomiales o a través de modelos exponenciales. El modelo polinomial
desarrollado por la IEEE permite modelar la carga como:

P =P.(aVv"+a,V"™+ay™)el+aq,af)

Q :QL(a4V”4 +aVv" +a6V”6)o(1+ aSAf)

Mientras que de acuerdo a la Referencia de Kundur, se recomienda un modelo polinomial de la
forma:

P =P,(pyi+py +p)elrk,af)
Q =Q,lqv*+q,y +q )bk, A7)

Para el analisis dindmico de los estudios de seguridad operativa, el OC modela la carga 100%
estatica. Sin embargo, el modelo de carga estatica no representa adecuadamente la evolucién
de la frecuencia del sistema ante eventos debido a que la carga también varia con la tensiéon y
la frecuencia y por lo tanto, segun lo acordado en los estudios preliminares, el OC pidi6 la
revision de este modelo de carga, tomando como referencia el modelo dinamico del sistema
colombiano y realizando sobre éste los ajustes necesarios para la sintonia del modelo del
simulacion.

Por lo tanto, el modelo de analisis eléctrico en DigSilent fundamenta los modelos de carga en
estructuras polinomiales como las indicadas por la IEEE y por la Referencia Kundur, para las
cuales al linealizar se obtienen las siguientes expresiones:

AP =K, AU +K ,Af

AQL: KquAU + qu Af e

El modelo actualmente utilizado para el sistema Colombiano corresponde a un modelo 100%
dinamico y fue ajustado de acuerdo a los analisis de eventos reales del sistema mediante
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contrastacion directa con los registros de frecuencia obtenidos en cada uno de los eventos
analizados.

El modelo de carga del sistema Colombiano que responde adecuadamente a la respuesta
dinamica del sistema tiene los siguientes ajustes:

AP.=1.4 AU +1.0 Af,

AQ, =1.6 AU -1.0 Af,

En los andlisis de eventos realizados para el sistema de Republica Dominicana se partié de
este modelo de carga del sistema colombiano y se realizaron algunos ajustes respecto a las
constantes K,, y Kq, que permitieron lograr coincidencias importantes entre simulacion y datos
registrados en pardmetros de la evolucion de la frecuencia como son las pendientes de caida,
las frecuencias minimas, frecuencias maximas y evolucién de las tensiones. Por lo que, con
base en los analisis y resultados, concluimos que el modelo que mas se ajusta a las
condiciones dinamicas de este sistema es el siguiente:

AP.=1.2 AU +1.0 Af,

AQ =1.4 AU -1.0 Af,

Los analisis de los eventos que se presentaran a continuacion para el sistema de Republica
Dominicana, presentan la respuesta del sistema a los modelos de carga propuestos.

2.3. ANALISIS DE EVENTOS REALES DEL SISTEMA DE REPUBLICA DOMINICANA

Como parte importante del proceso de sintonia de los modelos de la Base de Datos
proporcionada por el OC y de los asumidos con los eventos reales registrados, es necesario
realizar el andlisis de eventos de diversa naturaleza y caracteristicas diferentes, con la finalidad
de afinar el ajuste de los parametros del modelo y obtener los comportamientos y resultados
mas cercanos al real del sistema dominicano.

Por lo que, a continuacion se presenta un detalle de los andlisis realizados para dos eventos
recientes ocurridos en el sistema de Republica Dominicana que corresponden al evento del 21
de febrero y al evento del 17 de marzo de 2008. Adicionalmente, se presenta el analisis del
evento del 25 de octubre del 2006.

La informaciéon suministrada al Consultor para estos eventos, fue detallada con respecto al
despacho y la topologia en formato DigSilent, asi como también los Informes Diarios del OC
para cada uno de los eventos a analizar.
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Con respecto a la informacion de detalle para estos eventos, el OC suministrd para el evento
del 17 de marzo los registros de falla en una de las subestaciones del sistema, mientras que
para los otros eventos, el OC presento la informacién de registros con resoluciones muy bajas
de 1 dato por segundo y de un dato cada 10 segundos.

2.3.1. EVENTO DEL 17 DE MARZO DE 2008

Descripcion del evento:

El 17 de marzo de 2008 a las 07:23 horas se presento el disparo de la unidad Los Mina 6 con
74 MW, ocasionando excursion de la frecuencia del SENI hasta un valor minimo de 58.874 Hz,
ocasionando la actuacion del esquema de relevo de carga por baja frecuencia en el sistema de
Republica Dominicana.

Se analizé en detalle este evento, ya que a pesar de no ser un evento de gran impacto para el
sistema de Republica Dominicana, se disponia de registros de falla de una de las subestaciones
del sistema con informacion muy valiosa al presentar la evolucién detallada de la tension y
frecuencia a nivel de 138 kV y generacion de potencia activa y reactiva de una de las unidades
de generacién. Adicionalmente, al no presentar disparos adicionales de elementos del sistema
de potencia diferentes a la pérdida de la generacién reportada durante los primeros segundos,
nos permitia realizar una sintonia adecuada de la respuesta inercial del sistema de potencia.

Consideraciones basicas y supuestos

En el reporte “Informe Diario OC 17-03-2008", suministrado por el OC, se reporto la informacion
detallada de las condiciones de demanda atendida, despacho, postdespacho, las cuales
correspondian en casi su totalidad a las condiciones pre-falla presentadas en la Base de Datos
del DigSilent suministrada por el OC, las cuales se presentan en el Anexo 2

Adicionalmente, en este mismo informe se presenta la secuencia de los eventos registrados
para el 17 de marzo de 2008. En la Tabla 3 se presenta el reporte de disparo de elementos
entre las 07:00 a 08:00 a.m, indicando el disparo de la generacion de la unidad Los Mina 6 y el
disparo por baja frecuencia de los circuitos los circuitos a 69 kV Palamara — Bayona, Pizarrerte -
Santo Domingo y Villa Duarte — Invivienda.
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EQUIPO
HORA SUPERVISOR INSTALACION (Central, S/E,) (Unidad, Disyuntor, Barra, EVENTO ORIGEN
EVENTO (Externo)
Transformador, Etc.)

. HRV-LDR/OC

X HRV-LDR/OC DISYUNTOR 69 KV HACIA BAJA
23 RP-ABL/CCE S/E PALAMARA BAYONA RISIEAING FRECUENCIA

X HRV-LDR/OC DISYUNTOR 69 KV HACIA BAJA
23 RP-ABL/CCE S/E PIZARRETE SANTO DOMINGO DISPARO FRECUENCIA

X HRV-LDR/OC DISYUNTOR 69 KV HACIA BAJA
23 RP-ABL/CCE S/E VILLA DUARTE INVIVIENDA DISPARO FRECUENCIA

Tabla 3 - Eventos presentados el 17 de marzo de 07:00 a 08:00 a.m

Analisis de los registros de falla

El OC de Republica Dominicana suministré la informacion del registro de Tavera, del cual se
pudo extraer la informacién de evolucion de las diferentes variables eléctricas como son:
tensién y frecuencia a nivel de 138 kV, generacion de la unidad 2 de Tavera y tension a nivel de
13.8 kV, las cuales se presentan a continuacion en las proximas tres Figuras.
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Figura 18 — Evolucion de la frecuencia en Tavera
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Respuesta de la unidad 2 de Tavera
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Figura 20 — Evolucién de la tensién en Tavera 13.8 kVy 138 kV
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De la Figura 18 se observa que la frecuencia descendié hasta un valor minimo de 58.87 Hz,
alcanzando los umbrales establecidos por umbral de frecuencia para la etapa 0 y etapa 1 del
esquema actualmente implementado. En cuanto a la recuperacién de la frecuencia se observa
una recuperacibn muy rapida alcanzando a los 10 segundos posteriores al evento una
frecuencia de recuperacion de 60.1 Hz.

De la evolucion de la generacion de la unidad de Tavera se observa en reactiva un incremento
del orden de 2 Mvar durante el evento y en cuanto a la participacion de la unidad en potencia
activa se observa una respuesta efectiva ante el desbalance del sistema alrededor de los 5
segundos.

En cuanto a la evolucion de la tension no se observan variaciones bruscas en esta subestacion.
A nivel de 138 kV se observa una tension promedio pre-falla de 0.915 p.u., durante el evento
alcanza valores minimos de 0.905 p.u. y finalmente se estabiliza alrededor de los 0.918 p.u.

A nivel de 13.8 kV, en bornes de generacion, se observa el efecto directo de la generacién de la
unidad 2 de Tavera, pasando de una condicién pre-falla en promedio de 0.917 p.u. a una
tension de 0.95 p.u. durante el evento, exigiendo mayor aporte de reactivos de la unidad y
posteriormente estabilizandose alrededor de los 0.919 p.u.

Simulacion del evento:

Una vez realizados los cambios en la Base de Datos detallados anteriormente, se realizaron las
simulaciones tendientes a reproducir el evento del 17 de marzo de 2008, utilizando como
parametros de ajuste las variables eléctricas presentadas en el registro suministrado por el OC
de la subestacion Tavera.

Luego de varias iteraciones considerando inicialmente el modelo de carga propuesto para el
sistema colombiano, segun lo acorado con el OC, se encontrd que este modelo es aproximado,
sin embargo, es posible obtener valores mas cercanos a la realidad utilizando un modelo 100%
dinamico con los siguientes parametros:

Frec. dependence on P1

Volt. dependence on P1.2
Frec. dependence on Q-1
Volt. dependence on Q1.4

En la simulacién realizada se consideré inicialmente la pérdida de 7 MW de generacion para
lograr el desbalance inicial presentado en el registro real de Tavera, posteriormente, a los 5 seg
se presenta el disparo de la generacién de los Mina 6 con 74 MW. En la Figura 21 se presenta
la comparacién de los resultados obtenidos considerando el modelo de carga propuesto y con
algunas variaciones en los valores de Kpv y Kqv y considerando cambios en los estatismos de
las grandes unidades térmicas que se encontraban en linea durante este evento.
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Se observa que las pendientes de caida de la frecuencia obtenidas en la simulacién son muy
similares al registro real al considerar el modelo de carga propuesto y las limitaciones actuales
de algunas de las principales unidades respecto al estatismo (sigo=500%), que corresponde a
los valores declarados en la Base de Datos y documentados en el informe “Actualizacién del
esquema de relevo de carga del sistema eléctrico interconectado de la Republica Dominicana”
realizado por la Gerencia de Operaciones, Divisién de Estudios en el afio 2005

Se encontré que la respuesta obtenida con el modelo de carga propuesto y las limitaciones de
los estatismos declaradas por el OC representan adecuadamente la respuesta en frecuencia del
sistema en cuanto a la pendiente de caida de la frecuencia y el valor minimo alcanzado.
Respecto a la evolucién de la tension y de la generacion de Tavera, se encontré6 que la
respuesta obtenida en Tavera esta muy acorde con la evolucion presentada en el registro, como
se presenta en la Figura 22 y la Figura 23.

En cuanto a la recuperacién de la frecuencia del sistema, se observa que la respuesta de la
simulacién considerando Unicamente la actuacion del esquema de desconexion de carga por
baja frecuencia es suficiente para recuperar adecuadamente el sistema, obteniendo una
frecuencia de 59.467 Hz a los 10 segundos del evento. Sin embargo, al comparar con el
registro de Tavera, se observa que la evolucion real de la frecuencia fue mucho mas rapida, por
lo tanto y considerando el reporte suministrado por el OC en "Informe Diario Oc-17-03-08", se
consideraron los eventos adicionales de disparos por baja frecuencia de los circuitos a 69 kV
Palamara - Bayona, Palamara -Santo Domingo, Villa Duarte - Invivienda, considerando en la
simulacion el disparo de estos circuitos a los 9.6 seg con una frecuencia de 58.91 Hz, con lo
cual se obtuvo una respuesta muy similar a la presentada en el registro real.

Es importante aclarar que en la base de datos se tiene que el disparo de estos circuitos se da
por umbral de frecuencia y de tension con valores de frecuencia en 59.2 Hz y de tension en 0.8
p.u. en la etapa 0 del esquema actual y por umbral de frecuencia en otras etapas del esquema
actual para valores de frecuencia a partir de 58.825 Hz. Sin embargo, del registro real de
frecuencia no se observan cambios de pendientes de la frecuencia alrededor de los 59.2 Hz que
indiquen el disparo de estos elementos, adicionalmente, en la simulacion se alcanza el nivel de
frecuencia, pero no se obtienen estos valores criticos de tensién en 0.8 p.u. (aun considerando
condiciones muy degradadas de la tension en condiciones pre-falla), que se hubiera visto
reflejado en la tension de Tavera, lo cual no se observa en el registro real de Tavera, cuya
tension minima fue de 0.92 p.u.

Por lo anterior, es posible que los ajustes reales asociados al disparo de estos circuitos sean
diferentes a los reportados en la base de datos.

En las primeras 3 Figuras se presentan las diferentes respuestas obtenidas mediante el
programa de simulacion vs. el registro suministrado por el OC de Tavera.
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MiE D)

EVENTO DEL 17 DE MARZO DE 2008, 07:23 AM

EDAC ACTUAL

Frecuencia | Date: 4/2/2008
Annex: /1

Figura 21 - Evolucidn de la frecuencia en Tavera Real vs. Simulacién
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Figura 22 - Evolucion de latensién en Tavera Real vs. Simulacion
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Figura 23 - Evolucion 2 de la tensién en Tavera Real vs. Simulacién

Actuacion del EDAC

De acuerdo a la simulacion del evento, la frecuencia del sistema alcanzo a activar los umbrales
de frecuencia de la etapa O y 1 del esquema de desconexién de carga actualmente
implementado en la Base de Datos. Sin embargo, no se presentd disparo de las cargas
asociadas a la etapa 0 debido a que no se presentaron las condiciones de umbral de tensién
requeridas en esta etapa y solo se presentd disparo de las cargas asociadas a la etapa 1 que
tienen actuacién por baja frecuencia.

En la siguiente Tabla se presenta el resumen de las cargas que presentaron deslastre durante
este evento:
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Subérea Frecuencia (Hz)|Demanda (MW) [Desconexion (MW)
HAINA 69 kV 58.9 12.38989 6.1949
HAINA 69 kV 58.9 2.65771 0.8505
HAINA 69 kV 58.9 16.32314 10.8875
HAINAMOSA 58.9 30.66739 21.0194
HAINAMOSA 58.9 13.25972 8.2343
LOS MINA-TIMB 69 kV 58.9 25.53478 17.2870
ZF SANTIAGO 69 kV 58.9 7.998364 6.5827
CANAB-PPLATA 58.9 13.67113 10.3354
CANAB-PPLATA 58.9 10.06999 7.2504

Desconexioén total 88.6421

Tabla 4 - EDAC de la simulacion

Adicionalmente, al considerar disparo de los circuitos a 69 kV Palamara — Bayona, Pizarrerte -
Santo Domingo y Villa Duarte — Invivienda, segin el reporte del OC, se tiene una carga
adicional desconectada de 45.95 MW, ya que las transferencias de potencia asociadas a cada
uno de estos circuitos era:

Palamara — Bayona: 14.88 MW
Pizarrete - Santo Domingo: 26.63 MW
Villa Duarte — Invivienda: 4.44 MW

Por lo tanto, la desconexion total de carga en la simulacion fue de 134.59 MW, que para la
demanda de este evento corresponde a un porcentaje de desconexion del 12%, lo cual explica
la sobrefrecuencia obtenida al ser muy superior al desbalance originado por el evento (7%).

Conclusiones

Dadas las caracteristicas de este evento, por su simplicidad al ser ocasionado por el disparo de
un sélo elemento de la red, disponer de informacién de registros de falla y tener las condiciones
pre-falla ajustadas en el modelo de simulacién, lo convierten en un evento ideal para realizar la
sintonia del modelo eléctrico.

Del analisis de este evento, se ratificaron las limitaciones de respuesta de regulacion primaria
de las unidades del sistema de Republica Dominicana y se ajustd el modelo dinamico de la
carga asociado a este sistema de Republica Dominicana, con lo cual se realizd la sintonia
inicial del modelo eléctrico necesaria para tener la confianza requerida en los resultados
entregados por el programa de simulacién.

2.3.2. EVENTO DEL 21 DE FEBRERO DE 2008

Descripcion del evento

El 21 de febrero de 2008 a las 18:53 horas se presentd disparo del autotransformador de Puerto
Plata ante falla entre la linea a 69 kV Puerto Plata — Playa Dorada con el pararrayos en la fase
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C, ocasionando el disparo del transformador de San Felipe por sobrecorriente al neutro y por
ende la salida de la generacion de San Felipe con 143 MW.

