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Resumen 

 

Identificación de impacto en la seguridad y fiabilidad del actual sistema de 

protecciones asociado a la red eléctrica de 33 kV de CHEC ante la conexión de 

nuevos proyectos de generación 

 

El siguiente documento pretende dar respuesta a una serie de interrogantes planteados al 

interior del operador de red CHEC y que tienen relación directa con el riesgo de pérdida 

de seguridad y fiabilidad del sistema de protecciones ante la conexión de generación en 

el sistema de distribución a 33 kV. Por lo tanto, bajo el trabajo de grado se revisaron libros 

y artículos académicos que abordan el tema de problemas asociados a la conexión de 

generadores en redes de distribución que no fueron planeadas para su conexión, es decir, 

fueron diseñadas para atender cargas pasivas. Se aplican metodologías de identificación 

de impacto en el sistema de distribución de CHEC, esto último con el ánimo de anticipar 

oportunidades de mejora en el conjunto sistémico. 

 

Para la aplicación de las metodologías se modeló el sistema eléctrico de CHEC en el 

software PowerFactory de DIgSilent incluyendo las protecciones eléctricas y se plasmaron 

las principales alternativas de conexión de generadores. 

 

 

Palabras clave: Redes de distribución, Generación Distribuida, Protecciones 

eléctricas.  
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Abstract 

 

Identification of the impact on the safety and reliability of the current protection 

system associated with the CHEC 33 kV electrical network before the connection of 

new generation projects 

 

The following document aims to answer a series of questions posed within the CHEC 

network operator and that are directly related to the risk of loss of security and reliability of 

the protection system before the generation connection in the distribution system at 33 kV. 

Therefore, under the degree work, books and academic articles were reviewed that 

address the issue of problems associated with the connection of generators in distribution 

networks that were not planned for their connection, that is, they were designed to meet 

passive loads. Impact identification methodologies are applied in the CHEC distribution 

system, the latter with the aim of anticipating opportunities for improvement in the systemic 

set. 

 

For the application of the methodologies, the CHEC electrical system was modeled in 

DIgSilent's PowerFactory software, including electrical protections, and the main generator 

connection alternatives were set out. 

 

 

Keywords: Distribution networks, Distributed Generation, Electrical protections. 
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Introducción 

 

Identificar, en la etapa de planeación, condiciones de vulnerabilidad del sistema eléctrico 

ante el ingreso de nuevos proyectos de generación, permite tomar acciones preventivas e 

inversiones en pro del mejoramiento de la calidad del servicio. La regulación del sector 

eléctrico, consciente de la importancia de estos análisis, ha definido lineamientos básicos 

en resoluciones como la 025 de 1995 [1] y 070 de 1996 [2], requerimientos técnicos en 

acuerdos como el CNO 1322 [3], los cuales pueden ser complementados con normas y/o 

estándares internacionales como la IEEE 1547.7 [4] para obtener un análisis integral, que 

incluya activos de potencia, sistemas de protección eléctrica, infraestructura de 

comunicaciones y servicios auxiliares, brindando una mirada objetiva al operador de red 

que le permite alinear los planes expansión y reposición del sistema de distribución hacia 

un sistema eléctrico transaccional, capaz de permitir la interacción de usuarios finales, 

generadores y prosumidores con estándares de calidad, seguridad y confiabilidad. 

  

Nos encontramos en una etapa donde el aprovechamiento de fuentes de energía no 

convencionales como el sol, el viento o pequeños recursos hídricos apuntan a un desarrollo 

sostenible. La tecnología que permite el aprovechamiento de estas fuentes de energía 

cada día es más asequible, de hecho, políticas gubernamentales como la Ley 1715 del 

2014 [5] han incentivado su utilización, con iniciativas como la reducción en la declaración 

de renta, la exoneración de IVA y aranceles en los proyectos asociados a fuentes no 

convencionales, siendo una oportunidad de negocio que puede llegar a desplazar, en cierta 

medida, la utilización de combustibles fósiles o sistemas convencionales de energía. 

 

Algunas zonas claramente identificadas en la cobertura del sistema eléctrico CHEC son 

propicias para el desarrollo de pequeños proyectos hidroeléctricos y de generación solar. 

Entre los años 2016 y 2018 el operador de red percibió un incremento considerable de 

generación en el SDL (del orden de 3 veces respecto al año 2015), en donde fue necesario 

reconfigurar los enlaces a 33 kV por la puesta en servicio de 3 proyectos de generación, 
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los cuales suman aproximadamente 57 MW; estos proyectos se localizan en zonas con 

baja demanda de energía, razón por la cual los excedentes se transportan por líneas del 

sistema a 33 kV hasta los puntos principales de transformación 115/33 kV, que con la 

entrada en servicio de la generación mencionada pasaron a operar como transformadores 

elevadores (previo a esto actuaban como reductores). Estas conexiones han permitido 

identificar planes de mejora a nivel procedimental y de infraestructura los cuales implican 

ampliar el análisis de los estudios de conexión bajo un enfoque integral.  

 

Al año 2020 se cuenta con 13 solicitudes de conexión de nuevos proyectos al SDL, por lo 

cual es necesario tomar medidas preventivas que permitan al operador de red identificar 

el impacto de estos nuevos proyectos de generación y poder establecer, de cara a la 

operación del sistema, que inversiones son necesarios para mitigar o fortalecer la 

seguridad y fiabilidad del sistema de protecciones. 

 

Este trabajo de grado se centrará en fortalecer las herramientas de simulación, crear 

rutinas de programación que permitan identificar oportunamente las limitaciones del 

sistema, diagnosticar la seguridad y fiabilidad del sistema de protecciones y brindar las 

recomendaciones necesarias que mitiguen a nivel operativo la pérdida de calidad, 

seguridad y confiabilidad.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



 

 
 

1. Planteamiento del problema 

Parte de la red de 33 kV del sistema CHEC inicialmente fue diseñada para trabajar bajo 

una configuración radial, para atender la demanda eléctrica de los departamentos de 

Caldas y Risaralda. Debido al ingreso de pequeñas centrales hidroeléctricas (PCH) y 

cogeneradores que despachan una cantidad de energía superior a la demanda local 

(vecindad en el punto de conexión) se ha producido un contraflujo, que, dependiendo de 

la potencia del generador, puede llevar al límite de capacidad algunas líneas o activos del 

sistema. Las decisiones tomadas en su momento para evitar problemas de sobrecarga y 

energía atrapada se centraron en el cierre de enlaces que operaban normalmente abiertos, 

logrando la redistribución de flujos, pero generando nuevos retos relacionados a nivel de 

protecciones y operación del sistema. 

Hoy frente a nuevas solicitudes de conexión es necesario traer a colación las lecciones 

aprendidas y apoyados en normatividad nacional e internacional buscar mejores 

alternativas de solución.  

1.1 Justificación 

Este trabajo de grado pretende responder a interrogantes planteados al interior del 

operador CHEC y que están estrechamente relacionados con la toma de decisiones 

técnicas que permitan evitar la pérdida de calidad, seguridad y confiabilidad establecida en 

el marco regulatorio y mitigar la pérdida de seguridad y fiabilidad establecida para el actual 

sistema de protección eléctrica. 
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1.2 Objetivos 

1.2.1 Objetivo general 

Identificar el impacto en la seguridad y fiabilidad del actual sistema de protecciones 

asociado a la red eléctrica de 33 kV de CHEC ante la conexión de 7 nuevos proyectos de 

generación. 

1.2.2 Objetivos específicos 

 Elaborar el estado del arte en metodologías para la evaluación de sistemas de 

protección de sistemas de distribución ante el ingreso de proyectos de generación 

distribuida.  

 Modelar el sistema eléctrico de distribución a 33 kV de la CHEC en PowerFactory 

(DIgSilent) tomando como base la información existente de transformadores, cargas, 

PCHs, CTs, PTs e IEDs. 

 Modelar los nuevos proyectos de generación definidos por el operador de Red. 

 Elaborar las rutinas de programación y reportes necesarios para el análisis eléctrico. 

 Identificar, simular y analizar los casos de estudio y contingencias en las cuales se 

evaluará el desempeño del sistema eléctrico. 

 Identificar las oportunidades de mejora a partir de las simulaciones. 

 Socializar los resultados del trabajo. 

1.3 Alcance 

Los análisis incluidos en este trabajo de grado corresponden a 7 proyectos de generación 

identificados previamente por el operador de red CHEC. Estos proyectos serán modelados 

sobre la infraestructura actual del sistema de potencia, incluyendo los actuales esquemas 

y funciones de protección eléctrica. 

No se contempló planes de expansión e incremento de la demanda para los próximos 

años, ya que se trata de un análisis con base en las condiciones actuales del sistema de 

protección. Sin embargo, los procedimientos, rutinas de programación y dashboard se 

pueden utilizar para cualquier año que se parametrice en la herramienta de simulación 

PowerFactory. 
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1.4 Metodología 

Como primera actividad se llevará a cabo la recopilación, consulta y registro documental 

de artículos y libros que permitan conocer el contexto normativo, propuestas y 

recomendaciones afines con el objeto de este trabajo de grado. 

Paralelamente se realizará un inventario de la información con que se cuenta para realizar 

el modelo eléctrico del sistema a 33 kV y sus puntos de conexión con los niveles de tensión 

inferiores y superiores. Debido al impacto que tienen los transformadores tridevanados 

sobre las corrientes de cortocircuito monofásicas es necesario la recopilación y/o 

acondicionamiento de lo existente para reflejar un comportamiento similar a la realidad. 

Con respecto al modelado de IEDs existentes en el sistema de 33 kV de CHEC se 

emplearán las librerías dispuestas en Power Factory (DIgSilent) por fabricante y referencia 

de IED. Cabe destacar que no todos los IEDs están disponibles en la librería, por lo cual 

es necesario realizar adecuación o creación de los IEDs faltantes siguiendo los manuales 

técnicos de cada fabricante. 

Posteriormente se trabajará en la elaboración de una rutina de programación que permita 

automatizar el proceso de simulación de los casos de estudio y escenarios. 

Finalmente, se analizarán los resultados y se procederá con las observaciones y 

recomendaciones. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 





 

 
 

2. Revisión del estado del arte 

La revisión bibliográfica, abarcó artículos relacionados con el tema, libros y marco 

regulatorio vigente. 

 

En los proyectos de generación distribuida, juegan un papel crucial, a la hora de determinar 

el impacto sobre el sistema de distribución, factores como: el tipo de tecnología, el tipo de 

transformador de conexión, la cantidad de energía a despachar, la ubicación del punto de 

conexión. De cara al operador de red, teniendo en cuenta variables como cargabilidad, 

variación de la tensión, nivel de cortocircuito, selectividad de protecciones, indicadores de 

calidad, se podría establecer tentativamente la capacidad máxima admisible por barra o 

punto de conexión, sin embargo, éste valor depende de los proyectos de generación que 

se vayan implementando en el área de influencia; en este orden de ideas la planeación del 

sistema de distribución tendrá un componente estocástico de gran valor. 

2.1 Problemas identificados con el ingreso masivo de 
generación distribuida (GD) 

A partir del capítulo 4 del estándar IEEE 1547.7 [4], el capítulo 3 del libro “Integration of 

Distributed Generation in the Power System” [6] y los artículos [7] [8] [9] [10] [11], El ingreso 

masivo de generación distribuida (DR) puede traer algunos problemas que se clasifican y 

relacionan a continuación. 

 

 Cargabilidad de equipos: 

o Sobrecarga en algunos conductores o líneas; esto teniendo en cuenta que la 

red de distribución pudo haber sido planeada con base en la demanda y 

regulación de tensión, es decir, con el objetivo de atender exclusivamente 

demanda sin considerar proyectos de generación. 
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o Sobrecarga de transformadores de potencia por desestimación de la demanda, 

este es el caso de sistemas con alta concentración de prosumidores, en donde 

el operador de red deja de percibir la demanda total en condición normal de 

operación, pero tras un evento eléctrico las unidades de generación se 

desconectan y el transformador de potencia tomará mayor demanda que la 

estimada. 

o Sobrecarga de transformadores de potencia por desconexión de grandes 

centros de carga, es posible que un elemento de protección deslastre una 

cantidad elevada de carga, sin afectar la GD. 

o Aumento de pérdidas locales, cuando la generación supera la demanda del 

punto de conexión ocasionará un incremento de las pérdidas eléctricas en uno 

o más activos de forma proporcional a los excedentes de generación. 

  

 Regulación de la tensión y gestión de potencia reactiva: 

o Los transformadores de potencia tipo OLTC con control automático de tensión 

pueden presentar variaciones excesivas del cambiador de TAP, por lo cual se 

recomienda la revisión y modificación de la banda muerta contemplando la 

conexión y desconexión de GD. 

o Los generadores de inducción habitualmente pueden atenuar la tensión en el 

punto de conexión y los generadores basados en paneles solares 

habitualmente aumentar la tensión en el punto de conexión. Es pertinente 

revisar bajo análisis cuasidinámico si se presenta violación de los límites 

establecidos por el operador de red.  

o Incremento por fuera del límite regulatorio ocasionado por PCHs, estos 

generadores dependiendo de la curva de capacidad pueden participar del 

control de tensión, pero cuando no son coordinados por el operador de red 

pueden producir un incremento de la tensión excesiva. 

o Ante fallas transitorias en el sistema de distribución, se puede producir la salida 

instantánea de múltiples fuentes de GD, con lo cual se presentará un estado 

transitorio con variación de tensión las cuales no pueden ser controladas por el 

módulo de control de TAP. 

 

 



Revisión del estado del arte 9 

 

 Calidad de la potencia: 

o Se puede presentar sobre y baja tensión, sags, swells, flickers y distorsión 

armónica. 

o En generadores eólicos el rápido cambio del viento por turbulencias y en 

paneles solares el rápido cambio por nubosidad, pueden producir flickers de la 

tensión. 

o Algunos armónicos de corriente de un GD pueden resultar en diferentes niveles 

de distorsión armónica de voltaje, esto dependiendo de las características del 

sistema de potencia. 

 

 Cortocircuito y coordinación de protecciones: 

o El ingreso de GD puede sobre-sensibilizar algunas protecciones, en donde se 

producirá disparos indeseados (pérdida de seguridad). 

o El ingreso de DG puede insensibilizar algunas protecciones, en donde la 

protección no alcanzará el valor estimado para comandar disparo (pérdida de 

fiabilidad). 

o Para los trabajos de línea energizada se consideran ajustes especiales de 

protección para limitar la energía del arco eléctrico, los GDs pueden disminuir 

el aporte de corriente desde el alimentador general retardando el disparo de 

éste (pérdida de fiabilidad). 

o Esquemas especiales de salvamento de fusible o conteos por 

seccionalizadores electrónicos pueden ser afectados con el ingreso de GD. 

 

 Situación de isla no programada 

o Los GDs pueden sostener un arco secundario por un tiempo definido.  

o El recierre o reenganche monofásico puede generar ferroresonancia cuando se 

encuentra un GD en isla. 

2.2 Alternativas para evaluación del impacto 

Como parte de las alternativas de solución para mitigación del impacto sobre el sistema de 

distribución, se encontraron algunas propuestas metodologías que se agrupan a 

continuación. 
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 Determinación de capacidad de generación por nodo de conexión 

o La propuesta presentada en el artículo “Determination of Allowable Capacity of 

Distributed Generation with Protection Coordination Consideration” [12] y 

complementada en [13] toman en cuenta dentro de la función objetivo las 

restricciones de voltaje entre 0.95 y 1.05 pu, restricciones por pérdida eléctricas 

(sin tolerar incremento) y restricciones por tiempo de selectividad entre las 

protecciones principal y respaldo; se ejecutan simulaciones de crecimiento de 

la potencia del DRs en algunos nodos del sistema, el aumento de la capacidad 

se detiene cuando no se puede cumplir una de las tres restricciones. 

 

 Evaluación del impacto mediante índices normalizados 

o En el artículo “Evaluación del impacto de la generación distribuida mediante 

índices normalizados con base en la normatividad colombiana y estándares 

IEEE” [14] propone la creación de unos índices normalizados basados en la 

normatividad colombiana e IEEE (IREG Regulación de tensión, ISU 

sobretensión y subtensión, Ifalla corriente de falla, Isag amplitud de hueco de 

tensión, ITHDV distorsión armónica total en tensión, ITDD distorsión de la 

demanda total). 

o En el artículo “Power Quality Assessment in Liberalized Market Probabilistic 

System Indices for Distribution Networks with Embedded Generation” [15] del 

artículo propone la evaluación del impacto en la calidad del servicio bajo índices 

generalizados (índice para distorsión armónica, índice para caída de tensión, 

índice para desviación de voltaje) los cuales permiten cuantificar la influencia 

de diferentes soluciones. 