Adicionalmente, se presento la salida no adecuada de las centrales Taveral con 36 MW, Lépez
Angostura con 14 MW, Hatillo 8 MW, Moncién 1y 2 con 25 MW cada una, CEPP1 1y 2 con

11 MW y 44.4 MW, Contraembalse de Moncién 1y 2 con 1 MW cada una y Aniana Vargas 1
con 0.3 MW.

La pérdida total de generacion durante este evento en la zona norte fue de 308.7 MW
ocasionado una excursion de la frecuencia hasta 58.75 Hz.

Consideraciones basicas y supuestos

En las condiciones pre-falla a este evento, se tenia una demanda para el sistema de 1699 MW
y para el area Norte de 718.25 MW, con alta transferencia por los circuitos a 138 kV Palamara —
Bonao 1y 2 con una importacion del area Norte de 180 MW, como se observa en la Figura 24.

Ante la pérdida de 308 MW en esta zona, el desbalance total generacion/demanda del sistema
es del 18.12%.

En caso de aislamiento del area Norte se tendria un desbalance para esta area 68%, superior al
disefio del esquema de cortes de carga actual, adicionalmente las unidades que presentaron
disparo durante el evento, representaban el 50% de la generacién de reactiva de la zona
(exceptuando la compensacion capacitiva en linea). Por lo tanto, ante la desconexion de esta

generacion, se requeriria de esquemas suplementarios adicionales al EDAC para soportar esta
contingencia.

Area Norte

Demanda: 718.25 MW

Generacioén: 537.44 MW

Pérdida de 308 MW

}

Desbalance 42.88%

Bonao 138 kV

180 MW

Importacién del 25% Dem

Palamara 138 kV

Figura 24 - Condiciones pre-falla Area Norte.

Estudio de Reserva del Sistema Eléctrico Nacional Interconectado (SENI) 80



En la Tabla 5 se presentan los eventos relevantes del OC del 21 de febrero de 2008, tomado
del reporte “Informe Diario OC 21-02-2008” De esta informacién se observa el disparo de los
circuitos a 69 kV: Palamara — Bayona, Pizarrerte - Santo Domingo y Villa Duarte — Invivienda
por baja frecuencia.

Adicionalmente, se reporta el disparo de las unidades CEPP1 y CEPP2 por bajo voltaje y
desbalance de fases.

Durante este evento se evidencié descoordinacion y/o falla de proteccion entre el enlace a
69 kV Puerto Plata - Playa Dorada y el autotransformador de la S/E de Puerto Plata 1 y la salida
de varias plantas de generacion, segun lo informé el OC.
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ORDEN g
nidad:
[';‘:\';A;UE:; CSGSLE"; | ESTATUS Instanténea/
HORA INSTALACION (Central, EQUIPO [TENSION: KV-|  [MW] tMwl, PROTECCION Tlempo ORIGEN ORIGEN
cveNTo | SUPERVISOR " | (Unidad, Disyuntor, Barra, EVENTO - Mvan, | [MVAD, | (Baja Tension, Alta Frecuencia, Sobrecorriente, Distancia, | Zona: 1, 1, ot e
Transformador, Etc.) U) [f ). | (TENSION: Diferencial Etc.) W Fase: (Externo) (Interno)
[TENSION
KV-PU) AB.C
DE A Kv-PU) Tierra
CONTACTO DE ESTATICO DE LA LINEA PUERTO
) GGS-LMU/ OC AUTOTRANSFORMADO
18:53 MRH JCCE | S/E PUERTO PLATA L |7 L oo A DISPARO PLATA-PLAYA DORAl‘a:ié:Eog EL APARTARRAYOS
CONTACTO DE ESTATICO DE LA LINEA PUERTO
. GGS-LMU/ OC AUTOTRANSFORMADO
18:53 MRVH JCCE | S/EPUERTO PLATA L |7 L o IA DISPARO PLATA-PLAYA DORAI}JzigéJg EL APARTARRAYOS
CONTACTO DE ESTATICO DE LA LINEA PUERTO
) GGS-LMU/ OC DISYUNTOR 69 KV
18:53 MRVH JooE | S/EPUERTO PLATA L | Lo A DORADA DISPARO PLATA-PLAYA DORAI?;/A\;:SE EL APARTARRAYOS
) GGS-LMU/ OC DISPARO DEL TRANSFORMADOR PRINCIPAL PERTURBACION SISTEMA|
18:53 MR-VH /CCE EERAD Rl 0 0 POR SOBRECORRIENTE AL NEUTRO. DE TRANSMISION
) GGS-LMU/ OC PERTURBACION SISTEMA|
18:53 MR-VH /CCE DISEARC 36 0 0 0 DE TRANSMISION
LA FRECUENCIA
) GGS-LMU/ OC
18:53 MRVH JCCE DEL SENI EN 58.9
HZ
) GGS-LMU/ OC PERTURBACION SISTEMA|
18:53 MR-VH /CCE DISEARC 1 0 0 0 DE TRANSMISION
) GGS-LMU/ OC PERTURBACION SISTEMA|
18:53 MR-VH /CCE DISPARO 8 0 0 0 DE TRANSMISION
) GGS-LMU/ OC DISYUNTOR 69 KV
18:53 MRAVH /CCE S/E PALAMARA LIACIA BAYONA DISPARO BAJA FRECUENCIA
) GGS-LMU/ OC DISYUNTOR 69 KV
18:53 MRVHICCE | SIEEVILLADUARTE | [ ot l o CDA DISPARO BAJA FRECUENCIA
) GGS-LMU/ OC DISYUNTOR 69 KV
18:53 MRAVH /COE S/E HAINA HACIA REFINERIA DISPARO BAJA FRECUENCIA
) GGS-LMU/ OC PERTURBACION SISTEMA|
18:53 MR-VH /CCE DISEARC 2 0 0 0 DE TRANSMISION
) GGS-LMU/ OC PERTURBACION SISTEMA|
18:53 MR-VH /CCE DISPARO ] 0 0 0 DE TRANSMISION
DISPARO EL
18:53 Gﬁstx%sﬁ DISPARO 1 0 0 0 TRANSFORMADOR DE 5
MVA DE MONCION
DISPARO EL
18:53 G,\fRS_;/Lm"CIgEC DISPARO 1 0 0 0 TRANSFORMADOR DE 5
MVA DE MONCION
) GGS-LMU/ OC PERTURBACION SISTEMA|
18:53 MRAVH /COE DISPARO 1 0 0 0 BAJO VOLTAJE Y DESBALANCE DE FASE. DE TRANSMISION
) GGS-LMU/ OC PERTURBACION SISTEMA|
18:53 MRVH JCCE DISPARO 44| o0 0 0 BAJO VOLTAJE Y DIFERENCIAL DE CORRIENTE DE TRANSMISION
) GGS-LMU/ OC DISPARO CIRCUITO
18:53 MR-VH /CCE EERRD 03 0 ° 0 INTERCONEXION
) GGS-LMU/ OC BANCO DE CERRADO POR
18:54 MRVH JCCE S/E CANABACOA CAPACITORES ORDEN DEL OCE REGULAR TENSION
APERTURA DE
GGS-LMU/ OC CIRCUITOS DE
MR VH ICCE COR NORTE DISTRIBUGION | CIRCUITOS ORDEN| 20 REGULAR FRECUENCIA
DEL CCE
DISYUNTOR 69 KV
) GGS-LMU/ OC ABIERTO ORDEN
18:58 MRAH /CCE | S/E PUERTO PLATA | | HACIA Zo;\lTAAFCA PTP. DEL CoE REALIZAR PRUEBA EN VACIO
) GGS-LMU/ OC DISYUNTOR 69KV | ABIERTO ORDEN
18:58 MRAH ICCE | SIEPUERTOPLATAL | o 0 e DEL Cor REALIZAR PRUEBA EN VACIO

Tabla 5 - Eventos presentados el 21 de febrero de 2008 -Periodo 19-
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Andlisis de los registros

En la Figura 25 se presenta el registro suministrado por el OC asociado a la subestacion
Pimentel ubicada en el area Norte, el cual permite observar el comportamiento de la frecuencia
del sistema en pre-falla, durante y posterior al evento. Este registro tiene una duracion de 5

minutos con resolucion de 1 dato por segundo y para efectos del andlisis se presenta la
informacién asociada al minuto en el cual se registro la caida de la frecuencia.

Frecuencia en Pimentel
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59.9 +
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Figura 25 - Evolucion de la frecuencia en Pimentel

Se observa que la frecuencia pre-falla se encontraba en 60.1 Hz y durante este evento se
alcanzaron a activar los umbrales de frecuencia asociados a las etapas 0, 1 y 2 del esquema

actual. Adicionalmente y dada la resolucién tan amplia de este registro, es posible que se haya
dado activacién de la etapa 3.

En la Figura 26 y la Figura 27 se presenta la evolucion de la tension y la generacion total de
potencia activa de Pimentel (4 unidades en linea) vs. la frecuencia.
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Figura 27 - Evolucidn de la generacion de potencia de la unidad de Pimentel vs. frecuencia
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Simulacion del evento:

Se consideré la secuencia de pérdida de elementos suministrada por el OC, en el caso de
simulacion de DigSilent, la cual se presenta a continuacion:

t (seg) Evento
0 Corto circuito monofasico en la linea Puerto Plata — Playa Dorada 69 kV al 1%

de Puerto Plata.

0.1 Despeje de la falla y apertura del circuito Puerto Plata — Playa Dorada 69 kV

0.16 Disparo del transformador de Puerto Plata 100 MVA

0.2 Salida de las unidades de generacion:
San Felipe a gas y a vapor, Tavera Ul, Lopez de Angostura, Hatillo, Aniana
Vargas, CEPP1, CEPP2, Moncién y Contra Embalse Moncion

Tabla 6 - Secuencia de eventos

Al realizar esta simulacién en DigSilent, encontramos que ante la pérdida del total de
generacion reportado (308 MW) se presenta un colapso de voltaje en toda el area Norte, aun
considerando controles tipicos para las unidades de generacién La Vega 1y 2, Pimentel y Rio
Blanco que fueron las unidades que permanecieron en linea en el area Norte.

En las préximas tres figuras se presenta la respuesta del sistema en frecuencia, la generacion
de potencia reactiva de las unidades que quedaron en linea y la evolucion de tensiones.

Al comparar la evolucién de frecuencia con el registro real se observa que los valores de
frecuencia minimos alcanzados son similares, sin embargo, esta medida es en bornes de
generacion de Pimentel y al observar la generacion de reactivos de esta unidad (Figura 28) se
observa que estd completamente excedida de su capacidad nominal (22.8 Mvar), alcanzando a
generar 49.5 Mvar, al igual que las demés unidades que se encontraban en linea.

Aun con todas las maquinas excedidas en generacion de reactivos (Figura 29), se observan
problemas para el control de tensiones en la red del area Norte, presentandose tensiones por
debajo de 0.8 p.u., siendo mas deterioradas en la subarea Nordeste con tensiones de 0.69 p.u.,
lo cual afecta directamente la respuesta en frecuencia del sistema por el efecto de la tensién en
la carga.

Por lo tanto, considerando la informacion suministrada de los registros de Pimentel se concluye
gue para que este sistema no hubiera colapsado por tensién, se tuvo que haber presentado un
fraccionamiento 6 perdida de un bloque grande de demanda del area Norte, lo cual es muy
probable por el deterioro inicial en la tension y la redistribucion de los flujos de carga por las
pérdidas de generacion.
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Finalmente, al considerar la informacién suministrada en la Tabla 5, donde se presenta disparo
por baja frecuencia de las lineas a 69 kV asociadas a las subareas Palamara 69 kV, Los Mina-
Timbeque y Haina 69 kV, se concluye que no hubo aislamiento del area Norte del resto del
sistema, lo cual esta ratificando la conclusion anterior, ya que de no haberse presentado
pérdida adicional de carga, se habrian disparado por sobrecarga los circuitos a 138 kV
Palamara — Bonao, asilando el area Norte.

60.80

ADIgSILENT,

60.40

60.00

59.60

59.20

58.80

58.807 Hz

| | |
| | | |
| | | |
| | | |
| | | |
| | | |
| | | |
58.40 . | . | . | . | . |
-0.000 1.381 2.762 4.143 5.523 [s] 6.904
Measurement File: Measurement value 1

2851/PIMENTEL: Electrical Frequency in Hz

M i EVENTO DEL 21 DE FEBRERO DE 2008 Frecuencia | Date: 4/8/2008
W DISPARO DE 308 MW DE GENERACION -AREA NORTE- ESQUEMA ACTUAL Annex: /7

La linea roja es el registro de la tensidn y la linea verde es el resultado de la simulacion.

Figura 28- Evolucién de la frecuencia -Evento Inicial-
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EVENTO DEL 21 DE FEBRERO DE 2008

Q(1) | Date: 41872008

ESQUEMA ACTUAL Annex: /2

Figura 29- Evolucién de la generacion de reactiva -Evento Inicial-
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D|SPARO DE 308 MW DE GENERACION -AREA NORTE-

458000 1.474 2.947 4.421 5895 [s] 7.368
4520\LA ROMANA 138: Voltage, Magnitude in p.u. 0.75
2760\MONTECRISTI: Voltage, Magnitude in p.u. 0.000 1.474 2.947 4.421 7.368
1700\BOCA CHICA 138: Voltage, Magnitude in p.u. Measurement File: Measurement value 3
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EVENTO DEL 21 DE FEBRERO DE 2008 V | Date: 4/8/2008

ESQUEMA ACTUAL Annex: /9

Figura 30- Evolucién de latension -Evento Inicial-
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Conclusiones

Para poder obtener una respuesta en la simulacién coherente con los registros reales se
requiere informacion detallada de la secuencia en la que se presentaron los eventos tanto de
disparo de generacién como de equipos de transmision (SOE) y de registros reales con mayor
resolucion que permitan identificar claramente las pendientes de caida de la frecuencia y la
evolucion de las variables determinantes para este tipo de andlisis como son tensiones,
transferencias de potencia, etc., y de ser posible en varios nodos del sistema.

Especificamente para el andlisis de este evento, no se contd con la informacion del SOE y sélo
se suministro el registro de Pimentel con una resolucién muy amplia de 1 dato por segundo.

Del andlisis de este evento, se concluye que para las condiciones de despacho del area Norte,
la pérdida de 308 MW de generacion implica un colapso de tension en esta zona a no ser que
se dispongan de esquemas suplementarios adicionales de desconexién de carga por baja
tensiébn que permitan restablecer rapidamente las condiciones del sistema y reflejen
adecuadamente la frecuencia del mismo.

De la informacién disponible de este evento se concluye que no se presentd colapso de tension
en el area Norte, ni aislamiento del area Norte del resto del sistema y es posible que dada la
dispersidad de ubicacion de la generacién que presenté disparo, puedan existir diferencias
importantes respecto a los tiempos de disparo por grupos de maquinas por subareas.

Debido a los registros de este evento y la precisiéon de los mismos, el mismo no fue concluyente
para efectuar la sintonia del modelo.

2.3.3. EVENTO DEL 25 DE OCTUBRE DE 2006

Descripcion del evento

El 25 de octubre de 2006 a las 17:43 se presentd disparo de los circuitos asociados a la
Subestacion Palamara a 138 kV: Palamara - Hainamosa, Palamara - Villa Mella, Palamara -
Itabo 1 y 2, Palamara — Bonao 1 y 2, Palamara —Valdesia-Pizarrete, Palamara — Pizarrete,
autotransformador de Palamara, de los circuitos a 69 kV: Palamara — Bayona (por baja
frecuencia), Pizarrete — Santo Domingo, Haina - Refineria (por baja frecuencia).
Adicionalmente, se present6 disparo de los capacitores asociados a la subestacion Pimentel y
de las siguientes unidades de generacion: Smith Enron (por baja frecuencia), CESPM 2 (por
alta frecuencia), Itabo 1 y 2, Sabana Yegua, Haina 1 (por baja frecuencia), Metaldom (por baja
tension), Los Toros 1 y 2 (por maxima y minima tensién), CEPP 2 (por baja frecuencia y baja
tension), Moncion 1y 2, Tavera 1y 2 y Hatillo.