 

 Criterios y subcriterios de impacto IEEE 1547.7 [4] 

o El estándar IEEE 1547.7 [4] establece 6 criterios que permiten evaluar el 

impacto y determinar según los resultados la necesidad de realizar o no 

estudios especializados. Los criterios se enfocan en cumplimiento de 

certificados de equipos (P1), potencial de isla no deseada (P2), impacto en 

cargabilidad de equipos (P3), impacto en protecciones y arco eléctrico (P4), 

impacto en regulación de voltaje (P5), impacto en la calidad de la potencia (P6). 
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Tabla 2-1: Lista de verificación de criterios y subcriterios IEEE 1547.7 [4] 

 

2.3 Soluciones para mitigar el impacto 

Varios artículos concluyen en que los actuales esquemas de protección basados en 

sobrecorriente no direccional deben ser reevaluados, con el objetivo de mejorar la 

seguridad y fiabilidad del sistema de distribución. 

Una de las soluciones citadas en el artículo [7], expuesta en el artículo [16], es utilizar la 

protección distancia a nivel de distribución, esto teniendo en cuenta que la magnitud de la 

corriente de falla puede cambiar en un porcentaje considerable con la conexión y 

desconexión de la GD. El caso Irlandés documentado en el artículo [17], requiere de la 

protección distancia, ya que los requerimientos normativos para el despeje de fallas en el 

sistema de distribución no se pueden lograr con protecciones de sobrecorriente; la 

protección distancia demuestra tener un desempeño benéfico, claro está que el costo de 

su implementación es considerablemente alto. 
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El estándar IEEE 1547.7 [4] en el capítulo 11 ofrece una serie de alternativas de solución 

clasificadas en los 6 criterios de evaluación de impacto y en cada criterio se hace una 

subclasificación de soluciones dependiendo del fenómeno eléctrico. Algunas de las 

soluciones se citan a continuación: 

 Soluciones para modo isla 

o Mitigar modo isla 

 Utilizar equipos certificados. 

 Utilizar protecciones de potencia inversa. 

 Ajustar la protección de bajo voltaje. 

 Ajustar la protección conforme a los escenarios operativos reales. 

 Emplear disparo transferido hacia el GD. 

o Condición fuera de sincronismo bajo ciclo de recierre 

 Utilizar condiciones de energización (chequeo sincronismo). 

 Bloquear el recierre hacia el GD. 

 Ante condiciones de balance carga – generación utilizar disparo 

transferido. 

o Sobretensiones temporales (ciclos) 

 Utilizar protección instantánea de tensión. 

 Implementar sistema de control especial para GD. 

 Revisar aislamiento y voltaje de los DPS. 

 Cambiar el tipo de transformador de conexión. 

 Utilizar disparo directo transferido (DTT). 

 En caso de ferroresonacia existen transformadores especiales que 

permiten limitar el fenómeno. 

 Soluciones para sobrecarga de equipos 

o Repotenciar y/o invertir en cambio de equipos. 

o Buscar un segundo punto conexión en donde no se presente la condición de 

sobrecarga. 

o Otorgar una conexión exclusiva. 

 Soluciones por impacto en el sistema de protecciones y condiciones de falla 

o Aumento de Icc 

 Remplazar los equipos que sean necesarios en las subestaciones 

aguas abajo. 
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 Mitigar la ICC desde el GD bajo impedancias del transformador de 

conexión o reactor en serie. 

 Mitigar la ICC desde el OR. 

o Sistema de salvamento de fusibles 

 Re-coordinar teniendo en cuenta el máximo aporte del GD. 

 Cambiar técnica dejando quemar el fusible. 

 Remplace el fusible por reconectador. 

o Pérdida de estabilidad 

 Reajuste de capacitores/reactores/OLTC control. 

 DTT a GD mientras se estabiliza. 

 Modificar control de gobernador, compensación de voltaje, control AVR. 

o Operación por falla en otros circuitos 

 Implementar protección direccional. 

 Disparo transferido de la subestación al GD. 

 Cambio de función de protección. 

 Cambio de la operación del GD, conexión exclusiva a barra. 

 

 Soluciones potenciales para sobre/subtensión 

o Alto/bajo voltaje en estado estable 

 Instalar o ajustar OLTC. 

 Instalar o ajustar capacitor. 

 Remplazar control de tensión de tiempo definido a control automático 

de tensión. 

 Instalar o ajustar reactores. 

 Ajustar el modo de operación del GD. 

o Desbalance de voltaje (minutos o más) 

 Agregar recursos DR en fases afectadas. 

 Redistribuir usuarios. 

 

 

 

 





 

 
 

3. Modelado del sistema eléctrico y creación 
de DPLs 

La creación y parametrización del modelo eléctrico CHEC en la herramienta de simulación 

PowerFactory (DIgSilent), fue una de las actividades de mayor ocupación. Verificar con 

datos reales obtenidos a través de los IEDs localizados en cada subestación la precisión 

del modelo de simulación fue un trabajo que se fue desarrollando sobre la marcha, cada 

vez que se presentaba un evento de gran magnitud sobre el sistema eléctrico era el 

momento preciso para la recopilación de datos y comparación de resultados. 

  

La primera versión del modelo eléctrico fue creada por el autor de este trabajo de grado 

en el año 2015; para el año 2017, en el cual se comenzó la maestría, se establecieron 

inmediatamente unas metas para fortalecer el modelo eléctrico, complementarlo y 

establecer los procedimientos de actualización acorde a las bases de datos de 

infraestructura oficiales del operador CHEC. Es pertinente mencionar que, durante el 

segundo semestre del 2017 CHEC en colaboración con la Universidad Nacional se 

desarrolló una práctica universitaria titulada “Aplicación y documentación de modelos de 

IEDs en DIgSilent”, la cual fue realizada por Alejandro Gil Restrepo y que permitió 

consolidar satisfactoriamente varios modelos eléctricos y plantillas de parametrización de 

IEDs necesarios para este trabajo de grado.  

3.1 Características del modelo base 

 El sistema de transmisión nacional fue simplificado mediante la herramienta “Network 

Reduction” método “Ward equivalent” con representación asimétrica en los nodos de 

conexión del área operativa CQR. La fuente actual para el equivalente del STN fue la 

base de datos BD_IPOEMP4_2019_Agentes_v01. 
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 El modelo contiene todos los transformadores de potencia, líneas, CTs, PTs del 

sistema eléctrico CHEC en los niveles 115 kV, 33 kV y cabeceras de 13.2 kV. 

 Para el sistema a 115 kV se modelaron las protecciones distancia y sobrecorriente 

acorde a los manuales técnicos de los fabricantes. 

 Para el sistema a 33 kV y 13.2 kV se modelaron las protecciones de sobrecorriente 

acorde a los manuales técnicos de los fabricantes. 

 Con respecto al modelo cuasi-dinámico: 

o Bajo datos estadísticos del año 2019 se construyeron curvas de demanda tipo 

(24 periodos) para los días laborales, sábados y domingos. Este ejercicio se 

realizó para cada carga del sistema a 115 kV y 33 kV, en 13.2 kV se concentra 

la carga de cada circuito a la cabecera.  

En los puntos de conexión al STN se configuraron las tensiones de referencia basado en 

datos estadísticos del 2019, para lograr la dinámica que requiere el modelo la variación de 

la tensión se configuró en el control automático de tensión de los autotransformadores. 

 Modelo de generadores objeto de estudio. 

o Proyectos PCHs, se modelaron con parámetros acorde a la capacidad 

propuesta. Los transformadores de conexión se modelaron tipo Ynd, con “Y” 

hacia el operador de red. El despacho se considera continuo en los 24 periodos 

acorde a la capacidad propuesta.  

o Proyectos PV, se utiliza el modelo que existe por defecto en la herramienta de 

simulación tan solo variando la capacidad propuesta. Los transformadores de 

conexión se modelaron tipo Ynd, con “Y” hacia el operador de red. El despacho 

se considera bajo una curva de referencia que arranca con un despacho mejor 

a las 6:00 y termina a las 17:00.  

 

A continuación, se muestra los diagramas unifilares creados para la representación del 

modelo eléctrico CHEC: 
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Figura 3-1: Modelo eléctrico sistema a 115 kV con conexión al STN. 

 

Figura 3-2: Modelo eléctrico sistema a 33 kV. 
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Figura 3-3: Modelo eléctrico concentrado a 13.2 kV. 

 

 

3.2 Creación de DPLs 

Se desarrollaron rutinas de programación que permiten correr los 24 periodos de cada día 

(Laboral, Sabatino y Dominical) alternando con casos de estudio y contingencias 

previamente parametrizadas. 