Consideraciones béasicas y supuestos

De la informacién suministrada por el OC, de las condiciones pre-falla de este evento, se tenian
las siguientes transferencias por los enlaces a 138 kV asociados a la subestacién Palamara.
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MiE

LINEAS A 138 kV FLUJOS (MW)
PALAMARA HACIA BONAO Il #1 68.7
PALAMARA HACIA BONAO Il #2 68.7
PALAMARA HACIA PIZARRETE 29*
PALAMARA HACIA VALDESIA 29.4*
PALAMARA HACIA VILLA MELLA 63.3*
PALAMARA HACIA HAINAMOSA 71.2*
PALAMARA HACIA ITABO GAS 14
PALAMARA HACIA ITABO VAPOR 27.6

* Indica que el flujo en [MW] esta entrando a la barra a 138 kV de Palamara

Tabla 7 - Transferencias Pre-falla

De la informacion presentada en la Tabla 7 se observa alta importacién del area Sur con
137.5 MW, alta generacion de las areas Este y Sur con exportaciones hacia Palamara de
134.5 MW y 58.4 MW respectivamente.

En la Tabla 8 se presenta el reporte de disparo de los elementos de la red durante este evento,
tomado del Reporte diario de operacién preliminar de la secuencia de eventos del miércoles 25
de octubre del afio 2006 suministrado por el OC.

Registro de frecuencia

Para este evento se suministré informacién de los registros de frecuencia en diferentes
subestaciones del sistema de Republica, con resolucion de 1 dato cada 10 segundos.

En la Figura 31 se presenta la evolucion de la frecuencia en los diferentes puntos del sistema,
presentando colapso en las areas Norte y Centro, mientras que para el area Sur y Este se
presentd sobrefrecuencia con valores maximos de 61.87 Hz.

/ N
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Figura 31 - Evolucién de la frecuencia el 25 de octubre de 2006

Estudio de Reserva del Sistema Eléctrico Nacional Interconectado (SENI) 89



OTDEN T coratus | PROTECCION
HORA INSTALACION EQuIPO ORDEN IMPARTIDA M (g, | (B2 T A
SUPERVISOR (Unidad, Disyuntor, Barra, | EVENTO  |[MW], [MVAr), [TENSION:| MW, [MVAT), Frecuencia,
EVENTO (Central, SIE,) Transformador, Etc.) KV-PU [MVATr), TENSION: Sobrecorriente,
T -PU) [TENSION: L KV-PU) Distancia,
KV-PU) )| Diferencial Etc.)
) DISYUNTOR 138 KV
17:43 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE |  SIE PALAMARA D s Y| DisParo
) DISYUNTOR 138 KV
1743 | GGS-APBIOCAJS-ABICCE |  SIE PALAMARA PRYONIOR (8| pisParo
) DISYUNTOR 138 KV
1743 | GGsAPBIOC AISABICCE | SEPALAMARA | DSYUNTORBBKY 1 pisparo
) DISYUNTOR 138 KV
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE |  SIE PALAMARA SYUNTOR 158 K DISPARO
) DISYUNTOR 138 KV
1743 | GGS-APBIOC AIS-ABICCE |  SEPALAMARA | DISTURTORLSKY 1 pisparo
) DISYUNTOR 138 KV
1743 | GGSAPBIOC AISABICCE |  SEPALAMARA | | DISTURTORLBKY 1 pisparo
) DISYUNTOR 138 KV
1743 | GGS-APBIOC AISABICCE | SiEHANAMOsA | DSTUNTORBIBKY 1 pisparo
) DISYUNTOR 138 KV
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE |  SIE PALAMARA AN DISPARO
) DISYUNTOR 138 KV
1743 | GGS-APBIOCAJS-ABICCE |  SIE PALAMARA TR Y | DisParO
! DISYUNTOR 69 KV HACIA BAJA
1743 | GGSAPBIOC AIS-ABICCE | S/EPALAMARA | S YUITOR 69 KW BACIA|  pisparo e CIA
) AUTOTRANSFORMADOR
17:43 | GGS-APBIOCAJS-ABICCE |  SIE PALAMARA TRANSFORMA DISPARO
) DISYUNTOR 138 KV
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE | S/E HAINAMOSA N sk | pisparo
) DISYUNTOR 69 KV HACIA
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE | SIE PIZARRETE RIS DISPARO
) DISYUNTOR 69 KV HACIA BAIA
17:43 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE SIE HAINA AN DISPARO RECUINGIA
) BANCO DE
17:53 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE | SIE CANABACOA o DISPARO
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE SIE SMITH INTERRUPTOR A DISPARO
17:43 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE SIE SMITH INTERRUPTOR B DISPARO
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE S/E FALCON T3 DISPARO ZONA |
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE G3ITABOL DISPARO 115 0 0 0
1743 | GGS-APBIOC AJS-AB/CCE G3ITABO2 DISPARO 110 0 0 0
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE G3CESPM2 DISPARO 70 0 0 0 ALTA
: FRECUENCIA
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE G3SYEGUA DISPARO 1 0 0 0
) DISYUNTOR 138 KV
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE | SIE PIZARRETE AN DISPARO
) BAIA
1743 | GGS-APBIOC AJS-AB/CCE G3HAINAL DISPARO 0 0 0 0 AT
17:43 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE G3METALD DISPARO 30 0 0 0 BAJO VOLTAJE
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE G3SMITH DISPARO 90 0 0 0 BAIA
: FRECUENCIA
1743 | GGS-APBIOC AJS-AB/CCE G3LTOROL1 DISPARO 45 0 0 0 MAXIMA Y MINIMA
TENSION
17:43 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE G3LTORO2 DISPARO 45 0 0 0 M ™A
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE G3CEPP2 DISPARO 21 0 0 0 8,27, AUXILIAR
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE G3MONCIL DISPARO 25 0 0 0
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE GBMONCI2 DISPARO 25 0 0 0
17:43 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE G3TAVERL DISPARO 36 0 0 0
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE GATAVER?2 DISPARO 36 0 0 0
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE G3CEMON1 DISPARO 13 0 0 0
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE G3CEMON2 DISPARO 13 0 0 0
1743 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE GHATILL DISPARO 8 0 0 0
) BANCO DE
17:43 | GGS-APBIOC AJS-ABICCE |  S/E PIMENTEL o DISPARO

Tabla 8 - Eventos presentados del 25 de octubre de 2006
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Simulacion del evento

Ante la pérdida de todos los enlaces asociados a la Subestacion Palamara, que es una de las
subestaciones estratégicas del sistema de Republica Dominicana, se presenta sobrefrecuencia
en las areas Este y Sur al quedar con excedentes de generacion, lo cual implica disparos de
generacion adicionales por alta frecuencia, de acuerdo a los ajustes actuales de sobre
frecuencia presentados en el Anexo 1.

Para las areas Norte y Santo Domingo se tiene un déficit de generacion por lo tanto se presenta
baja frecuencia y en este caso disparos adicionales de generacion por baja frecuencia y baja
tension y actuacion del esquema de botes de carga por baja frecuencia.

Desafortunadamente en este caso no se suministré informacion que sobre el tipo de falla que
desencadeno el evento y sélo se tiene un registro de frecuencia con resolucion de un dato cada
10 segundos, lo cual no permite observar claramente la evolucion durante los primeros
segundos, adicionalmente, con esta informacion es dificil establecer la secuencia de disparo de
las unidades de generacion.

Por lo anterior, para la simulacion de este evento se consideré la pérdida de elementos
reportados en la Tabla 8 y la secuencia de eventos presentada en la base de datos
suministrada por el OC para el caso de simulacién en DigSilent.

La secuencia de eventos simulada es la siguiente:

t (seqQ) Evento
0.3 Corto circuito trifasico en la S/E Palamara 138 kV
0.4 Despeje de la falla en la S/E Palamara 138 kV

Disparo en Palamara del circuito Palamara - Bonao 1 a 138 kV
Disparo en Palamara del circuito Palamara - Bonao 2 a 138 kV
Disparo en Palamara del circuito Palamara - Villa Mella a 138 kV
Disparo del circuito Palamara - Hainamosa a 138 kV en ambos extremos
Disparo en Palamara del circuito Palamara - Pizarrete a 138 kV
Disparo en Palamara del circuito Palamara - Valdesia 1 a 138 kV
Disparo en Palamara del circuito Palamara — Itabo TG a 138 kV
Disparo en Palamara del circuito Palamara — Itabo TV a 138 kV
1.4 Disparo de la generacién de Moncién y Contra Embalse Moncién
Disparo de la generaciéon de EDM y EDN
1.66 Disparo del transformador de Falc6n 78 MVA
1.95 Disparo de la generacién de San Felipe
2.78 Disparo de la generaciéon de CEPP2
Disparo de la generacién de Taveraly 2
Disparo de la generacion de Hatillo
3 Disparo de la generacién de Itabo 1y 2
3.1
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3.5 Disparo de la generacién de Metaldom

5 Disparo de la generacion de Haina 1
Disparo de la generacién de Los Toros
Disparo de la generacién de Sabana Yegua

Tabla 9 - Secuencia de eventos en la simulacién

Al realizar la simulacidon de este evento, se encontr6 que los disparos por sobre y baja
frecuencia reportados en la Tabla 8 se presentan durante la evolucién del evento y por lo tanto
el tiempo de disparo que aparece en la Tabla 9 corresponde al tiempo en que se presenta el
disparo en el programa de simulacion de acuerdo a los ajustes de los relés que estan
modelados. Adicionalmente, se presenta disparo de la generacion de EDM y EDN por baja
frecuencia.

En el caso de la generacién de Metaldom que segun el reporte de la Tabla 8 salié por baja
tension, se presenta disparo de la maquina para una tensién de 0.8 p.u. En la Figura 32 se
presenta en detalle la evolucién de la tensién en la zona de Santo Domingo, donde se observa
que la tension venia descendiendo lentamente y una vez que se presenta disparo de la
generacion de Itabo se presenta la excursién de la tensiéon por debajo de 0.8 p.u., lo cual
implica el disparo de la generacién de Metaldom y posteriormente la generacion de Haina 1 a
los 3.5 segundos ocasionando el colapso de tension en esta zona.

En la Figura 33 se presenta la evolucion de la frecuencia en la simulacion, se observa colapso
en las &reas Norte y Santo Domingo por baja frecuencia y baja tensién.

En las areas Sur y Este se presenta sobrefrecuencia, obteniendo a los 7 seg de la simulacion
una frecuencia de 72.3 Hz en el &rea Sur, por lo tanto es posible que se halla presentado
pérdida adicional de generacién en esta zona por sobrefrecuencia que no halla sido reportada
ante el OC. Para el area Este la frecuencia maxima fue de 61.97 Hz y con tendencia a
estabilizarse alrededor de estos valores.
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Conclusiones

Este evento fue de gran impacto para el sistema de Republica Dominicana, ya que ocasiono el
disparo de todos los elementos asociados a la subestacion Palamara 138 kV afectando todas
las areas del sistema.

Mediante la simulacién del evento se pudo ratificar las tendencias de evolucién de la frecuencia
para cada una de las areas eléctricas, presentando sobrefrecuencia en las areas Este y Sur al
quedar con excedentes de generacion, lo cual implica disparos de generacién adicionales por
alta frecuencia y para las areas Norte y Santo Domingo se tiene un déficit de generacion por lo
tanto se presenta baja frecuencia y en este caso disparos adicionales de generacion por baja
frecuencia y baja tension y actuacion del esquema de botes de carga por baja frecuencia.

Sin embargo, para este evento no se tiene informacion de registros de falla ni de otra
informacion de detalle que permita contrastar los resultados de la simulacion, sélo se suministré
un registro de frecuencia con muy baja resolucién (1 dato cada 10 seg), lo cual dificulta el
analisis, ya que se requiere establecer la secuencia de disparo de los diferentes elementos
durante el evento. Por lo anterior, para la simulacion de este evento se considero la pérdida de
elementos reportados en la Tabla 7, la secuencia de eventos presentada en la base de datos
suministrada por el OC para el caso de simulacién en DigSilent y los ajustes de disparo por
sobre y baja frecuencia reportados por el OC.

Tal y como se concluyo en el evento anterior, para el analisis adecuado de estos eventos y por
tanto una sintonia mas efectiva, se requiere informacién muy precisa y detallada de la
secuencia en la que se presentaron tanto disparos de generacion como de equipos de
transmision (SOE) y de registros reales con mayor resolucidn que permitan identificar
claramente las pendientes de caida de la frecuencia y la evoluciébn de las variables
determinantes para este tipo de analisis como son tensiones, transferencias de potencia, etc., y
de ser posible en varios nodos del sistema.

3. EVALUACION DE LOS ESQUEMAS ACTUALES DE DESCONEXION
DE CARGA POR BAJA FRECUENCIA Y/O BAJO VOLTAJE Y
DERIVADA DE FRECUENCIA

Los esquemas de desconexion de carga por baja frecuencia constituyen la estrategia de
respaldo para mantener la frecuencia del SENI en valores operativos frente a desbalances
generacidn-demanda provocados por eventos como disparos o pérdidas de carga de unidades
de generacion y fraccionamiento de la red.
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3.1. ESQUEMAS DE DESCONEXION DE CARGA POR BAJA FRECUENCIA Y BAJA TENSION

VIGENTES

La desconexion total de carga asociada a cada una de las etapas del esquema de desconexion
de carga s6lo por umbral de frecuencia, considerando la maxima demanda esperada para el
afio 2008 y la atencién total de la demanda del sistema, es en demanda maxima de 777.8 MW,
equivalente al 35.9%, en demanda media de 633.2 MW, equivalente al 32.7% y en minima de
478.6 MW, equivalente al 34.5% de la demanda total esperada.

La desconexion de carga asociada a la etapa 0 que corresponde al disparo por baja frecuencia
y baja tensién tiene un deslastre total de 165.66 MW en demanda méaxima, que corresponde al
7.66% de la demanda del sistema. Gran parte de estas cargas asociadas a la etapa O
participan en el esquema de desconexidn de carga por umbral de frecuencia y en algunos
casos como Quinigua la participacion en la Etapa 0 inhibe la participacién en el esquema por
baja frecuencia, ya que desconecta el 100%.

En las préximas tres Tablas, se presenta en detalle la participacion de cada una de las etapas
en el esquema de desconexién de carga actualmente implementado.

Desconexién de carga
Etapa Frec. (Hz)

Cargas (MW) Lineas (MW) Total (MW) | % Demanda

1 58.900 105.52 105.52 4.87

2 58.825 71.87 134.59 206.46 9.54

3 58.750 118.82 89.7 208.52 9.63

4 58.675 122.38 128.77 251.15 11.6

5 58.600 62.18 245.01 307.19 14.19
Total 480.78 297.02 (¥) 777.8 35.94

Nota:(*): Este valor no corresponde a la sumatoria de la carga deslastrada en cada una de las etapas, ya que los
circuitos asociados a este esquema participan en algunos casos en varias etapas.

Tabla 10 - Esquema de desconexién de carga por baja: Demanda maxima afio 2008

Desconexién de carga
Etapa Frec. (Hz)

Cargas (MW) Lineas (MW) Total (MW) | % Demanda
1 58.900 77.62 77.62 4
2 58.825 57 120 177 9.13
3 58.750 92.98 84.67 177.65 9.16
4 58.675 112.04 101.76 213.8 11.02
5 58.600 46.99 208.1 255.09 13.16

Estudio de Reserva del Sistema Eléctrico Nacional Interconectado (SENI)

95



Total 442.5 246.61 (*) 633.24 32.66

Nota:(*): Este valor no corresponde a la sumatoria de la carga deslastrada en cada una de las etapas, ya que los
circuitos asociados a este esquema participan en algunos casos en varias etapas.

Tabla 11 - Esquema de desconexion de carga por baja frecuencia: Demanda media afio 2008

Desconexidn de carga
Etapa Frec. (Hz)

Cargas (MW) Lineas (MW) Total (MW) | % Demanda

1 58.900 62.48 62.48 4.50

2 58.825 41.11 99.07 140.18 10.12

3 58.750 70.60 64.16 134.76 9.71

4 58.675 75.49 70.31 145.8 10.50

5 58.600 39.89 177.65 217.54 15.67
Total 289.57 189 478.57 34.49

Nota:(*): Este valor no corresponde a la sumatoria de la carga deslastrada en cada una de las etapas, ya que las
lineas asociadas a este esquema participan en algunos casos en varias etapas.