Básicamente las opciones que ejecuta el DPL son las siguientes: 

 Opción 1- Reporte área de impacto de generación. 

 Opción 2- Reporte cargabilidad y voltajes. 

 Opción 3- Reporte de cortocircuito e impedancia de fuente. 

 Opción 4- Aplicación del método de rastreo (coordinación de protecciones). 

Los reportes son entregados en archivos planos tipo txt, los cuales se cargan a unas 

plantillas configuradas para el manejo de datos y entrega de resultados. 
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Figura 3-4: Ejecución DPL y actualización de reportes 





 

 
 

4. Análisis de resultados 

4.1 Análisis de anillos en la red de 33 kV 

En este segmento se busca dar respuesta a la pregunta formulada al interior del operador 

CHEC “¿Es eficiente, confiable y seguro cerrar los enlaces a 33 kV, con la actual 

infraestructura en equipos de potencia, control y protección?” 

4.1.1 Cierre de enlaces entre las zonas norte y noroccidente 

Entre las zonas norte y noroccidente existen 2 puntos de transferencia de carga, los 

cuales se ilustran en la siguiente imagen: 

Figura 4-1: Fronteras entre zonas norte y noroccidente 

 

 

DDO30SUP1 

LMC30DDO1 
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El primer enlace DDO30SUP1, está habilitado únicamente para transferir la carga de 

subestación El Dorado hacia Supía, las líneas DDO30SUP1 y LMC30DDO1 están 

construidas en un calibre 2/0 para alimentar únicamente la carga de subestación El 

Dorado.  

El segundo enlace FEL30LMC1 actualmente se utiliza para transferir la mayor parte de la 

carga de zona norte a noroccidente bajo contingencia del transformador 115/33 kV de 

Salamina. 

Para determinar la factibilidad del cierre permanente del enlace FEL30LMC1, es necesario 

conocer las restricciones de cada zona y luego realizar una evaluación en conjunto. Para 

ello se establecieron los siguientes casos los cuales se someten a contingencias n-1: 

 

Tabla 4-1: Casos de evaluación, unión de zonas norte y noroccidente 

Caso Descripción 

Z noroccidente  
(Sin GEN) 

Zona noroccidente sin aporte local de PCH Morro Azul 

Z noroccidente 
(20MW_0MVAr) 

Zona noroccidente con aporte local de PCH Morro Azul, despachando 
20 MW sin aportar reactivos 

Z noroccidente 
(20MW_2.8MVAr) 

Zona noroccidente con aporte local de PCH Morro Azul, despachando 
20 MW y aportando 2.8 MVAr 

Z norte y noroccidente  
(Sin GEN) 

Unión de zonas norte y noroccidente sin aporte local de PCH Morro 
Azul 

Z norte y noroccidente 
(20MW_2.8MVAr) 

Unión de zonas norte y noroccidente con aporte local de PCH Morro 
Azul, despachando 20 MW y aportando 2.8 MVAr 

Nota: No fue necesario la evaluación de la zona norte individualmente, por su característica 
radial cualquier contingencia n-1 se traduce en DNA.  
 

Adicional a la condición normal de operación, las contingencias evaluadas para los 24 

periodos de los días típicos laboral, sábado y domingo se mencionan a continuación: 

 

Tabla 4-2: Contingencias, unión de zonas norte y noroccidente 

Contingencia Descripción 

IRR40T17W Transformador 115/33 kV de subestación Irra 

RIO40T22W Transformador 115/33 kV de subestación Riosucio 

SLM40T21W Transformador 115/33 kV de subestación Salamina 

AMA30IRR1 Línea Anserma - Irra 33 kV 

AMA30QHI1 Línea Anserma - Quinchía 33 kV 

QHI30L14D Línea Quinchía - Riosucio 33 kV 

FEL30RIO1 Línea La Felisa - Riosucio 33 kV 
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Contingencia Descripción 

LMC30SLM1 Línea La Merced - Salamina 33 kV 

FEL30LMC1 Línea La Felisa - La Merced 33 kV 
 

Los resultados son archivados en la carpeta “04 Análisis de anillos” documento “02 

Simulaciones norte-noroccident.xlsx”, los cuales estarán disponibles para el operador de 

red en el servidor APOE. Las principales observaciones se citan a continuación: 

 

 Zona noroccidente 

o Problema de sobrecarga en una línea ante la contingencia del transformador 

115/33 kV de Riosucio, la línea AMA30IRR1 presenta una cargabilidad de 

122%. Esta restricción desaparece si se cuenta con la inyección de potencia 

desde la PCH Morro Azul, pero de cara a la planeación del sistema, y con el fin 

de minimizar la dependencia del sistema de la generación de la zona, sigue 

siendo una restricción que debe ser incluida en el banco de proyectos. 

o Problemas de subtensión en todas las subestaciones del sistema noroccidente. 

Estas subtensiones se presentan ante contingencias del transformador 

115/33 kV de Riosucio, transformador 115/33 kV de Irra, línea AMA30IRR1, 

línea QUI30RIO1 y línea AMA30IRR1. Si se cuenta con la inyección de potencia 

desde PCH Morro Azul, es posible recuperar la tensión en algunas barras. 

o Se identifica que el aporte de PCH Morro Azul al control de tensión no puede 

ser continuo, producto del aumento de tensión en Anserma se puede llegar a 

presentar sobretensión en las subestaciones Mistrató y San Antonio del Chamí. 

 

 Unión de zonas norte y noroccidente (enlace FEL30LMC1) 

o La sobrecarga identificada en la zona noroccidente desaparece, pero se genera 

una nueva restricción ante la misma contingencia del transformador 115/33 kV 

de Riosucio; la línea LMC30SLM1 puede alcanzar una cargabilidad del 142.5%, 

que no puede ser mitigada por la inyección de potencia de PCH Morro Azul. Es 

importante mencionar que la cargabilidad de la línea LMC30SLM está 

restringida por el CT de la bahía SLM30L13, el cual debe ser incluido para 

cambio en el banco de proyectos.  

o Como se puede ver en la siguiente ilustración, 16 de 20 subestaciones pueden 

llegar a presentar tensiones bajas en al menos una de las contingencias 
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planteadas en la Tabla 4-2. Si se cuenta con la inyección de potencia desde 

PCH Morro Azul, es posible recuperar la tensión en algunas barras. 

 

Figura 4-2: Tensión mínimas por subestación 

 

 

o Es importante aclarar que, si bien las subestaciones que pueden llegar a 

presentar bajas tensiones fuera del límite regulatorio aumentan a 16, los 

periodos con restricción disminuyen significativamente, esto se puede 

evidenciar en la siguiente grafica, donde se presentan la cantidad de 

restricciones por combinación caso-contingencia-tipo de día–periodo-barra. 

 

Figura 4-3: Restricciones por incumplimiento del límite regulatorio 

 

Límite regulatorio: 0.9 - 1.1 pu 
Límite calidad del servicio: 0.94 - 1.06 pu 
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Cerrar el enlace “FEL30LMC1” tiene ventajas significativas ante contingencias n-1, 

mitigando los periodos con restricción en un 52.1% y por ende disminuyendo la DNA, pero 

la alternativa no puede ser aplicada de cara la fiabilidad y seguridad del sistema de 

protecciones actual.  

Según el estudio de coordinación de protecciones COR 2018-057 la variación del 

cortocircuito en las subestaciones de Riosucio y Salamina ante pérdida del transformador 

de potencia 115/33 kV puede ser del orden del 70%, lo cual afecta drásticamente la 

selectividad de las protecciones de sobrecorriente y por ende pérdida de fiabilidad y 

seguridad. Este mismo estudio recomienda la inversión en sistemas de comparación 

direccional y/o diferenciales de línea.  

4.1.2 Cierre de enlace entre las zonas “centro-suroccidente” y 
norte 

Desde el 2017 las zonas centro y suroccidente se han operado acopladas mediante el 

enlace INS30MAR1, el cual fue cerrado para permitir una segunda ruta de evacuación de 

la energía producida por el cogenerador IRISA, es por ello que para el propósito de este 

estudio se debe considerar un área unificada llamada “centro-suroccidente”. 