Tabla 12 - Esquema de desconexion de carga por baja frecuencia: Demanda minima afio 2008

En las préximas tres Tablas, se presenta el detalle de las cargas y lineas asociadas a cada una
de las etapas del esquema actualmente implementado, segun la informacion reportada en la
base de datos del DigSilent por el OC, con modificaciones respecto a los ajustes en la
temporizacion de acuerdo a lo expuesto anteriormente (Sintonia del modelo de analisis
eléctrico)

Etapa Elemento Area Desconexion (%)
Etapa O
Desconexién de cargas: PLAYA DORADA PUERTO PLATA B 69 kV 28.40
Ajuste: 59.2 HzyV =0.9 p.u, t = 150 ms QUINIGUA ZF SANTIAGO 69 kv 100.00
CRUCE DE ESPERANZA ZF SANTIAGO 69 kv 82.30
CANABACOA CANAB-PPLATA 75.60
PUERTO PLATA CANAB-PPLATA 72.00
ZF SANTIAGO CANAB-PPLATA 15.00
EMBAJADOR ITABO-HAINA 78.50
LOS PRADOS ITABO-HAINA 77.00
Desconexién de circuitos: Pizarrete Santo Domingo (Pizarrete 69kV a Tap Ingenio CAEI) PALA-CRUCE SJ
Ajuste: 59.2 Hzy V = 0.8 p.u, t = 150 ms Palamara-Bonao (Palamara 69 kV a Industria de papel SIDO) PALA-ITABO
Palamara-Bayona (Palamara 69 kV a Productos Diversos) PALA-ITABO
INCA-Bonao (Inca 69 a T. Ciudad Satélite) PALAMARA 69 kV
Romana-Higuey (Romana 69 kV a ZF La Romana 2) ESTE
Romana-Pintado (Romana 69 kV a Tap La Romana Pueblo) ESTE
Hainamosa-Invivienda HAINAMOSA
Hainamosa-Dajao HAINAMOSA
VillaDuarte-Invivienda (Villa Duarte 69 kV a Tap Hielos Nacionales) HAINAMOSA
Haina-Refineria (Haina 69 kV a Granitos Bojos) ITABO-HAINA

Tabla 13 - Etapa 0: Desconexion por umbral de frecuencia y tension
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Etapa Elemento Area Desconexion (%)

Etapa 1

Desconexién de cargas: CENTRO OPERACIONES HERRERA HAINA 69 kV 50.00

Ajuste: 58.9 Hz, t = 150 ms HERRERA HAINA 69 kV 32.00
METROPOLITANO HAINA 69 kV 6.70
LOS MINA 138 HAINAMOSA 28.50
VILLA DUARTE HAINAMOSA 62.10
INVIVIENDA LOS MINA-TIMB 69 kV 17.70
CRUCE DE ESPERANZA ZF SANTIAGO 69 kV 82.30
CANABACOA CANAB-PPLATA 75.60
PUERTO PLATA CANAB-PPLATA 72.00

Tabla 14 - Etapa 1: Desconexién por umbral de frecuencia

Etapa Elemento Area Desconexion (%)

Etapa 2

Desconexion de cargas: BUENA VISTA ROMANA 69 kV 80.00

Ajuste: 58.825 Hz , t = 150 ms NIBAJE 138 CANAB-PPLATA 2.30
LA ROMANA ESTE 100.00
MOCA_ LA VEGA 69 kV 50.00
CAPOTILLO LOS MINA-TIMB 69 kV 28.50
DAJAO LOS MINA-TIMB 69 kV 25.70
PLAYA DORADA PUERTO PLATA B 69 kV 28.40
QUINIGUA ZF SANTIAGO 69 kV 100.00
ZF SANTIAGO CANAB-PPLATA 2.00
LOS MINA 138 HAINAMOSA 28.26

Desconexién de circuitos: Pizarrete-Santo Domingo PALA-CRUCE SJ

Ajuste: 58.825 Hz, t = 250 ms Hainamosa-Invivienda HAINAMOSA
Hainamosa-Dajao HAINAMOSA
VillaDuarte-Invivienda HAINAMOSA

Tabla 15 - Etapa 2: Desconexién por umbral de frecuencia

Etapa

Elemento

Area

Desconexion (%)

Etapa 3

Desconexion de cargas:
Ajuste: 58.75 Hz, t = 150 ms

HATO MAYOR BOCA CHICA 69 kV 100.00
HIGUEY 69 ROMANA 69 kV 70.50
SAN PEDRO DE MACORIS ESTE 33.80
HAINAMOSA ESTE 37.50
MATADERO 138 ITABO-HAINA 75.00
BONAO PER LA VEGA 69 kV 57.00
EL CHIVO NORDESTE 69 kV 26.50
NIBAJE 138 CANAB-PPLATA 10.00
MOCA_ LA VEGA 69 kV 50.00
CAPOTILLO LOS MINA-TIMB 69 kV 36.00
INVIVIENDA LOS MINA-TIMB 69 kV 25.00

Desconexion de circuitos:
Ajuste: 58.75 Hz, t = 250 ms

Pizarrete-Santo Domingo

PALA-CRUCE SJ

Palamara-Bonao

PALA-ITABO

Palamara-Bayona

PALA-ITABO

INCA-Bonao

PALAMARA 69 kV

Tabla 16 - Etapa 3: Desconexion por umbral de frecuencia
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Etapa Elemento Area Desconexion (%)

Etapa 4

Desconexién de cargas: Cayacoa BOCA CHICA 69 kv 100.00

Ajuste: 58.675 Hz, t = 150 ms ZF San Pedro BOCA CHICA 69 kV 33.00
Palamara PALA-ITABO 85.00
Arroyo Hondo B PALAMARA 69 kV 100.00
Azua PIZA-SJ 69 kV 35.00
La Gallera CANAB-PPLATA 8.80
Boca Chica ESTE 100.00
Kilometro 10.5 PALAMARA 69 kV 26.60
CESAR NICOLAS PENSON 1130 LOS MINA-TIMB 69 kV 100.00
Despacho LOS MINA-TIMB 69 kV 20.20
SAN PEDRO DE MACORIS ESTE 15.20
Metropolitano HAINA 69 kV/ 4.10
El Chivo NORDESTE 69 kV 36.50
Nibaje 138 CANAB-PPLATA 5.00
ZF SANTIAGO CANAB-PPLATA 15.00

Desconexién de circuitos: Palamara-Bayona PALA-ITABO

Ajuste: 58.675 Hz, t = 250 ms Romana-Higuey ESTE
Romana-Pintado ESTE
Haina-Refineria ITABO-HAINA

Tabla 17 - Etapa 4: Desconexién por umbral de frecuencia

Etapa

Elemento

Area

Desconexién (%)

Tabla 18 - Etapa 5: Desconexién por umbral de frecuencia

El esquema de desconexién de carga actual estd conformado por los 5 escalones para los
diferentes niveles de demanda (maxima, media y minima), y cuya representacién grafica se
presenta a continuacion.
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El grafico indica los niveles de corte de carga implementados actualmente, en funcién de la
profundidad del corte (variacion de potencia en MW). Por ejemplo, para el caso de Demanda
Maxima (curva roja) no hay cortes de carga hasta que la perturbacion (variacién de potencia en
el sistema por salida de generacion) sea de 105.52 MW. Este valor de corte de carga de 105.52
MW se mantendra con perturbaciones menores a 206.46 MW. Una vez que la perturbacion sea
igual o superior a los 206.46 MW y hasta el proximo escalon, el corte de carga sera de 206.46
MW.

3.2. ANALISIS DE TEMPORIZACIONES

De la informacion suministrada en la base de datos del DigSilent, se extrajo el esquema
actualmente implementado por el SENI de desconexién de carga por baja frecuencia y / o bajo
voltaje, el cual se presenta a continuacion:
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Delta de frec. Temporizacion
Etapa Frec. (Hz) Entre etapas (Hz) IO(ms)
0@ 59.200 100/0 @
1@ 58.900 -0.3 100
2 58.825 -0.075 100/ 250 @
3 58.750 -0.075 100/ 0/ 250 ©
4 58.675 -0.075 100/0/250®
5®© 58.600 -0.075 100/ 0 ")

Tabla 19 - Esquema actual de desconexion de carga por baja frecuencia y baja tensién de Republica
Dominicana

Notas: (1):Todas las cargas asociadas a esta etapa estan disefiadas para actuar por umbral de
frecuencia 59.2 Hz y por umbral de tensién en 0.9 p.u. Las lineas asociadas a esta etapa tienen disparo
por umbral de frecuencia 59.2 Hz y de tensién en 0.8 p.u. (10 lineas en total).

(2): t=100 ms corresponde al tiempo de apertura de las cargas y t = 0 s al disparo instantaneo de los
circuitos asociados a esta etapa.

3): Esta etapa solo acta por umbral de frecuencia y sélo tiene asociado deslastre en barras de
carga.
(4): t = 100 ms corresponde al tiempo de apertura de las cargas y t = 250 ms al disparo de lineas por

umbral de frecuencia en 58.825 Hz.

(5): t = 100 ms corresponde al tiempo de apertura de las cargas y ent =0 s y t = 250 ms al disparo de
lineas por umbral de frecuencia en 58.75 Hz.

(6): El EDAC propuesto comprendia disparos asociados por umbral de frecuencia y por df/dt con
ajustes en -0.5 Hz/seg. Sin embargo, sélo se tiene implementado ajuste por umbral.

): t = 100 ms corresponde al tiempo de apertura de las cargas y en t = 0 s al disparo instantaneo de
circuitos por umbral de frecuencia en 58.6 Hz

El esquema implementado en la base de datos corresponde en gran parte al esquema de
relevo de carga propuesto segun el estudio “Actualizacién del esquema de relevo de carga del
Sistema Eléctrico Interconectado Nacional de la Republica Dominicana -2005". Sin embargo,
aln no se tiene implementada la Gltima etapa por df/dt que segun el estudio se debe ajustar en
-0.55 Hz/seg.

De acuerdo a los aspectos técnicos relacionados con los relés de frecuencia, sobre los cuales
se apoya el analisis del esquema de desconexidn de carga por baja frecuencia y se establece
gran parte de la seguridad de la operacion de los esquemas suplementarios de proteccion por
frecuencia, se deben cumplir con requisitos estrictos de medicién y verificacion de condiciones
para tomar la decisién de corte de carga.

Desde el punto de vista técnico, los relés de frecuencia deben cumplir con requisitos de
medicion y verificacion de condiciones para tomar la decision de apertura. La evaluacién de la
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frecuencia debe ser precisa y estar libre de la influencia de armonicos, por lo cual la mediciéon
debe ser continua y exige el uso de filtros. Las temporizaciones no incluyen los tiempos de
operacion de la proteccion que son los tiempos requeridos para medicion, evaluacion de
condiciones y desenganches.

La medicion de frecuencia para evaluar condiciones de umbral requiere normalmente una
ventana de 3 ciclos, y para la medicion de gradientes de frecuencia entre 1 Hz/s y 5 Hz/s
requiere ventanas de medicién en el orden de 5 a 10 ciclos. Por lo tanto, los tiempos inherentes
de operacién son aproximadamente de 100 milisegundos (ms) para enganche (Pickup) vy
desenganche (Dropout) para sefiales de umbral. La sefial de disparo tiene asociada
generalmente una temporizacion para cada etapa, por lo cual, la sefial de disparo se produce
tan pronto haya transcurrido la temporizacion.

Adicionalmente, debe tenerse en cuenta el tiempo de operacion del interruptor que desconecta
el equipo correspondiente. Las protecciones de frecuencia con sefal de disparo por gradiente
tienen ventanas de medicién mayores y por tanto presentan tiempos de operacién minimos de
150 ms. Ventanas de muestreo variables crean compromisos entre precision y tiempos de
respuesta. Por lo tanto, cuando se requieran tiempos rapidos de operacion tienen que utilizarse
ventanas de medicidbn menores a costa de precisiéon en la medida.

Es importante aclarar que segun lo establecido en el documento “Actualizacion del esquema de
relevo de carga del Sistema Eléctrico Interconectado Nacional de la Republica Dominicana -
2005", el tiempo para apertura de los interruptores en este esquema de baja frecuencia es de
0.1 segundos, equivalente a 6 ciclos. Sin embargo, como se observa en la Tabla 19, se tienen
disparos instantdneos asociados a circuitos de distribucion tanto por umbral de frecuencia,
como por umbral de frecuencia y tensién, por lo tanto y de acuerdo con las referencias técnicas
presentadas respecto a los tiempos requeridos para medicién y apertura de interruptores, se
consideroé en las simulaciones un tiempo minimo de apertura de elementos en este esquema de
150 ms.

Por otra parte, segun lo muestra la Tabla 19, el esquema actualmente implementado de
desconexién de carga por baja frecuencia y baja tension comprende 6 etapas de desconexién
de carga, donde las etapas 1 a 5 corresponden a desconexidon de carga por umbral de
frecuencia, mientras que la etapa 0 actla por umbral de frecuencia y de tension, con ajustes de
59.2 Hz y 0.9 p.u. para la desconexién de cargas y de 59.2 Hz y de 0.8 p.u. para la desconexion
de lineas.

En términos generales se observa una diferencia considerable entre los umbrales de ajuste de
las 2 primeras etapas con un delta de frecuencia de 0.3 Hz, mientras que el delta entre las
demas etapas del esquema actual es de 0.075 Hz.
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El esquema de desconexion de carga por baja tensién tiene como objetivo mantener la calidad
del servicio y ante evolucién lenta de la tension a valores de riesgo, realizando acciones de
rechazo de carga cuando la tensién cruza determinados umbrales como consecuencia de bajos
margenes de reserva de potencia reactiva en algunas zonas del sistema. La determinacién de
este esquema parte de las tolerancias establecidas por la regulacién teniendo en cuenta que la
variacibn méxima de la tensién en estado estacionario no debe exceder los limites del 5% con
respecto al valor nominal y que las unidades de generacion no deben quedar sobrecargadas en
potencia reactiva después de la evoluciéon de las contingencias.

Mediante estudios de estabilidad es factible identificar contingencias criticas, o secuencia de
eventos en el sistema que lo pueden llevar a algun riesgo en el control de la tensién. Para el
presente caso, se evita tener como resultados valores menos a 0.8 p.u. por riesgo de colapso
de voltaje del SENI.

Para la evaluacion y propuestas de modificacién del esquema actual se consideraran todos los
criterios técnicos establecidos en la regulacion vigente y el esquema actualmente
implementado, tratando de conservar al maximo los elementos asociados a este esquema,
buscando una mayor efectividad ante los diversos desbalances al minimizar la carga
desconectada y mejorar la selectividad del esquema.

3.3. CRITERIOS UTILIZADOS

A continuacion se consignan los criterios técnicos basicos considerados en la operacion y
planeacion del sistema, en relaciéon con las variables de calidad de suministro, Frecuencia y
Tensioén, los cuales son fundamentales en la instrumentacién de los esquemas suplementarios,
y por consiguiente, en los reajustes correspondientes. Esta informacion es tomada del
Reglamento para la Aplicacion de la Ley General de Electricidad Ley 125-01.

3.3.1. CRITERIOS TECNICOS RELACIONADOS CON LA FRECUENCIA

La frecuencia nominal de operacion es 60 Hz y las condiciones técnicas para regular la
frecuencia en el Sistema Eléctrico Nacional Interconectado -SENI- deberan ser tales que la
frecuencia del sistema eléctrico permanezca dentro del rango de:

e 59.85a 60.15 Hz durante el 99.0 % del tiempo

e 59.75 a 60.25 Hz durante el 99.8 % del tiempo

Para cumplir con lo anterior, cada empresa de generacion debera poner a disposicion del
Organismo Coordinador -OC- el margen de reserva de regulacién necesaria para satisfacer
tales condiciones, mediante sus propias unidades generadoras o bien mediante acuerdo
comercial con otras empresas de generacion integrantes del SENI. Adicionalmente, todos los
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equipos del sistema deberan estar disefiados para tolerar transitorios de frecuencia de por lo
menos +3y -2 Hz.

3.3.2. CRITERIOS TECNICOS RELACIONADOS CON LA REGULACION DE FRECUENCIA

El OC debera elaborar la programacion del despacho de la Reserva Rotante considerando las
maquinas de regulacién disponibles. Esta programacion considerara una Reserva Rotante para
RPF de tres por ciento (3%) a cinco por ciento (5 %) de la demanda estimada en el programa
de operacion. La Reserva Rotante establecida para RPF deberd ser programada para cada
intervalo horario, expresada en MW.

El porcentaje de reserva para RPF en ningln caso podra superar un cinco por ciento (5%).

En caso de haber separacion del Sistema en subsistemas temporalmente aislados, la Reserva
Rotante debera calcularse y programarse separadamente para cada subsistema aislado. En
caso de haberse agotado la Reserva Rotante disponible de la lista de méritos, el OC o el CCE,
segun corresponda, podra asignar Reserva Rotante a otros generadores no previstos
inicialmente en la programacion.

Para participar en la Regulacién Primaria de Frecuencia (RPF) el OC requiere la documentacion
técnica que demuestre los siguientes requisitos minimos:

e [Estatismo permanente entre el 0 y 6%.
e Banda muerta inferior al 0.1% (0.06 Hz).

e Capacidad de Regulacion minima de mas o menos cinco por ciento (+5%) dentro de
todo su rango de generacion.

e Rango de frecuencia admisible de operaciéon de la unidad, sin limite de tiempo, entre
59 Hz y 61 Hz.

e La variacion de la carga de la central debe ser sostenible al menos durante los
siguientes 30 segundos.

e Contar con un enlace en tiempo real con el CCE.

e Disponer en sus bornes de generacién de un sistema de medicion y registro automatico
de potencia y frecuencia que registrara continuamente su participacion en la Regulacién
Primaria de Frecuencia.

3.3.3. CRITERIOS TECNICOS RELACIONADOS CON LA TENSION

Todos los Agentes del MEM estan obligados a proveer los equipos necesarios para la
supervisién de los niveles de tensidn en sus respectivas instalaciones.
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Los niveles de tension en las Barras de los Sistemas de Generacidn, Transmisién y Distribucion
son regulados directamente por sus titulares, quienes estan obligados a mantener los valores
de tensiéon de Barras y Factor de Potencia establecidos por este Reglamento.

Los Agentes del MEM operadores de sistemas de generacion estan obligados a generar y
entregar la potencia reactiva inductiva o capacitiva solicitada por el CCE, hasta los limites de
capacidad de sus equipos, para mantener los niveles de tension de Barra adecuados.

El CCE es responsable de supervisar y controlar los niveles de tensién en las Barras del
Sistema de Transmisién. En el Estado Normal, la tension de las Barras de carga debera
mantenerse dentro del mas o menos cinco por ciento (x 5%) sobre su tension de operacion.

El OC debera establecer las tensiones de operacion a ser controladas en las Barras del
Sistema de Transmision sobre la base de estudios especializados. Estas tensiones no deben
exceder los rangos de operacién especificados para el Estado Normal del SENI.

3.3.4. CRITERIOS PARA SOBRECARGA DE EQUIPOS

En tiempo real, los Agentes del MEM deben supervisar que sus equipos operen dentro de los
limites de carga informados al CCE.

En caso de detectarse una sobrecarga que exceda los limites fijados para un equipo
determinado de un Agente del MEM, éste debera comunicarla al CCE, el cual dispondra las
medidas necesarias para reducir la carga del equipo en coordinacién con el Agente del MEM
propietario.

No se permiten sobrecargas en equipos de generacion, tanto en sus componentes de potencia
activa como reactivas. Esta condicién aplica tanto para el estado estable inicial (simulaciones
estaticas) como para el post-contingencia (simulaciones dinamicas).

3.3.5. CRITERIOS TECNICOS RELACIONADOS CON LA DESCONEXION DE CARGA

El OC encargara o efectuara los estudios necesarios para pre-establecer los esquemas de
rechazo automatico de carga para hacer frente a situaciones de inestabilidad en el SENI. Estos
esquemas de rechazo de carga son de cumplimiento obligatorio y son comunicados a todos los
integrantes del SENI. El OC establecera el plazo en coordinacién con los Agentes del MEM.

Los criterios iniciales para el esquema de rechazo de carga seran los siguientes:

a)Durante periodos de inestabilidad se evita, en lo posible, que la frecuencia descienda de
58.5 Hz, para no reducir la vida atil de unidades térmicas;

b)El nivel minimo de frecuencia para el SENI lo determina la capacidad de las unidades
térmicas y es fijado por el OC, de acuerdo a la informacién técnica proporcionada por los
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Agentes del MEM. Actualmente el nivel minimo de frecuencia para el sistema es de 58.0
Hz,

c)La desconexion de unidades es instantanea soélo para frecuencias superiores al nivel
maximo, el cual es fijado por el OC, de acuerdo a la informacién técnica proporcionada
por los Agentes del MEM; actualmente el nivel maximo de frecuencia transitoria para el
sistema es de 63 Hz;

d)Si la frecuencia permanece por mas de quince (15) segundos en el nivel maximo, pueden
desconectarse unidades;

e)Las etapas del esquema de rechazo, la carga rechazada en cada etapa, la duracién de las
etapas, etc., derivan de estudios especializados que realiza el OC;

f)La frecuencia debe estabilizarse dentro de los margenes previstos;
g)El rechazo automatico de carga no debe originar sobre-frecuencias;
h)El sistema puede operar segmentado;

i)Los operadores del sistema de generacién y del sistema de distribucion priorizaran la
permanencia de cargas de sus clientes;

J)En los esquemas de rechazo automético por minima frecuencia se incluird las cargas en
orden descendente de prioridad,;

k)Se pueden utilizar relés de minima frecuencia, derivada de frecuencia, minima tension,
maxima tension e inversion de potencia, con temporizacion.

3.3.6. CRITERIOS ADICIONALES ACORDADOS CON EL OC

Los criterios adicionales acordados con el OC ante contingencia (estatica o dinamica) se
resumen en los siguientes puntos:

La Méxima sobrecarga admisible en los elementos de transmisién (lineas vy
transformadores) es del 20 % respecto de la capacidad operativa declarada. Este
porcentaje de sobrecarga ante situacion de emergencia se considera inclusive como valor
base para el caso de transformadores, aun en el evento que dicho equipo tenga
especificado algun de-rateo para la operacién normal.

Los valores minimos y maximos de tensidn en barras del sistema de transmisidén en estado
post-contingencia (10 segundos) son de minimo: 0.9 p.u. y maximo: 1.1 p.u.

Los valores maximos del cambio porcentual en la tension del nuevo estado estable en
barras ante maniobras de bancos de compensacion es del 5 %.
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Valores minimos de tensién transitoria admisible de 0.8 p.u., durante un tiempo maximo de
500 ms.

El valor minimo de recuperacién de la frecuencia del sistema a los 10 segundos de ocurrido
un evento es de 59.0 Hz

Consideraciones Basicas y Supuestos:

4.

En todos los casos se consideraron en condiciones normales de flujo de carga y atencién
total de la demanda del sistema eléctrico de la Republica Dominicana.

Se considera toda la informacion reportada en la base de datos del OC respecto a los
ajustes actuales de disparo de generacién por sobre y baja frecuencia de acuerdo a lo
presentado en el Anexo 1.

Se incluyen todos los ajustes realizados a la base de datos segun el soporte presentado en
el Capitulo 4 Sintonia del modelo eléctrico, los cuales incluyen ajustes en los parametros de
los generadores y sus controles, ajuste del modelo de carga y ajuste a las temporizaciones
asociadas al esquema actual de desconexidn de carga por baja frecuencia y baja tension.

Los flujos de carga se ajustaron considerando el orden de mérito de las unidades de
generacién segun el reporte suministrado por el OC en la Memoria Anual del afio 2006.

DEFINICION DE CASOS

Para el andlisis de la respuesta del sistema con los esquemas actualmente implementados, se
analizaron las desconexiones de generacién acordadas con el OC para cada uno de los
escenarios de demanda y para la definicion de los eventos, se considerard la informacién
suministrada respecto a los eventos de SENI durante los afios 2006 y 2007. Los casos de
analisis acordados con el OC se presentan a continuacion:

Demanda # Caso Perd|d.'f1de
Generacion MW
Maxima Caso 1l 115
Caso 2 422
Caso 3 700
Media Caso 4 115
Caso 5 424
Caso 6 713
Minima Caso 7 115
Caso 8 456

Tabla 20 - Casos de Andlisis
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Para la definicion de los eventos, se considerd la informacion reportada por el OC respecto a
los eventos presentados entre el afio 2006 y 2007, los cuales se resumen a continuacion en la
Tabla 21 y la Tabla 22.

FECHA | HORA ZONA SALIDAS ASOCIADAS Pérdida Total de
AFECTADA Falla TRANSMISION GENERACION Generacion (MW)
Pizarrete - Madre Viejen 69 kV, lineas en 138 kV Jiguey — Monte Rio con 45 MW, la central de Sabana Yegua con
o Pizarrete, Jiguey — Aguacate, acople de barra de Jiguey, 11 MW y las centrales de Los Toros 1y 2 con 4.5 MW cada
ruceta - "
28 Enero 8:44/Sur profundo incendiada Aguacate — Valdesia, acople de barra de Aguacate, linea en una 65
69 kV 15 de Azua - Pizarrete y autotransformador 138/69 kV de
Pizarrete.
Disyuntores en 138 kV B y C de Smith & Enron, Lineas en 138 kV|Central Smith&Enron con 136 MW, Diesel de La Vega con
Tavera — Canabacoa #1, Tavera — Canabacoa #2, Gallera — 55 MW, CEPP 2 con 42 MW, CEPP 1 con 11 MW, Tavera 1
Canabacoa, Canabacoa — Bonao Il #2, Moca — Canabacoa, con 36 MW, Rio Blanco 1y 2 con 11.5 MW cada una, Lopez
11 Mayo 14:17|Norte Desconocida Canabacoa — Z.F. Santiago, Canabacoa — Nibaje, Canabacoa — [Angostura con 19 MW, Moncién 1 con 25 MW, 348.6
Gallera, lineas en 69 kV Canabacoa - Playa Dorada, Playa Contraembalse Moncién 1y 2 con 0.8 MW cada una.

Dorada — Puerto Plata y Diesel de La Vega — Canabacoa.

Interruptor 138 kV de acople de la Barra de Tavera, disyuntores 1 con 74 MW, Diesel de La Vega con 55 MW,
en 138 kV A, B y C de Smith&Emron, Bonao Il — Canabacoa 1y [CEPP 2 con 37.5 MW, CEPP 1 con 5.5 MW, Monci6n 2 con
2, Canabacoa — Tavera 1, Z.F. Santiago — Canabacoa, Z.F. 25 MW y Contraembalse Monci6én 1y 2 con 0.8 MW cada
Santiago — Navarrete, Z.F. Santiago — Gallera, Nibaje — Z.F. una.

23 Mayo 17:55[Norte Incendio de CT  |Santiago, Nibaje — Canabacoa, Gallera — Franca Santiago, Zona 198.6
Gallera — Canabacoa, lineas en 69 kV Pimentel — San Francisco
de Macoris, Playa Dorada - Aeropuerto, Playa Dorada —
Canabacoa y Canabacoa — Playa Dorada, y Bonao Il — La Vega.

Disyuntores en 138 kV Palamara — Itabo Vapor, Palamara — Itabo 1 con 124 MW, Itabo 2 con 126 MW, Haina 1 con
Pizarrete, Palamara — Hainamosa, Palamara — Villa Mella, 32 MW, Monte Rio con 72.8 MW, Barahona Carbén con
12 Santo Falla Palamara — Valdesia, autotransformador de Palamara, Itabo Gas |45 MW, Metaldom con 27 MW, Smith con 95 MW y
Julio 13:31|Domingo, Interruptor — Palamara, Bonao Il — Palamara 1y 2, transformador de reduccion de la inyeccion de Palamara de 66 a 56 MW 531.8
Zona Sur Palamara 138 kV |interconexion (TT-3) de Falcon y lineas en 69 kV: Palamara —
Falcon, Palamara — Bayona, Pizarrete — Madre Vieja y Haina —
Refineria,
Proteccion Disyuntores en 138 ky Palamara - Bonao Il #1, Palamara - Villa|ltabo 1 con 118 MW, Haina 1 con 40 MW, Metaldom con
diferencial d Mella, Palamara - Hainamosa, Palamara - Pizarrete, Palamara -[40 MW, Monte Rio con 72 MW, Los Toros 1y 2 con 4.5 MW

oty

23 Septiembr|  23:30(Sur Central d Valdesia, Palamara - Itabo Vapor e Itabo Gas - Palamara con|cada una y Palamara con 50 MW 369

barra : - can
Palamara. aislamiento fisico de las Zonas Norte, Sur y Este.

Disyuntores en 138 kV Bonao Il - Canabacoa #1, Canabacoa -|Rio Blanco 2 con 11.5 MW, Hatillo con 8 MW, Aniana Vargas
Bonao Il #1 y 2, Palamara - Bonao 1l #1 y 2 e interconexién de[2 con 0.2 MW y Falcon con 50 MW

Explosion 0lo| L h
Xplosi POlOlja subestacion de Falcon (TT-3), Lineas en 69 kv Bonao II -|

10 Octubre | 17:36|Norte fcase B Bonao M tillo, La vega — Z.F. Dos Rios, Bonao Il — La Vega, Pimentel - 69.7
anabacoa 1 . ) " "
san Francisco de Macoris y Pimentel — Hatillo.
Disyuntores en 138 kV A y C de la subestacién de Smith y[Smith con 120 MW, Tavera 2 con 33 MW, CEPP1 conl
Cierre  asincronol 138 kV de interconexion de Falcon (TT-3) 11 MW, CEPP2 con 31.5 MW, Moncién 1 y 2 con 25 MW|
10 Octubre 18:55|Norte on Bonao 11 cada una, Lépez angostura con 13 MW, y Contraembalse de| 261.1
Monci6n 1y 2 con 1.3 MW cada una.
Disyuntor en 138 kV Palamara - Villa Mella, Palamara —{CESPM2 con 70 MW, Itabo 1 con 114 MW, Itabo 2 con|
Hainamosa, Palamara - Bonao Il #1 y 2, Palamara — Pizarrete,[85 MW, Metaldom con 30 MW, Haina 1 con 40 MW, Smith|
Falla en las lineas|Palamara — Valdesia, Palamara - Itabo Gas, Palamara - Itabo|con 90 MW, Pimentel con 30 MW, CEPP2 con 21 MW, Tavera
a kV|vapor, Hainamosa - Villa Mella, Hainamosa — Palamara,|[1y 2 con 36 MW cada una, Moncién 1y 2 con 25 MW cada
25 Octubre 17:43) Este y Santo|Palamara - Villa|transformador de Palamara, transformador de Falcon (TT-3) y|una, Lépez Angostura con 18 MW, Rio Blanco 2 con 11 MW, 729.6
“*“|Domingo Mella y 138 kV|disyuntores en 69 kV Palamara — Bayona, Haina - Refineria y[Hatillo con 8 MW, Rincén con 18 MW, Contraembalse B
Palamara —|Pizarrete - Madre Vieja. Moncién 1 y 2 con 1.3 MW cada una, Sabana Yegua con|
Hainamosa 11 MW, Valdesia 1y 2 con 25 MW cada una, Los Toros 1y 2|
con 4.5 MW cada una.
Disyuntores en 138 kV Juan Dolio — San Pedro Il, Interconexion|CESPM1 con 70 MW, CESPM3 con 70 MW, Sultana del Este|
Averia en el Cable|]AES Andrés — San Pedro Il #1 y 2, disyuntores en 69 kV Haina-{con 98 MW, Los Toros 1y 2 con 4 MW cada una y la unidad|
14 Noviembr 3:18|Este 138 kV de San|Refineria, Palamara — Bayona, Inca — Villa Altagracia, Romana —|#2 de la central de CEPP2 con 5 MW. 251
Pedro 11 Higliey, Romana — Pintao y Villa Duarte — Invivienda
Fase c dell Disyunlores en 138 kV Haina — Itabo Vapor #1, Itabo»Vapov —|Itabo 1 con 126 MW, Itabo 2 con 126 MW, Monte Rio con|
Apartarrayo Haina #1, Haina — Itabo yapor #2, Itabo Vapor — Haina »#2 y[72.8 MW, Metaldom con 40 MW, Sabana Vegua con 11 MW,
veriado  de  la|Palamara — Itabo Vapor Disyuntores en 69 kV Romana — Pinato,|Los Toros 1y 2 con 4.2 MW cada una, Nizao Najayo con|
3 Diciembre 12:09(Sur central linea a 138 KV Romana — Higliey, Hainamosa — Dajao, Hainamosa — Invivienda,|0.1 MW y el disparo parcial de la central Estrella del Norte] 429.3
Jtabo vapor |Pizarrete — Madre Vieja, Palamara — Bayona, Inca — Citricos|que redujo su inyeccion de 32 27 MW y la central de
Nacionales, y Villa Duarte — Invivienda. Estrella del Mar de 68 a 28 MW.