Entre las zonas “centro-suroccidente” y norte existe un enlace AZU30NRA1 el cual se 

ilustran en la siguiente imagen: 

Figura 4-4: Frontera entre zonas “centro-suroccidente” y norte 

 

 

AZU30NRA1 
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El enlace AZU30NRA1 actualmente se utiliza para transferir las subestaciones de 

Aranzazu y Filadelfia hacia zona centro cuando se presenta contingencia de la línea 

AZU30SLM1, también se utiliza dentro del procedimiento para el restablecimiento del 

servicio ante contingencias de gran impacto como la indisponibilidad de la línea 

Esmeralda–Irra 115 kV (ESM40IRR1). 

 

Para determinar la factibilidad del cierre permanente del enlace AZU30NRA1, es necesario 

conocer las restricciones de cada zona y luego realizar una evaluación en conjunto.  Para 

ello se establecieron los siguientes casos los cuales se someten a contingencias n-1: 

 

Tabla 4-3: Casos de evaluación, unión de zonas “centro-suroccidente” y norte 

Caso Descripción 

Z centrosuroccidente (Sin 
GEN) 

Zona “centro-suroccidente” sin aporte local del cogenerador IRISA y 
PCH Ínsula 

Z centrosuroccidente 
(GIR(17MW_0MVAr) 
PINS(16MW_0MVAr)) 

Zona “centro-suroccidente” con aporte local del cogenerador IRISA 
y PCH Ínsula, despachando 17 MW y 16 MW respectivamente, sin 
generación de reactivos. 

Z centrosuroccident y 
norte (Sin GEN) 

Unión de zonas “centro-suroccidente” y norte sin aporte local del 
cogenerador IRISA y PCH Ínsula 

Nota: No fue necesario la evaluación de la zona norte individualmente, por su característica 

radial cualquier contingencia n-1 se traduce en DNA.  

 

Adicional a la condición normal de operación, las contingencias evaluadas para los 24 

periodos de los días típicos laboral, sábado y domingo se mencionan a continuación: 

 

Tabla 4-4: Contingencias, unión de zonas “centro-suroccidente” y norte 

Contingencia Descripción 

MAR30L12D Línea Marsella - Belalcázar 33 kV 

BEL30VIR1 Línea Belalcázar - Virginia 33 kV 

CHA30MAN1 Línea Chinchiná - Manizales 33 kV 

AZA30PSO1 Línea Alta Suiza - Peralonso 33 kV 

AZA30ENE1 Línea Alta Suiza - La Enea 33 kV 

CHA30INS1 Línea Chinchiná - Ínsula 33 kV 

CHI30MAN1 Línea Chipre - Manizales 33 kV 

MAN30MTO2 Línea Manizales - Marmato 33 kV 

MAN30L22D Línea Manizales - Derivación La Manuela 33 kV 

INS30L23D Línea Ínsula - Derivación La Manuela 33 kV 
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Contingencia Descripción 

CHI30PSO1 Línea Chipre - Peralonso 33 kV 

MTO30PSO1 Línea Marmato - Peralonso 33 kV 

AZA30MTO1 Línea Alta Suiza - Marmato 33 kV 

INS30MAR1 Línea Ínsula - Marsella 33 kV 

BEL30VBO1 Línea Belalcázar - Viterbo 33 kV 

MAN40T21W Transformador 115/33 kV de subestación Manizales 

INS40T21W Transformador 115/33 kV de subestación Ínsula 

ENE40T22W Transformador 115/33 kV de subestación La Enea 

PSO40T19W Transformador 115/33 kV de subestación Peralonso 

VBO40T21W Transformador 115/33 kV de subestación Viterbo 

SLM40T21W Transformador 115/33 kV de subestación Salamina 

VBO30VIR1 (L0175) Línea Viterbo - Virginia 33 kV 

AZU30SLM1 Línea Aranzazu - Salamina 33 kV 

AZU30NRA1 Línea Aranzazu - Neira 33 kV 

 

Los resultados son archivados en la carpeta “04 Análisis de anillos” documento “03 

Simulaciones centrosuroccid-norte.xlsx”, los cuales estarán disponibles para el operador 

de red en el servidor APOE. Las principales observaciones se citan a continuación: 

 

 Zona “centro-suroccidente” 

o Problema de sobrecarga en una línea ante la contingencia del transformador 

115/33 kV de La Enea, la línea AZA30PSO1 presenta una cargabilidad de 

117.8%.  

o Problemas de subtensión en 8 de 9 subestaciones del sistema suroccidental. 

Estas subtensiones se presentan ante contingencias del transformador 115/33 

kV de Viterbo. Si se cuenta con la inyección de potencia desde el cogenerador 

IRISA, es posible recuperar la tensión en la mayoría de las subestaciones. 

o Para eliminar las restricciones horarias de las subestaciones Pueblo Rico, 

Santuario, Santa Cecilia y Guarato, se hace necesario que IRISA aporte al 

control de tensión. El aporte de reactivos no puede ser continuo, para evitar 

sobretensiones en periodos de baja demanda. 

 

 Unión de zonas “centro-suroccidente” y norte 

o La sobrecarga identificada en la zona “centro-suroccidente” persiste y se 

generan 2 nuevas restricciones ante la contingencia del transformador 115/33 
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kV de Salamina; las líneas AZU30SLM1 y AZU30NRA1 puede alcanzar una 

cargabilidad de 153.8% Y 120.3% respectivamente.  

o Como se puede ver en la siguiente ilustración, 16 de 29 subestaciones pueden 

llegar a presentar tensiones bajas en al menos una de las contingencias 

planteadas en la tabla 4-4. 

 

Figura 4-5: Tensión mínimas por subestación 

 

 

o El incremento de las restricciones con respecto al caso de zona “centro-

suroccidente” es del 69.4%. Esto se puede evidenciar en la siguiente gráfica, 

donde se presentan la cantidad de restricciones por combinación caso-

contingencia-tipo de día–periodo-barra. 

 

Figura 4-6: Restricciones por incumplimiento del límite regulatorio 

 

Límite regulatorio: 0.9 - 1.1 pu 
Límite calidad del servicio: 0.94 - 1.06 pu 
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Cerrar el enlace “AZU30NRA1” permanentemente no tiene ventajas, las contingencias del 

transformador 115/33 kV de Salamina o de la línea en 115 kV que alimenta de forma radial 

esta subestación generan una condición de carga que el corredor Neira-Aranzazu-

Salamina 33 kV no puede suplir.  

Según el estudio de coordinación de protecciones COR 2018-057 la variación del 

cortocircuito en las subestaciones de Riosucio y Salamina ante pérdida del transformador 

de potencia 115/33 kV puede ser del orden del 70%, lo cual afecta drásticamente la 

selectividad de las protecciones de sobrecorriente y por ende pérdida de fiabilidad y 

seguridad. Este mismo estudio recomienda la inversión en sistemas de comparación 

direccional y/o diferenciales de línea. 

4.2 Análisis de conexión de GD al actual sistema de 
distribución CHEC 

En este segmento se trabajan 7 proyectos que se describen a continuación: 

 

Tabla 4-5: Proyectos de generación 

Proyecto Zona PCC Municipio 

Capacidad 
de la 

Conexión 
(MW) 

Tipo de 
Generación 
(Proceso) 

Descripción 

PCH DDO Norte DDO30 Marmato 10.08 Hidráulica 
Bahía de conexión en subestación 
El Dorado 33 kV, no se considera 
reconfiguración del CDL 

PV CHA 
Op1 

Centro CHA30 Chinchiná 10 Fotovoltaica 
Bahía de conexión en subestación 
Chinchiná 33 kV, no se considera 
reconfiguración del CDL 

PV CHA 
Op2 

Centro CHA30 Chinchiná 19.9 Fotovoltaica 
Bahía de conexión en subestación 
Chinchiná 33 kV, no se considera 
reconfiguración del CDL 

PCH PRA 
2 

Norte PRA30 Pácora 8.5 Hidráulica 
Bahía de conexión en subestación 
Pácora 33 kV, no se considera 
reconfiguración del CDL 

PCH PRA 
2 y 1 

Norte PRA30 Pácora 
13.6 (8.5 + 

5.1) 
Hidráulica 

Bahía de conexión en subestación 
Pácora 33 kV, se considera la 
normalización de la subestación 
Pácora y reconfiguración de la 
línea Salamina Aguadas 33 kV en 
Salamina - Pácora 2 33 kV y 
Pácora - Aguadas 33 kV. 

PV DOR Oriente DOR30 Dorada 19.9 Fotovoltaica 
Bahía de conexión en subestación 
La Dorada 33 kV, no se considera 
reconfiguración del CDL 
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Proyecto Zona PCC Municipio 

Capacidad 
de la 

Conexión 
(MW) 

Tipo de 
Generación 
(Proceso) 

Descripción 

PCH SNA Oriente SNA30 Samaná 6 Hidráulica 
Bahía de conexión en subestación 
Samaná 33 kV, no se considera 
reconfiguración del CDL 

Los transformadores de conexión de cada proyecto se asumen con configuración Ynd. 

 

Para identificar el impacto de cada proyecto sobre el sistema eléctrico, se utilizó como base 

los criterios y subcriterios recomendados en el estándar IEEE 1547.7 [4].  El procedimiento 

simplificado que se aplicó a cada proyecto fue el siguiente: 

 

1º. Delimitación del área de impacto. La opción 1 del DPL citado en el numeral “3.2 

Creación de DPLs” realiza 2 simulaciones, la primera sin considerar el proyecto y la 

segunda con la puesta en servicio de este; para los 72 periodos (días laborales, 

sábados y domingos) se identifica todos los activos con inversión de flujo de potencia, 

luego se genera el reporte “01 Área de impacto GEN - P2.xlsx”, el cual contiene una 

matriz que identifica el área de impacto. 

 

2º. Selección de los casos de estudio y contingencias. 

o Casos de estudio: Se configuran los escenarios de la red actual con y sin 

proyecto, adicionalmente se crean escenarios en los cuales se pone fuera de 

servicio la regulación automática de los transformadores (OLTC) que están 

dentro del área de influencia. 

o  Contingencias: Para las contingencias n-1 se tiene en cuenta todos los 

transformadores y líneas que hacen parte de la red anillada y que se encuentran 

dentro del área de impacto.  

 

3º. Resultados de cargabilidad y tensión. Una vez parametrizados los casos de estudio y 

contingencias dentro del modelo eléctrico, se ejecuta la opción 2 del DPL citado en el 

numeral “3.2 Creación de DPLs”, los resultados se registran en el archivo “02 

Cargabilidad y tensión EE - P3 y P5.xlsx” y son visualizados mediante un dashboard 
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que permite identificar los elementos que no cumplen los límites de calidad y/o 

regulatorios. 

Adicionalmente el DPL entrega resultados de las pérdidas técnicas los cuales pueden 

ser consultados en el archivo “02.1 Análisis Pérdidas.xlsx” 

 

4º. Resultados de cortocircuito. Se ejecuta la opción 3 del DPL citado en el numeral “3.2 

Creación de DPLs”, los resultados se registran en el archivo “03 Cortocircuito - P4.xlsx”. 

 

5º. Resultados de selectividad de protecciones. El modelo eléctrico es alimentado con una 

lista de nodos eléctricos y líneas en donde se simularán fallas trifásicas, bifásicas, 

bifásicas a tierra y monofásicas, para ello se ejecuta la opción 4 del DPL citado en el 

numeral “3.2 Creación de DPLs”. Los resultados de las protecciones que arrancan y 

disparan son registrados en el archivo “04 IEDs rastreo.xlsx”. 

 

6º. Chequeo de criterios y subcriterios del estándar IEEE 1547.7 [4].  En el archivo “05 

Chequeo IEEE 1547.7.xlsx” se consolida la verificación y observaciones relacionadas 

con cada uno de los ítems P2 a P5. 

 

Los resultados están disponibles para el operador de red CHEC en el servidor APOE, 

bajo la siguiente estructura: 

Figura 4-7: Estructura documental resultados eléctricos 

 

 



32 Identificación de impacto en (…) la red eléctrica de 33 kV de CHEC ante la 

conexión de nuevos proyectos de generación 

 

4.2.1 Proyecto PCH DDO 

Siguiendo el procedimiento descrito anteriormente, se puede identificar que el área de 

impacto involucra los activos de la zona norte hasta la línea Esmeralda – Irra 115 kV. 

Tabla 4-6: Activos con inversión de flujo – PCH DDO 

 

Es importante mencionar que la inversión de flujo de la línea Esmeralda – Irra 115 kV 

(ESM40IRR1) involucra los excedentes de energía de PCH Morro Azul en zona 

noroccidente y PCH DDO en zona norte. 

 

A continuación, se describen los casos de estudio.  

Tabla 4-7: Casos de estudio – PCH DDO 

Caso de estudio Descripción 

Base 
Escenario de operación normal, con demanda típica y 
generación local activa 

Base OLTC (off) 
Sensibilidad del caso base; el bloqueo del control 
automático del TAP puede poner en evidencia algunas 
restricciones operativas de interés 

Con PCH DDO (10MW_0MVAR) Conexión del proyecto de generación al caso base 

OLTC (off) y PCH DDO (10MW_0MVAR) 
Sensibilidad del caso con PCH; el bloqueo del control 
automático del TAP puede poner en evidencia algunas 
restricciones operativas  
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Teniendo en cuenta que la conexión de la PCH DDO se realiza en un sistema radial, no es 

necesario evaluar contingencia para cada caso de estudio. 

 

Con respecto a cargabilidad de los activos, de 288 simulaciones de estados operativos 

(casos de estudio x días típicos x periodos) tan solo se observa un nivel de precaución en 

la línea LMC30SLM1, el cual ocurre bajo el caso base sin regulación de tensión (OLTC 

bloqueado). Esta información se puede evidenciar a través del dashboard de cargabilidad. 

A continuación, se presenta un ejemplo de la interfaz del dashboard mencionado.  

 

Figura 4-8: Tablero de supervisión de cargabilidad – PCH DDO 

 

 

Con respecto a tensiones en las subestaciones delimitadas en el área de impacto, a partir 

de las 288 simulaciones (casos de estudio x días típicos x periodos), se puede inferir que 

el generador PCH DDO deberá participar del control de tensión de subestación El Dorado, 

absorbiendo reactivos para atenuar la tensión, esta acción no se puede ejecutar ajustando 

la referencia del control automático de TAP del transformador 115/33 kV de Salamina, bajar 

la tensión objetivo puede traer nuevos problemas cada vez que PCH DDO esté 

desconectada. Esta información se puede evidenciar a través del dashboard de tensión. A 

continuación, se presenta un ejemplo de la interfaz del dashboard mencionado. 
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Figura 4-9: Tablero de supervisión de tensiones – PCH DDO 

 

 

En la revisión de las pérdidas eléctricas del sistema de distribución, se observa un 

incremento entre 2.99% - 5.96% para la zona norte, y entre 5.14% - 5.44% para la zona 

noroccidente. Esta información se puede evidenciar a través del dashboard de pérdidas. A 

continuación, se presenta un ejemplo de la interfaz del dashboard mencionado. 

 

Figura 4-10: Tablero de supervisión de pérdidas – PCH DDO 
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El aumento de pérdidas en la zona noroccidental está relacionado con el incremento de la 

tensión en la subestación Irra; activando el regulador automático de tensión del 

transformador 115/33 kV de Irra se puede lograr una reducción de las pérdidas. 

 

Con respecto a los resultados de cortocircuito, los valores de cortocircuitos monofásicos 

(1FG) y bifásicos a tierra (2FG) aumentan considerablemente, pero no existe violación a 

la capacidad de cortocircuito declarada en los equipos de las subestaciones. En la 

siguiente tabla se resumen los valores de cortocircuito en el punto de conexión. 

 

Tabla 4-8: Corrientes de cortocircuito en el punto de conexión – PCH DDO 

Tipo TRF conex YnD           

Punto de conex DDO30           

Método IEC60909           

        
 

   

 Sin PCH PCC Con PCH Incremento  Aportes al PCC desde PCH 

Tipo falla Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] Fase Tierra 
 

Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] 

Ikss 3F 1.34   2.08   55%   0.76  36%     

Ikss 2FG 1.25 0.74 2.43 2.91 95% 294% 1.17  48% 2.42 83% 

Ikss 2F 1.16   1.74   50%   0.63  36%     

Ikss 1FG 0.95 0.95 2.35 2.35 147% 147% 1.19  51% 1.96 83% 

 

Con respecto a los resultados de selectividad de protecciones de sobrecorriente, se 

evidencia que el sistema actual deberá ser modificado, con la puesta en operación de la 

PCH DDO, para cumplir con los tiempos de selectividad establecidos al interior del OR 

CHEC. Como se puede observar en la siguiente tabla la protección del campo LMC30L14 

que tiene por objetivo despejar las fallas de la línea LCM30SLM1 no es selectiva con la 

protección de respaldo DDO30L13, esto sucede para las fallas 1FG y 2FG. 