Haina #1

Tabla 21 - Salidas parciales mas severas del SENI 2006
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Fecha

Hora

Area afectada

Descripcion del Evento

Pérdida de
generacion
(MW)

06 de febrero

19:02

ZonaEste

Falla en la zona Este (desconocida), que origing el disparo via 1a actuacion de fas protecciones de los disyuntores a 138 KV Palamara — Villa
Mella (con recierre automético), Timbeque Il — Villa Duarte (con recierre automatico) y AES Andrés — Interconexion AES (con apertura|
definitiva, asi como el disparo de la central AES Andrés con 275 MW. Con la perdida de generacion antes mencionada se produjo una baj
frecuencia en el SENI que provoco el disparo por baia frecuencia de los disyuntores a 69 kV: Villa Duarte ~ Invivienda, Haina — Refineria
Palamara - Bayona y Pizarrete - Madre Vieja.

18 de febrero

13:37

Zona Norte

TEl dia 18 a las 13:37 horas ocurT6 una falla (fala G polc) en el disyuntor a 138 KV Canabacoa — Bonao 1 7 1, que origind o dispavo via |

actuacion de las protecciones de los disyuntores a 138 kV Canabacoa — Bonao Il #2, Bonao Il Canabacoa #1 y 69 kV Zona Franca Dos Rios -|
La Vega, Pimentel - San Francisco de Macoris, y Pimentel ~ Hatilo, asi como el disparo total de la centrales de Diesel de Pimentel con|
31 MW, Diesel de La Vega con 55 MW, CEPP1 con 16 MW, CEPP2 con 44 MW, Moncién 2 con 25 MW, Tavera 1 con 36 MW, Lépez|
| Angostura con 6 MW, El Salto con 0.65 MW y Contraembalse de Moncién 1 y 2 con 0.8 MW cada una

215.25

21 de febrero

12:48

ZonaEste

Se presentd una falla en la zona Este (desconocida), que originG el disparo via la actuacion de las protecciones de Ios disyuntores a 138 KV|

Palamara — Villa Mella, Los Mina — Hainamosa #1, Los Mina — Hainamosa #2 (con recierre automético), AES Andrés — Interconexion, E|

transformador de interconexion de la S/E de Falcon y 69 kV Timbeque — Los Mina, Timbeque | - Estrella del Norte, Villa Duarte - Timbeque 1

| Timbeque | - Timbeque II, asi como el disparo de las centrales de AES Andrés con 275 MW, Estrella del Mar con 58 MW, Estrella del Norte|

con 32 MW, Los Toros 1y 2 con 4.5 MW cada una y el disparo parcial de la central Sultana del Este reduciendo su generacién en 48 MW |

Con la perdida de generaci6n antes mencionada se produjo una baja frecuencia en el SENI que provocé el disparo por baia frecuencia de los|
269 kV: Villa Duarte — Invivienda, Haina — Refineria, Palamara - Bayona, Inca - Villa Altagracia_y Pizarrete — Madre

13 de marzo

17:15

Zona Central

Se presentd una falla intera en la central de ltabo mientras se arrancaba la bomba de agua de alimentacion 18 que origing el mspam Ge fas|
centrales ltabo 1 € Itabo 2 por perdida de los servicios auxiliares por salida de servicio de a barra a 4.16 KV, las cuales generaban 114 MW |
115 MW respectivamente. Con esta pérdida de 229 MW generacion de Itabo, se produjo una baja frecuencia seguida de la actuacion del
sistema de deslastre de carga y la desconexion manual de carga en barras de retiro incluyendo las lineas a 69 kV Villa Duarte - Invivienda
Haina - Refineria, Palamara - Bayona, Inca - Villa Altagracia y Pizarrete - Madre Vieja. Ademés con este evento se produjo baja tensin en |
z0na Sur Central y congestion en los enlaces a 138 kV Hainamosa - Villa Mella y Hainamosa — Palamara.

229

21 de marzo

17:32

Zonas: Norte, Sur, Centraly Este

Se present6 una falla transitoria en el tramo de linea a 133 kV Matadero — Haina #1 con falla de actuacion de la proteccion (Falla de rele) en el
disyuntor a 138 kv Haina — Matadero #1, que origin el disparo via la actuacion de las protecciones de los disyuntores a 138 kv Matadero |
Haina #1 y como respaldo ltabo Vapor ~ ltabo Gas, Palamara - ltabo Vapor, ltabo Vapor  Haina #1, Hainamosa ~ Villa Mella, Hainamosa —|
Palamara y 69 kV Metald [ 6n de tres (3) asi como el disparo total de las centrales
labo | con 102 MW, Haina 4 con 62 MW, Metaldom con 41.3 MW, CESPML con 80 MW, Los Toros 1 y Los Toros 2 con 3.3 MW y 3.5 MW|

Con la 6n de los y la perdida de generacion antes mencionada se produjo baja frecuencia en el

subsistema Norte-Sur Profundo-Barra Palamara del SENI que provoc el disparo por baja frecuencia de los disyuntores a 69 kv, Palamara |
Bayona y Pizarrete - Madre Vieja y pérdida de tension en el subsistema Sur Central en las barras Itabo Vapor, Haina, Embajador, Matadero)
Los Prados, Herrera Nueva, Metro, UASD y METALDOM y a salida de la central CESPM 1 por alta frecuencia en la zona Este.

2921

16 de mayo

21:28

Zonas Norte y Sur

Se presentd falla (objeto metalico en contacto) con 10s conductores en a linea a 138 KV Palamara — Hainamosa, que originG el disparo vi
actuacion de las protecciones eléctricas, de los disyuntores a 138 kV Palamara — Hainamosa, Hainamosa — Palamara, Villa Mella — Palamara
Vila Mella ~Hainamosa — Villa Mella, Jiguey — Aguacate, Acople de Barra de Aguacate y transformador de interconexion TT-3 de
subestacion Falcon, asi como el disparo de las centrales Diesel de La Vega con 55 MW, Monte Rio con 72.8 MW, Diesel de Palamara con 67|
(MW, San Felipe con 170 MW, Diesel de Pimentel con 30 MW, Tavera 1 con 36 MW, Aguacate 1y 2 con 22 MW cada una, Jiguey 1 con 39
MW, Rio Blanco 1y 2 con 12.5 MW cada una, Moncién 1y 2 con 25 MW cada una, Valdesia 1 y 2 con 25 MW cada una, Rincén con 9.3)
MW, Hatillo 2 con 8 MW, CEPP 1 con 16 MW, CEPP 2 con 44 MW, Sabaneta con 4.5 MW, Sabana Yegua 2 con 10 MW, Barahona Carbon|
con 42 MW, Metaldom con 40 MW, Itabo 1y 2 con 120 MW cada una, Jimenoa con 7 MW, El Salto con 0.5 MW, Contra Embalse de]
[Moncion 1y 2 con 0.3 MW clu. Este evento produjo el colapso de las zonas Norte y Sur.

produjo el colapso de las zonas Norte y Sur

1060.7

16-Jul

16:25

ZonaEste

Se presento falla en Ia zona Este (desconocida), que origin el disparo via la actuacion de las protecciones de 1os disyuntores a 138 V]
Interconexion AES Andrés — AES Andrés y AES Andrés — Interconexién AES Andrés, asi como el disparo de la central AES Andrés con 230
MW y el disparo parcial de la central Sultana del Este reduciendo su generacion de 127 MW a 95 MW. Con la perdida de generacion antes|
mencionada se produjo una baia frecuencia que origing el disparo, por baja frecuencia, de los disyuntores a 69 kV Palamara - Bayona, Inca |

Villa Altagracia, Pizarrete — Madre Vieja, Villa Duarte — Invivienda y Haina - Refineria.

16-Jul

18:32

Zona Norte

Se produjo una falla y la apertura de los disyuntores de lineas a 138 KV, via actuacion de las protecciones eléctricas: Palamara hacia Bonao I|
#1(con recierre), Palamara hacia Bonao Il #2 (con recierre), Bonao Il hacia Palamara #1 (con recierre y apertura definitiva) y Bonao II hacial

Palamara #2 (con recierre y apertura definitiva). Previo a estos eventos, existia un flujo de 80 MW por linea desde la barra Palamara hacia laf
barra Bonao I

Con la desconexion fisica de la zona Norte en la subestacion Bonao Il hacia Palamara, se produjo en ésta baja frecuencia y baja tensién nol
reguladas por los generadores y el sistema de deslastre de carga produciéndose el colapso total de dicha zona. EI complejo Falconbridge nol
estaba acoplado al SENI en el momento que se sucedieron estos eventos. Las siguientes centrales CEPP1 con 11 MW, CEPP2 con 31.6)
MW, Diesel de Pimentel con 27.2 MW, Diesel de La Vega con 68 MW, San Felipe con 138 MW, Rio Blanco 1y 2 con 11.5 MW cada una|
Lopez Angusmva con 18 MW, Jimenoa con 6 MW, Hatillo con 8 MW, Contraembalse de Moncion 1y 2 con 1.3 MW cada una, tuvieron|

via protecciones.

3334

23-0ul

14:35

ZonaEste

(Ocurri una falla en la central de AES Andrés (Activacion del sistema de alarma contra incendios), que origing el disparo via la actuacion del
las protecciones de las central AES Andrés con 280 MW, Monte Rio con 86 MW, CESPM1 con 80 MW y Los Toros 1 con 4.6 MW. Con la]
pérdida de generacion ante mencionada se produjo una baja frecuencia que origind el disparo, por baja frecuencia, de los disyuntores a 69 k|
Palamara — Bayona, Hainamosa — Dajao, Romana — Higiiey, Romana — Pintao, Los Mina — Sabana Perdida, Pizarrete — Madre Vieja, Vill
Duarte - Invivienda y Haina - Refineria

4552

23-Jul

16:01

Zona Central

Falla en el enlace a 138 KV ltabo Vapor — Palamara (Falla en PT), que onigind el disparo via la actuacion de las protecciones de 1os disyuntores|
2138 kV Itabo Gas ~ Palamara, Itabo Gas ~ ltabo Vapor, Itabo Vapor - Itabo Gas, Itabo Vapor — Palamara, Palamara - Itabo Gas, Palamara -|
Pizarrete, Aguacate - Valdesia, Aguacate — Jiguey, Palamara — Bonao Il #1 y #2 (con recierre definitivo), Hainamosa — Palamara (con recierre|
definitivo), del de 6n (TT3) de la 6n del Falcon y el disyuntor a 69 kV Palamara  Diesel de Palamara, asil
como el disparo de las central Diesel de Palamara con 74 MW, Monte Rio con 86 MW, Haina 4 con 80 MW, ltabo 1y 2 con 126 MW cada|
unay Los Toros 1y 2 con 4.6 MW cada una, Aguacate 1 con 22 MW, Metaldom con 30 MW y la salida parcial de las centrales de Estrella del
Norte y Estrella del Mar la cuales redujeron su generacion de 37 a 21 MW y de 68 a 58 MW respectivamente. Con la perdida de generacion|

antes mencionada se produjo una baja frecuencia que origino el disparo, por baja recuencia de los disyuntores a 69 kV:
IRomana — Higiiey, Romana - Pintao, Villa Duarte — Invivienda y Haina — Refineria.

5792

10 de Agosto

16.21

Zona Norte

Falla en la zona Norte (desconocida), que originG el disparo via la actuacion de las protecciones de los disyuntores a 138 kV Palamara -]
[Bonao Il #1y #2 (con recierre definitivo) y Bonao II ~ Palamara #1 y #2 (con recierre no definitivo), Tavera  Lopez Angostura, el transformador]
de interconexion TT3 de la subestacion de Falcon, A y C de la subestacion de San Felipe y el disyuntor a 69 kv Bonao Il — Rio Blanco, asi|
como la desconexion parcial de Monte Rio la cual redujo su generacién en 40 MW y la desconexion total de las centrales de CESPM1 con 70|
MW, CEPPI con 11 MW, CEPP2 con 42 MW, Diesel de La Vega con 70 MW, Rio Blanco 1y 2 con 11.5 MW cada una, Lépez Angosture
con 13 MW, Jimenoa con 7.3 MW, Contraembalse de Moncion 1y 2 con 0.5 MW cada una. Con la perdida de generacion antes mencionada)
se produjo una baja frecuencia que origind el disparo, por baja frecuencia, de los disyuntores a 69 kV Palamara — Bayona, Villa Duarte |
Invivienda y Haina — Refineria.

2773

04 de noviembre

Zona Norte

Falla (Desconocida) en la zona norte, que origind el disparo via la actuacion de las protecciones de los disyuntores a 138 kv Zona Franca -]
Navarrete, Zona Franca — Puerto Plata 2, Puerto Plata 2 — Puerto Plata 1, Puerto Plata 2 — Navarrete, Lépez Angostura — Tavera, San Felipe |
Puerto Plata |, San Felipe ~ Puerto Plata Il y lado de alta del transformador principal de la centra | San Felipe. Ademas, abrio el disyuntor a 69
kv Canabacoa - Playa Dorada y se produjo la desconexin intempestiva de las centrales San Felipe con 136.8 MW, Tavera 1y 2 con 36 MW|
cada una, Moncion 1y 2 con 25 MW cada una, Lépez Angostura con 18 MW, Contraembalse de Moncion 1y 2 con 1.4 MW y 1.2 MW
respectivamente Con la perdida de generacion antes mencionada se produjo una baja frecuencia que originG el disparo, por baia frecuencia
de los disyuntores a 69 kv Palamara — Bayona, Villa Duarte — Invivienda, Pizarrete — Madre Vieja y Haina — Refineria

279.4

12 de noviembre

15:47

Zona Norte

Se present6 una falla transitoria (Desconocida) en la zona Norte que origind el disparo, via la actuacion e las protecciones, e 10s disyuntores|
a 138 kV Zona Franca — Puerto Plata 2, Zona Franca — Navarrete, subestacion San Felipe — Puerto Plata |, del transformador (TT-3) de]
interconexion de la subestacion de Falcondo, ademas, de los disyuntores a 69 kV Canabacoa — Playa Dorada y lado de alta a 69 kV del
transformador de la central CEPP2, con los motores desconectados en el momento de la falla, asi como el disparo de las centrales San Felipel
con 138.8 MW, Tavera 1y 2 con 36.8 MW cada una, Moncion 1 y 2 con 26 MW cada una, Lopez Angostura con 18 MW, Contraembalse de]
[Moncion 1y 2 con 1.4 MW y 1.2 2 MW respectivamente.Con la perdida de generacién antes mencionada se produjo una baja frecuencia que|
originG el disparo, por baja frecuencia, de los disyuntores a 69 kv Palamara — Bayona, Villa Duarte ~ Invivienda, Pizarrete — Madre Vieja y|
Haina — Refineria.

285

09 de diciembre

Zona Norte

Falla en la subestacion de Puerto Plata 1 (Tuberia metalica en contacto con la cuchilla del lado de alta del autotransformador), que origin el
disparo via la actuacién de las protecciones de los disyuntores a 138 KV del Autotransformador de Puerto Plata 1, Puerto Plata 1 — Puerto]
Plata 2, Puerto Plata 2 - San Felipe, San Felipe  Puerto Plata 2, San Felipe — Puerto Plata 1. Lépez Angostura — Tavera y del disyuntor a 69
kv Playa Dorada ~Canabacoa, Ademas, se produjo la desconexion intempestiva de las centrales San Felipe con 136.8 MW, La Vega con 1§
MW, CEPP1y 2 con 11y 31.2 MW respectivamente, Moncién 1y 2 con 25 MW cada una, L6pez Angostura con 18 MW, Aniana Vargas 2
con 0.4 MW y Contraembalse de Moncion 1y 2 con 1.2 MW cada una. Con la perdida de generacion antes mencionada se produjo bajal
recuencia del SENI que originé el disparo, por baja frecuencia, de los disyuntores a 69 KV Palamara — Bayona, Villa Duarte ~Invivienda, Inca -|

villa Atagracia, Pizarrete — Madre Vieja y Haina  Refineria

267.7

Tabla 22 -

Salidas parciales méas severas del SENI 2007
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En la Tabla 23 se presenta el resumen de los principales eventos que involucran pérdida de
generacion en el sistema a partir de 200 MW

L L. Nimero de eventos presentados
Pérdidas de Generacidon ARG 2006 RO 2007
Entre 200 MW y 300 MW 3 9
Entre 300 MW y 450 MW 3 2
Mayores de 450 MW 2 3
Total eventos 8 14

Tabla 23 - Estadistica de eventos con pérdidas de generaciéon de 2006 a 2007

Del estadistico de eventos presentados durante el 2006 y 2007, se observa que el 54.5% de los
eventos presenta disparos de generacion hasta 300 MW, el 22.7% para eventos entre 300 MW
y 450 MW y en la misma proporcion del 22.7% para eventos de gran pérdida de generacion
superiores a 450 MW. Por lo tanto, para este sistema se tiene alta probabilidad de pérdidas
grandes de bloques de generacion.

El evento mas severo se presentd el 16 de mayo de 2006 a las 21:28 con una pérdida de
generacion de 1060.7 MW, ocasionado por una falla (objeto metalico en contacto) con los
conductores en la linea a 138 kV Palamara — Hainamosa, que origind el disparo via actuacién
de las protecciones eléctricas, de los disyuntores a 138 kV Palamara — Hainamosa, Hainamosa
— Palamara, Villa Mella — Palamara, Villa Mella —Hainamosa — Villa Mella, Jiguey — Aguacate,
Acople de Barra de Aguacate y transformador de interconexién TT-3 de la subestacion Falcon,
asi como el disparo de las centrales Diesel de La Vega con 55 MW, Monte Rio con 72.8 MW,
Diesel de Palamara con 67 MW, San Felipe con 170 MW, Diesel de Pimentel con 30 MW,
Tavera 1 con 36 MW, Aguacate 1y 2 con 22 MW cada una, Jiguey 1 con 39 MW, Rio Blanco 1
y 2 con 12.5 MW cada una, Moncién 1 y 2 con 25 MW cada una, Valdesia 1 y 2 con 25 MW
cada una, Rincon con 9.3 MW, Hatillo 2 con 8 MW, CEPP 1 con 16 MW, CEPP 2 con 44 MW,
Sabaneta con 4.5 MW, Sabana Yegua 2 con 10 MW, Barahona Carbén con 42MW, Metaldom
con 40 MW, Itabo 1 y 2 con 120 MW cada una, Jimenoa con 7 MW, El Salto con 0.5 MW,
Contra Embalse de Moncién 1 y 2 con 0.3 MW cada una, Contra Embalse de Monciéon con
0.3 MW y Aniana Vargas con 0.3 MW. Este evento produjo el colapso de las zonas Norte y Sur.

4.1. CAso PERDIDA DE 713 MW

Para el evento critico solicitado por el OC de pérdida de generacién del orden de 700 MW, del
estadistico presentado en la Tabla 21 y la Tabla 22, sélo se presenté un evento de este orden el
25 de octubre de 2006 con una pérdida total de 729 MW, los demas eventos en orden de
severidad, mayores de 450 MW, corresponden a pérdidas de generacion inferiores a 580 MW.

El evento del 25 de octubre de octubre de 2006 a las 17:43, ocasiond una pérdida de
generacion de 730 MW, el cual fue analizado en el capitulo anterior (ajuste del modelo de
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simulacion). Este evento involucré la pérdida de la subestacion Palamara ocasionando
fraccionamiento del sistema en cuatro areas operativas, por lo tanto, en este caso se requiere
de esquemas suplementarios adicionales al EDAC que minimicen el riesgo de colapso en cada
una de las areas eléctricas que quedan aisladas y las zonas de permitan restablecer las
condiciones de operacién del sistema. Por lo anterior, este evento permite probar no sélo el
esquema de desconexion de carga que se proponga durante el estudio, sino que ademas,
permite analizar los esquemas suplementarios adicionales de disparos de generacién por sobre
y baja frecuencia requeridos por areas operativas para mantener operativo el sistema y permitir
restablecer rapidamente la demanda del mismo.

Adicionalmente y para efectos de probar la respuesta de la integralidad del esquema ante este
desbalance, se tomara como referencia los eventos analizados en el Informe “Actualizacién del
esquema de relevo de carga del Sistema Eléctrico Interconectado Nacional de la Republica
Dominicana -2005", seleccionando por condiciones del despacho considerado el siguiente
evento:

Pérdida de 700 MW entre las unidades de EDM, EDN, Itabo 1y 2, Monterio, Sultana y Smith

4.2. CAsSO PERDIDA DE 422 MW

Para el evento de pérdida de generacion de 422 MW, se presentaron dos eventos de esta
magnitud, correspondientes al evento del 03 de diciembre del 2006 a las 12:09 y al evento del
21 de febrero de 2007 a las 12:48 horas. Se seleccioné para el andlisis este ultimo evento, ya
gue presentd mayor impacto en el sistema al involucrar pérdida de lineas importantes en la red
de 138 kV.

Descripcion del evento: El dia 21 de febrero de 2007 a las 12:48 horas ocurrié una falla en la
zona Este (desconocida), que originé el disparo via la actuacion de las protecciones de los
disyuntores a 138 kV Palamara — Villa Mella, Los Mina — Hainamosa #1, Los Mina — Hainamosa
#2 (con recierre automatico), AES Andrés — Interconexion, El transformador de interconexion de
la S/E de Falcon y 69 kV Timbeque — Los Mina, Timbeque | — Estrella del Norte, Villa Duarte —
Timbeque |, Timbeque | — Timbeque I, asi como el disparo de las centrales de AES Andrés con
275 MW, Estrella del Mar con 58 MW, Estrella del Norte con 32 MW, Los Toros 1 y 2 con
4.5 MW cada una y el disparo parcial de la central Sultana del Este reduciendo su generacion
en 48 MW. Con la pérdida de la generacion antes mencionada se produjo una baja frecuencia
en el SENI que provoco el disparo por baja frecuencia de los disyuntores a 69 kV: Villa Duarte —
Invivienda, Haina — Refineria, Palamara — Bayona, Inca — Villa Altagracia y Pizarrete — Madre
Vieja.

Para la simulacién de este evento se consideré el disparo casi simultaneo de los elementos
reportados en este informe. La secuencia de eventos simulada fue la siguiente:
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t (seg) Evento
0.5 Disparo de la linea a 138 kV Palamara — Villa Mella
0.6 Disparo de las lineas a 138 kV Los Mina — Hainamosa 1y 2
0.7 Disparo de la linea a 138 kV AES Andrés — Interconexién
0.7 Disparo de la generacién de AES Andrés TGy TV (278 MW)
0.8 Disparo de la generacion de Sultana del Este Grupo 1 (48 MW)
0.8 Disparo de la linea a 69 kV Villa Duarte -Timbeque-
0.9 Disparo de la linea a 69 kV Timbeque | — Timbeque I
0.9 Disparo de la linea a 69 kV Los Mina - Timbeque
0.9 Disparo de la linea a 69 kV Timbeque — Estrella del Norte
0.95 Disparo de la generacién de Estrella del Norte (32.4 MW)
0.95 Disparo de la generacién de Estrella de Mar (67.7 MW)

Tabla 24 - Secuencia de eventos en la simulacion

4.3. CaAso PErDIDA DE 115 MW

Se analizara la salida simple de la unidad de generacion con 115 MW, en este caso se
considerara la pérdida de una unidad de Itabo y como caso adicional para tener un rango de
desbalances intermedio, se considerara la pérdida de las dos unidades de Itabo con 230 MW

Se acord6 analizar las contingencias que crean islas eléctricas como son:
e Disparo de Lineas Palamara - Hainamosa con 190 MW
e Disparo de Lineas Palamara-Bonao Il con 190 MW

e Disparo de Lineas Palamara-Valdesia con 190 MW

Mediante el andlisis de estas contingencias, se determinaran los esquemas suplementarios
adicionales necesarios por subareas eléctricas del sistema

5. SIMULACIONES DINAMICAS

Se evalud la respuesta del sistema considerando los esquemas de desconexion de carga por
baja frecuencia y baja tension actualmente implementados en Republica Dominicana, para lo
cual se presentan los analisis realizados ante los diferentes desbalances para los tres
escenarios de demanda: maxima (periodo 21), media (periodo 11) y minima (periodo5).
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5.1. RESULTADOS EN DEMANDA MAXIMA
5.1.1. DEMANDA MAXIMA: PERDIDA DE 115 MW EN ITABO

Para la demanda maxima esperada del sistema de Republica Dominicana en el 2008 de
2,166 MW, la pérdida de 115 MW representa un desbalance para este sistema de 5.31% en
demanda maxima.

Al considerar el esquema de desconexion de carga por baja frecuencia y baja tensidn
actualmente implementado, se presenta una excursion muy lenta de la frecuencia del sistema,
que alcanza el umbral de los 59 Hz a los 6.5 seg, ocasionando disparo por baja frecuencia de
los transformadores asociados a la generacion de Los Toros y Contra Embalse Moncién de
acuerdo con los ajustes presentados en la base de datos, asi:

S Los Toros: A los 59 Hz se presenta disparo del transformador 6.9/69 kV de
10.5 MVA, ocasionando el disparo de la generacion a los 6.53 seg.

2 Contra Embalse Moncién: A los 58.9 Hz se presenta disparo del transformador
4.16/13.8 kV de 4 MVA, ocasionando el disparo de la generacién a los 7.66 seg.

La pérdida de generacion adicional entre Los Toros y Contra Embalse Moncién es de 9.5 MW,
lo cual hace cambiar un poco la pendiente de caida de la frecuencia, descendiendo hasta un
valor minimo de 58.89 Hz. A pesar de que la generacion de Los Toros y Contra Embalse
Moncién no es muy representativa para el sistema, es importante anotar que ante cualquier
desbalance generacion/demanda que implique una excursion de la frecuencia hasta 58.9 Hz, se
presenta la pérdida de esta generacion y dado que estan ubicadas en zonas muy deficitarias de
tension, la pérdida de esta generacion puede ocasionar un deterioro mayor en las condiciones
de estas subéreas.

Durante este evento se activa completamente la etapa 1 del esquema actual, con una
desconexion total de 105.52 MW, que corresponde al 4.87% de la demanda del sistema. Se
observa una buena recuperacion de la frecuencia, alcanzando a los 10 segundos una
frecuencia de 59.24 Hz.

En este caso las tensiones permanecen dentro de los rangos permitidos, con tension minima de
0.97 p.u. y maxima de 1.057 p.u.

Del analisis de la pendiente de caida de la frecuencia durante los primeros segundos, se
obtiene una pendiente de caida de la frecuencia del orden de -0.23 Hz/s.
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Pérdidade 115 MW
Frec. (Hz) Seg df/dt
60 0.5
59.752 1.5 -0.248
59.535 2.5 -0.217

Tabla 25 - Calculo del df/dt ante pérdida de 115 MW en Demanda Maxima

En la Figura 34 y la Figura 35 se presenta la evolucion de la frecuencia y las tensiones en el
sistema ante esta contingencia.
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Figura 34 - Evolucion de lafrecuencia ante pérdida de 115 MW en ltabo
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Figura 35 - Evolucién de latension ante pérdida de 115 MW en Itabo
5.1.2. DEMANDA MAXIMA: PERDIDA DE 230 MW ENTRE LAS UNIDADES 1Y 2 DE ITABO

La perdida de estas dos unidades con 230 MW representa un desbalance para el sistema en

demanda méxima de 10.63%.

Se presenta disparo del transformador asociado a la generacién de Los Toros a los 3.02 s y de

Contra Embalse Moncién a los 3.64 s

La frecuencia minima obtenida en la simulacién fue de 58.876 Hz, con una muy buena
recuperacion del sistema, alcanzando a los 10 seg de una frecuencia de 59.533 Hz, como se

observa en la Figura 36.

Las tensiones evolucionan dentro de los rangos permitidos, con valores maximos de 1.05 p.u. y
minimo de 0.97 p.u., como se observa en la Figura 37.
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La desconexién de carga presentada durante el evento fue de 206.69 MW, de los cuales se
tiene 101.16 MW asociados a la Etapa 0 con la participaciéon de las cargas de Embajador y Los
Prados (59.2 Hz y 0.9 p.u.) y por umbral de frecuencia con la activacion completa de la Etapa 1
con 105.53 MW, con lo cual se tiene una desconexion total del 9.55% de la demanda del

sistema.

La pendiente de caida de la frecuencia durante este evento fue en promedio de -0.45 Hz/s

como se observa a continuacion:

Pérdida de 230 MW
Frec. (Hz) Seg df/dt
60 0.5
59.498 1.5 -0.502
59.091 2.5 -0.407

Tabla 26 - Calculo del df/dt ante pérdida de 230 MW en Demanda Maxima

60.00 1

59.75

59.50

59.25

59.00

58.876 Hz |

60.25 b ———————————— e —— e

58.75 ‘
-0.500 1.600 3.700

3380\KILOMETRO 15 DE AZUA 138: PERDIDA DE 115 MW
2130\BONAO 2 138: PERDIDA DE 115 MW
1190\HAINAMOSA 138: PERDIDA DE 115 MW

1550\VILLA DUARTE 138: PERDIDA DE 115 MW

ADIgSILENT

[s] 10.000

— 1360\PALAMARA 138: PERDIDA DE 115 MW
hy

PERDIDA DE LAS UNIDADES 1Y 2 DE ITABO CON 230 MW
D.MAXIMA

Frecuencia

ESQUEMAS ACTUALES DE DESCONEXION DE CARG|

Date: 4/28/2008
AAnnex: /8

Figura 36 - Evolucion de la frecuencia ante pérdida de 230 MW en Itabo
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Figura 37 - Evolucion de latension ante pérdida de 230 MW en Itabo —D.Maxima-
5.1.3. DEMANDA MAXIMA: PERDIDA DE 435 MW ENTRE AES ANDRES, EDM, EDN, Los

TOROS 1Y 2Y SULTANA DEL ESTE

Durante la simulacion de este evento, se presenta disparo por baja frecuencia de los
transformadores asociados a la generacion de Los Toros y Contra Embalse Moncién de
acuerdo con los ajustes presentados en la base de datos, asi:

Los Toros: A los 59 Hz se presenta disparo del transformador 6.9/69 kV de 10.5 MVA,
ocasionando el disparo de la generacién a los 1.916 seg.

Contra Embalse Moncion: A los 58.9 Hz se presenta disparo del transformador 4.16/13.8 kV de
4 MVA, ocasionando el disparo de la generacién a los 2.114 seg.

A pesar de que la generacion de Los Toros y Contra Embalse Monciébn no es muy
representativa para el sistema, es importante anotar que ante cualquier desbalance
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generacidn/demanda que implique una excursion de la frecuencia hasta 58.9 Hz, se presenta la
pérdida de esta generacion y dado que estan ubicadas en zonas muy deficitarias de tensién, la
pérdida de esta generacion puede ocasionar un deterioro mayor en las condiciones de estos
sistemas

La pérdida de 435 MW representa un desbalance para este sistema del 20.1% en demanda
maxima. Se presenta una frecuencia minima de 58.673 Hz, alcanzando a activar
completamente las etapas 1 y 2 (exceptuando la carga de Capotillo que queda aislada durante
el evento), todas las cargas asociadas a la etapa 3 (excepto la carga de Capotillo) y el circuito
Palamara — Bayona y de la etapa 4 dispara parcialmente algunas cargas.

La carga total deslastrada en la simulacion fue de 444.23 MW, equivalente al 20.53% de la
demanda total del sistema, obteniendo una rapida recuperacion de la frecuencia del sistema,
alcanzando el umbral de la primera etapa alrededor de los 4 seg. Sin embargo, en este se
presenta a los 10 seg del evento una sobrefrecuencia de 61.13 Hz.

Desde el punto de vista de evolucion se presentan tensiones dentro de los limites permitidos,
con una tension maxima de 1.1 p.u. en La Romana a nivel de 69 kV y las demas barras del
sistema con valores entre 0.99 p.u. y 1.087 p.u.

En este caso se presentd una rapida caida de la frecuencia del sistema, alcanzando a los 2.55
seg el valor minimo de 58.69 Hz, con una pendiente durante los primeros segundos del orden
de -0.62 Hz/seg como se observa a continuacion:

Pérdida de 435 MW
Frec. (Hz) Seg df/dt
60 0.5
59.318 1.5 -0.682
58.751 2.5 -0.567

Tabla 27 - Célculo del df/dt ante pérdida de 435 MW en Demanda Maxima

En la Figura 38 y la Figura 39 se presenta la evolucién de la frecuencia y las tensiones en el
sistema ante esta contingencia.
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Figura 38 - Evolucidn de la frecuencia ante pérdida de 435 MW —D.Maxima-
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5.1.4. DEMANDA MAXIMA: PERDIDA DE 700 MW ENTRE LAS UNIDADES DE EDM, EDN,
ITABO 1Y 2, MONTERIO, SULTANA Y SMITH

Se considerd el disparo casi simultdneo de esta generacién, sin involucrar pérdida de
elementos adicionales en la red de transmisidn, con el objetivo de probar la respuesta integral
del sistema ante el maximo desbalance que soporta el esquema actual, segin los estudios
desarrollados previamente por el OC.