 

Tabla 4-9: Selectividad entre protecciones de sobrecorriente – PCH DDO 

Falla Ruta orden SW Selectividad Base Con PCH DDO (10MW_0MVAR) 

Falla_1FG_R0_LMC30SLM1_5%_Paso1 R1 1 SLM30L13   0 0 

    2 SLM30T16   0.565 0.554 

  R2 1 DDO30L13 Peligro   0 

    2 LMC30L14     0.823 

Falla_1FG_R0_LMC30SLM1_50%_Paso1 R1 1 SLM30L13   0 0 

    2 SLM30T16   0.495 0.498 

  R2 1 DDO30L13 Peligro   0 

    2 LMC30L14     0.355 

Falla_1FG_R0_LMC30SLM1_95%_Paso1 R1 1 SLM30L13   0 0 

    2 SLM30T16   0.523 0.533 
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Falla Ruta orden SW Selectividad Base Con PCH DDO (10MW_0MVAR) 

  R2 1 DDO30L13 Peligro   0 

    2 LMC30L14     0.257 

Falla_2FG_R0_LMC30SLM1_5%_Paso1 R1 1 SLM30L13   0 0 

    2 SLM30T16   0.1 0.1 

  R2 1 DDO30L13 Peligro   0 

    2 LMC30L14     0.63 

Falla_2FG_R0_LMC30SLM1_50%_Paso1 R1 1 SLM30L13   0 0 

    2 SLM30T16   0.499 0.5 

  R2 1 DDO30L13 Peligro   0 

    2 LMC30L14     0.366 

Falla_2FG_R0_LMC30SLM1_95%_Paso1 R1 1 SLM30L13   0 0 

    2 SLM30T16   0.539 0.543 

  R2 1 DDO30L13 Peligro   0 

    2 LMC30L14     0.282 

 

Por último, tomando como base los resultados obtenidos se realiza la verificación de los 

criterios y subcriterios del estándar IEEE 1547.7. La plantilla se presenta en el Anexo 1. 

4.2.2 Proyecto PCH PRA 2 

Siguiendo el procedimiento descrito anteriormente, se puede identificar que el área de 

impacto involucra los activos de la zona norte hasta la línea Irra – Salamina 115 kV. 

Tabla 4-10: Activos con inversión de flujo – PCH PRA 2 
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Es importante mencionar que la inversión de flujo de la línea Esmeralda – Irra 115 kV 

involucra los excedentes de energía de PCH Morro Azul en zona noroccidente y PCH 

PRA 2 en zona norte. 

 

A continuación, se describen los casos de estudio.  

Tabla 4-11: Casos de estudio – PCH PRA 2 

Caso de estudio Descripción 

Base 
Escenario de operación normal, con demanda típica y 
generación local activa 

Base OLTC (off) 
Sensibilidad del caso base; el bloqueo del control 
automático del TAP puede poner en evidencia algunas 
restricciones operativas de interés 

PCH PRA2 (8.5 MW_0MVAr) Conexión del proyecto de generación al caso base 

OLTC (off) y PCH PRA2 (8.5 MW_0MVAr) 
Sensibilidad del caso con PCH; el bloqueo del control 
automático del TAP puede poner en evidencia algunas 
restricciones operativas  

 

Teniendo en cuenta que la conexión de la PCH PRA 2 se realiza en un sistema radial, no 

es necesario evaluar contingencia para cada caso de estudio. 

 

Con respecto a cargabilidad de los activos, de 288 simulaciones de estados operativos 

(casos de estudio x días típicos x periodos) tan solo se observa que la línea PRA30SLM1 

alcanza el límite establecido como precaución. Esta información se puede evidenciar a 

través del dashboard de cargabilidad. A continuación, se presenta un ejemplo de la interfaz 

del dashboard mencionado.  

Figura 4-11: Tablero de supervisión de cargabilidad – PCH PRA 2 
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Con respecto a tensiones en las subestaciones delimitadas por el área de impacto, a partir 

de las 288 simulaciones (casos de estudio x días típicos x periodos), se puede deducir que 

la conexión del generador PCH PRA 2 trae consigo un aumento de la tensión en las 

subestaciones Pácora y Las Coles por fuera del límite de precaución establecido por el 

operador de red, de hecho, el barraje de 13.2 de subestación Pácora puede presentar 

violación del límite regulatorio.  En este orden de ideas, se hace necesario evaluar un 

nuevo ajuste de TAP del transformador 33/13.2 kV de Pácora y establecer un aporte al 

control de tensión (consumo de reactivos) por parte del proyecto PCH PRA 2, esta acción 

no se puede ejecutar ajustando la referencia del control automático de TAP del 

transformador 115/33 kV de Salamina, bajar la tensión objetivo puede traer nuevos 

problemas de subestaciones en subestaciones como El Dorado. Esta información se 

puede evidenciar a través del dashboard de tensiones. A continuación, se presenta un 

ejemplo de la interfaz del dashboard mencionado.  

 

Figura 4-12: Tablero de supervisión de tensiones – PCH PRA 2 

 

 

En la revisión de las pérdidas eléctricas del sistema de distribución, se observa un 

incremento entre 125.7% - 135.6% para la zona norte (ver figura 4-12), este valor es alto y 

está relacionado directamente con la baja demanda en subestación Pácora que obliga el 

transporte de esta energía hacia la subestación Salamina, a través de una línea 

PRA30SLM1 construida en calibre 1/0 ACSR. Esta información se puede evidenciar a 
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través del dashboard de pérdidas. A continuación, se presenta un ejemplo de la interfaz 

del dashboard mencionado.  

 

Figura 4-13: Tablero de supervisión de pérdidas – PCH PRA 2 

 

 

Con respecto a los resultados de cortocircuito, los valores de cortocircuitos monofásicos 

(1FG) y bifásicos a tierra (2FG) aumentan considerablemente, pero no existe violación a 

la capacidad de cortocircuito declarada en los equipos de las subestaciones. En la 

siguiente tabla se resumen los valores de cortocircuito en el punto de conexión. 

 

Tabla 4-12: Corrientes de cortocircuito en el punto de conexión – PCH PRA 2 

Tipo TRF conex YnD          

Punto de conex PRA2          

Método IEC60909          

           

 Sin PCH PCC Con PCH Incremento Aportes al PCC desde PCH 

Tipo falla Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] Fase Tierra Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] 

Ikss 3F 1.33   1.93   46%   0.65 34%     

Ikss 2FG 1.27 0.77 2.28 2.49 80% 221% 1.00 44% 1.98 80% 

Ikss 2F 1.15   1.74   51%   0.64 37%     

Ikss 1FG 0.98 0.98 2.27 2.27 132% 132% 1.16 51% 1.81 80% 

 

Con respecto a los resultados de selectividad de protecciones de sobrecorriente, el 

proyecto no tiene incidencia en líneas adyacentes como LMC30SLM1 o AZU30SLM1 toda 

vez que esté en servicio el transformador 115/33 kV de Salamina. Se detectó problemas 
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de selectividad para fallas en barra de 13.2 kV de subestación Pácora y fallas al 5% de la 

línea AZU30SLM1 que vienen desde el caso base y que deberán ser resueltos bajo un 

estudio de coordinación integral.  

Por último, tomando como base los resultados obtenidos se realiza la verificación de los 

criterios y subcriterios del estándar IEEE 1547.7. La plantilla se presenta en el Anexo 1. 

4.2.3 Proyecto PCH PRA 2 y 1 

Se puede identificar que el área de impacto involucra los activos de la zona norte hasta la 

línea Esmeralda – Irra 115 kV. 

Tabla 4-13: Activos con inversión de flujo – PCH PRA 2 y 1 

 

Es importante mencionar que la inversión de flujo de la línea Esmeralda – Irra 115 kV 

involucra los excedentes de energía de PCH Morro Azul en zona noroccidente y PCH PRA 

2 y 1 en zona norte. 

 

Para la conexión de PCH PRA 2 y 1 se propone una reconfiguración de la línea Samaná – 

Aguadas 33 kV, en Samaná – Pácora 33 kV y Pácora – Aguadas 33 kV, por lo cual el caso 

base partirá desde esta nueva condición.  
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A continuación, se describen los casos de estudio.  

Tabla 4-14: Casos de estudio – PRA 2 y 1 

Caso Descripción 

Base 
Escenario con normalización de subestación 
Pácora, con demanda típica y generación local 
activa. 