El evento a simular es el siguiente:

t (seq) Evento
0.5 Disparo de la generacion de Sultana
0.6 Disparo de la generaciéon de EDM y EDN
0.7 Disparo de la generacién de Itabo 1y 2
0.8 Disparo de la generacién de Smith
0.9 Disparo de la generacion de Monterio

Tabla 28 - Secuencia del evento de pérdida de 700 MW
La pérdida de este bloque de generacién representa en demanda méxima un desbalance del
32.35%.

Se observa una pendiente abrupta de caida de la frecuencia con un df/dt en promedio de -1.15
Hz/s durante los primeros segundos como se observa a continuacion:

Pérdida de 700 MW
Frec. (Hz) Seg df/dt
60 0.5
59.434 1 -1.132
58.848 15 -1.172

Tabla 29 - Célculo del df/dt ante pérdida de 700 MW en Demanda Maxima

La frecuencia minima obtenida en la simulacién de este evento fue de 58.34 Hz alcanzados a
los 2 seg, ocasionando inicialmente la desconexion de todas las cargas que participan en la
Etapa 0 (f=59.2 Hz y V=0.9 p.u.) y por umbral de frecuencia actia completamente el esquema,
a excepcion de las cargas que participan paralelamente en la Etapa 0 y en el esquema por
umbral de frecuencia.

Los circuitos asociados al esquema de desconexion por umbral de frecuencia presentan disparo
en diferentes frecuencias como son: 58.825 Hz, 58.75 Hz, 58.675 Hz y 58.6 Hz.

La desconexion total de carga durante este evento fue de 861.6 MW que equivalen al 39.82%
de la demanda del sistema.
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Se observa una rapida recuperacion de la frecuencia del sistema, sin embargo, se presenta alta
frecuencia en el sistema, al sobrepasar el limite maximo exigido por la regulacién vigente
(60.25 Hz) alrededor de los 6 seg y con tendencia a seguir aumentando, alcanzando a los 10
seg de la simulacién un valor de frecuencia de 61.55 Hz, como se observa a continuacién en la
Figura 40.

Desde el punto de vista de las tensiones del sistema, se observan tensiones méximas de
1.13 p.u. y minimas de 0.97 p.u., como se observa en la Figura 41.
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Figura 40 - Evolucion de la frecuencia ante pérdida de 700 MW —D.Méaxima-
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5.1.5.

Figura 41 - Evolucién de latension ante pérdida de 700 MW —D.Maxima-

RESUMEN DE RESULTADOS EN DEMANDA MAXIMA

En la siguiente figura se presenta la comparacion de los diferentes desbalances analizados
desde el punto de vista de la evolucién de la frecuencia del sistema.
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Figura 42 - Evolucién de la frecuencia ante diferentes desbalances— D.Maxima-

. Pérdida . Frecuencia Deslastre de carga | Deslastre de carga | Deslastre
Evento de disparo de Desbalance | Frecuencia . . .
eneracion Total ) Min. (Hz) Recuperacién a por umbral de por baja frecuencia| de carga Etapas actuadas
9 (MW) ’ los 10 seg (Hz) | frecuencia (MW) |y bajatension (MW)| total (%)
Itabo | 115 5.31 58.892 59.242 105.52 0 4.88 Acttia completamente la Primera Etapa
ActGa completamente la Primera Etapa y las cargas|
Itabo 1 y Il 230 10.63 58.876 59.533 105.53 101.16 9.55 de la etapa 0 asociadas a Embajador y los Prados
Aes Andrés, EDM, EDN, Los| Actian completamente las etapas 1 y 2
Toros 1y 2y Sultana del Este 435 20.10 58.673 61.131 444.23 0 20.53 parcialmente las etapas 3y 4.
EDM, EDN, Itabo | y |, Actlan completamente las cargas asociadas a la
Monterio, Sultana y Smith Etapa 0 (f = 59.2 Hz y V= 0.9 p.u) y la totalidad de las
cargas asociadas al esquema por baja frecuencia,|
excepto las cargas que participan en primera etapa
700 32.35 58.34 61.55 701.68 159.92 39.82
se presenta desconexion del total de los circuitos que
disparan por umbral de frecuencia en las sgtes
frecuencias: 58.825 Hz, 58.75 Hz, 58.675 Hz y 58.6
Hz.

Tabla 30 - Resumen de resultados obtenidos con el esquema actual para demanda maxima
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5.2. RESULTADOS EN DEMANDA MEDIA
5.2.1. DEMANDA MEDIA: PERDIDA DE 115 MW EN ITABO

Se consideré una demanda media (P 11) de 1,938.69 MW, por lo tanto, ante pérdida de
115 MW se tiene un desbalance en este sistema de 5.93%.

Ante este desbalance se presenta un descenso en la frecuencia del sistema, alcanzando a los
4.4 seg una frecuencia de 59 Hz, ocasionando el disparo de la generacion de Los Toros y
posteriormente en 4.93 seg se presenta el disparo de Contra Embalse Moncién a los 58.87 Hz,
lo cual hace descender un poco mas la frecuencia hasta alcanzar un valor minimo de 58.897
Hz.

Se presenta actuacion del esquema de deslastre de carga por baja frecuencia en su primera
etapa activandola completamente, con una desconexion total de 77.62 MW, que corresponde al
4% de la demanda del sistema. Se observa una adecuada recuperacién de la frecuencia,
alcanzando a los 10 segundos una frecuencia de 59.16 Hz, como se observa en la Figura 43.

En este caso las tensiones permanecen dentro de los rangos permitidos, con tensiones
maximas de 1.03 p.u. y minima de 0.96 p.u. (ver Figura 44).

Del andlisis de la pendiente de caida de la frecuencia durante los primeros segundos, se
obtiene una pendiente de caida de la frecuencia del orden de -0.295 Hz/s.

Pérdida de 115 MW
Frec. (Hz) Seg df/dt
60 0.5
59.686 1.5 -0.314
59.409 2.5 -0.277

Tabla 31 - Céalculo del df/dt ante pérdida de 115 MW en Demanda Media

En la Figura 43 y la Figura 44 se presenta la evolucion de la frecuencia y las tensiones en el
sistema ante esta contingencia.
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Figura 43 - Evolucidn de la frecuencia ante pérdida de 115 MW — D.Media-
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Figura 44 - Evolucién de latension ante pérdida de 115 MW — D.Media-

5.2.2. DEMANDA MEDIA: PERDIDA DE LAS UNIDADES | Y Il DE ITABO CON 230 MW

Ante esta contingencia, se tiene un desbalance para el sistema del 11.86%.

Se observa en la respuesta de la simulaciéon una frecuencia minima de 58.832 Hz alcanzada a
los 3.2 segundos, alcanzando a activar completamente la primera etapa del esquema actual,
que tiene un ajuste por baja frecuencia de 58.9 Hz y parcialmente la Etapa 0 del esquema
actual (59.2 Hz y 0.9 p.u.), con el disparo de las cargas de Embajador y Los Prados.

La desconexidn total de carga durante este evento fue de 183.66 MW, equivalente al 9.47% de
la demanda del sistema.

En cuanto a la frecuencia de recuperacién del sistema, se observa una muy buena respuesta,
llevando la frecuencia a los 10 segundos 59.734 Hz. En cuanto a la respuesta de tension, se
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presenta una evolucién dentro de los rangos permitidos por este sistema, con una tension
méxima de 1.036 p.u. y minima de 0.964 p.u.

En la Figura 45 y la Figura 46 se presenta la evolucién de la tension y de la frecuencia del
sistema ante este evento.

Respecto a la pendiente de caida de la frecuencia durante este desbalance, se obtiene un df/dt
promedio de -0.775 Hz/s

Pérdida de 230 MW
Frec. (Hz) Seg df/dt
60 0.5
59.352 1.5 -0.648
58.901 2.5 -0.902

Tabla 32 - Céalculo del df/dt ante pérdida de 230 MW en Demanda Media
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Figura 45 - Evolucion de la frecuencia ante pérdida de 230 MW — D.Media-
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Figura 46 - Evolucion de la tensién ante pérdida de 230 MW — D.Media-

5.2.3. DEMANDA MEDIA: PERDIDA DE 435 MW ENTRE AES ANDRES, EDM, EDN, LOsS
TOROS 1Y 2 Y SULTANA DEL ESTE

Al igual que en el caso de demanda maxima, se considero la pérdida de la generacién de AES
Andrés, EDM, EDN los Toros y Sultana del Este, considerando el evento reportado por el OC
del 21 de febrero de 2007 a las 12:48 descrito anteriormente y utilizando la secuencia definida
en la Tabla 24.

Dada la excursibn de la frecuencia durante este evento, se presenta el disparo del
transformador asociado a la generacion de los Toros a los 2.22 seg y de Contra Embalse
Moncidn a los 2.47 seg por baja frecuencia en 59 Hz y 58.9 Hz respectivamente.
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La pérdida de 435 MW representa un desbalance para este sistema del 22.44% en demanda
media. Se presenta una frecuencia minima de 58.752 Hz, alcanzando a activar completamente
las Etapas 1y 2 del esquema por baja frecuencia (exceptuando la carga de Capotillo que queda
aislada durante el evento).

Adicional a la desconexion de carga por baja frecuencia, se presenta disparo de carga por
umbral de frecuencia y baja tension (Etapa 0) con una desconexion total de 106.04 MW en Los
Prados y Embajador.

La carga total deslastrada en la simulacion fue 350.02 MW, equivalente al 18.05% de la
demanda total del sistema, obteniendo una rapida recuperacién de la frecuencia, alcanzando a
los 10 seg una frecuencia de 60.23 Hz, que aun esta dentro de los limites maximos admisibles
de la operacién del sistema

Desde el punto de vista de evolucion de la tension del sistema, se observa una evolucion de
esta variable dentro de los limites permitidos tanto en 138 kV como en 69 kV, con una tension
méxima de 1.04 p.u. y minima de 0.97 p.u.

En este caso se presentd una rapida caida de la frecuencia del sistema, alcanzando a los 2.47
seg el valor minimo de 58.752 Hz, con una pendiente promedio durante los primeros segundos
de -0.805 Hz/seg como se observa a continuacion:

Pérdida de 435 MW
Frec. (Hz) Seg df/dt
60 0.5
59.487 1.2 -0.7328571
58.873 1.9 -0.8771429

Tabla 33 - Célculo del df/dt ante pérdida de 435 MW en Demanda Media

En la Figura 47 y la Figura 48 se presenta la evolucién de la frecuencia y las tensiones en el
sistema ante esta contingencia:
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Figura 47 - Evolucidn de la frecuencia ante pérdida de 435 MW — D.Media-
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Figura 48 - Evolucidn de latension ante pérdida de 435 MW — D.Media--

5.2.4. DEMANDA MEDIA: PERDIDA DE 700 MW ENTRE LAS UNIDADES DE EDM, EDN,
ITABO 1Y 2, MONTERIO, SULTANA Y SMITH

En demanda media esta contingencia representa un desbalance del 36.11% que no es posible
soportarlo con el Esquema vigente, ya que aun con la actuacion total del esquema vigente, se
presenta colapso en el sistema como se observa en la Figura 49.

La desconexién total de carga durante este evento fue de 806.92 MW que equivalen al 41.62%
de la demanda del sistema. Sin embargo, dados los tiempos de respuesta del esquema actual,
se observa que no es posible detener la excursién de la frecuencia, alcanzando el umbral de los
58.5 Hz a los 1.7 seg de la simulacién, umbral para el cual se presentan disparos de generacién
en este sistema, lo cual lo lleva a disparos paulatinos de generacion y finalmente al colapso del
sistema
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En este caso se tiene una pendiente abrupta de caida de la frecuencia con un valor promedio
durante los primeros segundos de -1.35 Hz/seg, como se observa a continuacion:

Pérdida de 700 MW
Frec. (Hz) Seg df/dt
60 0.5
59.495 1 -1.01
58.644 1.5 -1.702

Tabla 34 - Célculo del df/dt ante pérdida de 700 MW en Demanda Media
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. Deslastre de
. g Frecuencia Deslastre de - |Deslastre de
Evento de disparo de| Pérdida n " . N carga por baja
# Caso - Desbalance (%) Frecuencia Min. (Hz) [Recuperacién a| carga por baja n .| carga total Etapas actuadas
generacion Total (MW) 10s 10 seg (H2) | frecuencia (Mw) frecuenciay bajal )
9 tension (MW) g
Casol |itabo | 115 5.93 58.87 59.16 77.62 0 4.00 [Actia completamente la Primera Etapa
[Actia completamente Ia Etapa 1 y parcialmente la Etapa 0|
Caso 2 Itabo Iy Il 230 11.86 58.832 59.734 77.62 106.048 9.47 con la desconexion de las cargas de Embajador y Los|
Prados
Cas03 |pes Andrés. EDM [Actian completamente las etapas 1 y 2 (incluidos los|
EDN, Los Toros 1y 2| 435 22.44 58.752 60.232 243.97 106.048 18.05 circuitos). Adicionalmente se presenta actuacion de Iaf
Sultana del Este etapa 0 (59.2 Hz, 0.9 p.u) en Los Prados y Embajador
Caso 3 EDM, EDN, Itabo I y Il Actian completamente el esquema actual tanto porf
Monterio, Sultana Y| 700 36.11 Colapso del sistema 426.874 380.046 41.62
Smith umbral de frecuencia como por umbral y baja tension

Tabla 35 - Resumen de resultados obtenidos con el esquema actual para demanda media
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5.3. RESULTADOS EN DEMANDA MiNIMA
5.3.1. DEMANDA MiNIMA: PERDIDA DE 115 MW EN ITABO

Se consider6 una demanda minima (P 05) de 1,387.54 MW, por lo tanto, ante pérdida de
115 MW se tiene un desbalance en este sistema de 8.29%.

La pérdida de 115 MW implica una excursion de frecuencia hasta umbrales por debajo de
59 Hz, haciendo activar la desconexioén por baja frecuencia del transformador de los Toros a los
6.5 segundos, con lo cual se presenta un cambio de pendiente en la frecuencia del sistema,
haciéndola bajar hasta 58.89 Hz.

Con el esquema actualmente implementado, se presenta activacién total de la primera etapa
del EDAC actual por baja frecuencia con desconexion total de las barras asociadas a esta
etapa, con un deslastre de 62.48 MW que equivale al 4.5% de la demanda total del sistema.

Se observa una lenta recuperacion de la frecuencia, alcanzando a los 10 segundos una
frecuencia de 59.1 Hz, alcanzando a superar el umbral minimo requerido por el OC.

En este caso las tensiones permanecen dentro de los rangos permitidos, con tension minima de
0.9 p.u. y maxima de 0.98 p.u.

Del analisis de la pendiente de caida de la frecuencia durante los primeros segundos, se
obtiene una pendiente de caida de la frecuencia del orden de -0.28 Hz/s

Pérdida de 115 MW
Frec. (Hz) Seg df/dt
60 0.5
59.678 1.5 -0.322
59.449 2.5 -0.229

Tabla 36 - Calculo del df/dt ante pérdida de 115 MW en Demanda Minima

En la Figura 52 y la Figura 53 se presenta la evolucién de la frecuencia y las tensiones en el
sistema ante esta contingencia.
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Figura 53 - Evolucidon de latension ante pérdida de 115 MW —-D.Minima-

5.3.2. DEMANDA MINIMA: PERDIDA DE LAS UNIDADES | Y Il DE ITABO CON 230 MW

Ante esta contingencia, se tiene un desbalance para el sistema del 16.58%.

Se observa en la respuesta de la simulacion una frecuencia minima de 58.825 Hz alrededor de
los 4 segundos, activando completamente la Etapa 1 del esquema actual, todas las cargas
asociadas a la Etapa 2 y parcialmente las cargas asociadas a la Etapa 0 (59.2Hz y
0.9 p.u.).con el disparo de Embajador y los Prados.

La desconexidn total de carga durante este evento fue de 170.43 MW, equivalente al 9.47% de
la demanda del sistema.

En cuanto a la frecuencia de recuperacién del sistema, se observa una frecuencia a los 10
segundos del evento de 59.218 Hz, es decir por encima del umbral minimo requerido por el OC
(59 Hz).
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Las tensiones del sistema evolucionan dentro de los rangos permitidos, con una tension

m