Base OLTC (off) 
Sensibilidad del caso base; el bloqueo del control 
automático del TAP puede poner en evidencia 
algunas restricciones operativas de interés 

Con PCH PRA2y1  (13.6 MW_0MVAr) Conexión del proyecto de generación al caso base 

OLTC (off) y PCH PRA2y1  (13.6 MW_0MVAr) 
Sensibilidad del caso con PCH; el bloqueo del 
control automático del TAP puede poner en 
evidencia algunas restricciones operativas  

 

A continuación, se describen las contingencias  

Tabla 4-15: Contingencias – PRA 2 y 1 

Contingencia Descripción 

SLM30L12D Indisponibilidad de la línea Salamina - Pácora 1 33 kV 

SLM3OL11D Indisponibilidad de la línea Salamina - Pácora 2 33 kV 

 

Con respecto a cargabilidad de los activos, a partir de las simulaciones se observa que la 

línea PRA30SLM1 presenta sobrecarga ante la contingencia PRA30SLM2, esto teniendo 

en cuenta que no se consideró repotenciación de la línea (calibre actual 1/0 ACSR). Esta 

información se puede evidenciar a través del dashboard de cargabilidad. A continuación, 

se presenta un ejemplo de la interfaz del dashboard mencionado.  

 

Figura 4-14: Tablero de supervisión de cargabilidad – PRA 2 y 1 
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Con respecto a las tensiones del área de influencia, se puede deducir que la conexión del 

proyecto PCH PRA 2 y 1 trae consigo un aumento de la tensión en las subestaciones 

Pácora, Aguadas y Las Coles por fuera del límite de precaución establecido por el operador 

de red, de hecho, el barraje de 13.2 de las subestaciones Pácora y Aguadas puede 

presentar violación del límite regulatorio.  En este orden de ideas, se hace necesario 

evaluar un nuevo ajuste de TAPs de los transformadores 33/13.2 kV de Pácora y Aguadas, 

adicionalmente establecer un aporte al control de tensión (consumo de reactivos) por parte 

del proyecto PCH PARA 2 y 1, esta acción no se puede ejecutar ajustando la referencia 

del control automático de TAP del transformador 115/33 kV de Salamina, bajar la tensión 

objetivo puede traer nuevos problemas en subestaciones como El Dorado. Esta 

información se puede evidenciar a través del dashboard de tensiones. A continuación, se 

presenta un ejemplo de la interfaz del dashboard mencionado.  

 

Figura 4-15: Tablero de supervisión de tensiones – PRA 2 y 1 

 

 

En la revisión de las pérdidas eléctricas del sistema de distribución, se observa un 

incremento entre 149.3% - 159.9% para la zona norte (ver figura 4-15), este valor es alto y 

está relacionado directamente con la baja demanda en subestación Pácora y Aguadas que 

obliga el transporte de esta energía hacia la subestación Salamina, a través de las líneas 

PRA30SLM1 construida en calibre 1/0 ACSR y PRA30SLM2 construida en calibre 4/0 

ACSR. Esta información se puede evidenciar a través del dashboard de pérdidas. A 

continuación, se presenta un ejemplo de la interfaz del dashboard mencionado.  
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Figura 4-16: Tablero de supervisión de pérdidas – PRA 2 y 1 

 

 

Con respecto a los resultados de cortocircuito, los valores de cortocircuitos monofásicos 

(1FG) y bifásicos a tierra (2FG) aumentan considerablemente, pero no existe violación a 

la capacidad de cortocircuito declarada en los equipos de las subestaciones. En la 

siguiente tabla se resumen los valores de cortocircuito en el punto de conexión. 

 

Tabla 4-16: Corrientes de cortocircuito en el punto de conexión – PRA 2 y 1 

Tipo TRF conex YnD          

Punto de conex PRA2y1          

Método IEC60909          

           

 Sin PCH PCC Con PCH Incremento Aportes al PCC desde PCH 

Tipo falla Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] Fase Tierra Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] 

Ikss 3F 2.06   3.27   59%   1.23 38%     

Ikss 2FG 1.95 1.45 3.74 4.25 92% 194% 1.76 47% 3.27 77% 

Ikss 2F 1.79   2.97   66%   1.19 40%     

Ikss 1FG 1.70 1.70 3.88 3.88 128% 128% 2.05 53% 2.98 77% 

 

Teniendo en cuenta que para la conexión de este proyecto el sistema de distribución fue 

reconfigurado, los ajustes de protección actuales no guardan correlación con la topología, 

por lo cual no se realizarán. 

 

Por último, tomando como base los resultados obtenidos se realiza la verificación de los 

criterios y subcriterios del estándar IEEE 1547.7. La plantilla se presenta en el Anexo 1. 
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4.2.4 Proyecto PV CHA (10MW) 

El área de impacto será acotada al anillo Ínsula-Chinchiná-Manizales 33 kV, la 

metodología de inversión de flujo en este caso no es concluyente. 

Tabla 4-17: Activos con inversión de flujo – PV CHA (10 MW) 

 

 

A continuación, se describen los casos de estudio.  

Tabla 4-18: Casos de estudio – PV CHA (10 MW) 

Caso Descripción 

Base 
Escenario de operación normal, con demanda típica y 
generación local activa 

Base OLTC (off) 
Sensibilidad del caso base; el bloqueo del control 
automático del TAP puede poner en evidencia algunas 
restricciones operativas de interés 

PV CHA (10MW_0MVAr) Conexión del proyecto de generación al caso base 

OLTC-INS(off) y PV CHA (10MW_0MVAr) 
Sensibilidad del caso con PCH; el bloqueo del control 
automático del TAP puede poner en evidencia algunas 
restricciones operativas  

 

A continuación, se describen las contingencias 

Tabla 4-19: Contingencias – PV CHA (10 MW) 

Contingencia Descripción 

CHA30MAN1 Indisponibilidad de línea conexión al sistema central 

CHA30INS1 Indisponibilidad de línea conexión al sistema suroccidental 
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Con respecto a la cargabilidad de los activos, a partir de las simulaciones se deduce que 

con el proyecto no se presentarán niveles de precaución y sobrecarga. 

 

Con respecto a las tensiones, a partir de las simulaciones se deduce que con el proyecto 

no se presentarán niveles que sobrepasen los límites regulatorios y límites de calidad 

definidos por el operador de red. 

 

En la revisión de las pérdidas eléctricas del sistema de distribución, se observa un 

incremento entre 3.23 % - 3.25% para la zona centro. Esta información se puede evidenciar 

a través del dashboard de pérdidas. A continuación, se presenta un ejemplo de la interfaz 

del dashboard mencionado.  

 

Figura 4-17: Tablero de supervisión de pérdidas – PV CHA (10 MW) 

 

 

Con respecto a los resultados de cortocircuito, los valores de cortocircuitos monofásicos 

(1FG) y bifásicos a tierra (2FG) presentan incremento, este incremento está relacionado 

con el tipo de conexión del transformador. En la siguiente tabla se resumen los valores de 

cortocircuito en el punto de conexión. 
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Tabla 4-20: Corrientes de cortocircuito en el punto de conexión – PV CHA (10 MW) 

Tipo TRF conex YnD          

Punto de conex PV CHA          

Método IEC60909          

           

 Sin PCH PCC Con PV Incremento Aportes al PCC desde PV 

Tipo falla Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] Fase Tierra Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] 

Ikss 3F 7.87   7.87   0%   0.00 0%     

Ikss 2FG 7.77 6.77 8.35 8.57 7% 27% 0.81 10% 2.43 28% 

Ikss 2F 6.81   6.81   0%   0.00 0%     

Ikss 1FG 7.28 7.28 8.21 8.21 13% 13% 0.85 10% 2.27 28% 

 

Con respecto a los resultados de selectividad de protecciones no se presenta 

descoordinación entre protecciones de sobrecorriente. 

  

Por último, tomando como base los resultados obtenidos se realiza la verificación de los 

criterios y subcriterios del estándar IEEE 1547.7. La plantilla se presenta en el Anexo 1. 

4.2.5 Proyecto PV CHA (20MW) 

El área de impacto será acotada al anillo Ínsula-Chinchiná-Manizales 33 kV, la metodología 

de inversión de flujo permite identificar que 20 MW es una magnitud de energía que no 

puede ser enviada complemente hacia la ciudad de Manizales por el enlace Chinchiná-

Manizales 33 kV; parte de la energía es transferida hacia Ínsula y posteriormente hacia el 

nivel de 115 kV. 

Tabla 4-21: Activos con inversión de flujo – PV CHA (20 MW) 
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A continuación, se describen los casos de estudio.  

Tabla 4-22: Casos de estudio – PV CHA (20 MW) 

Caso Descripción 

Base 
Escenario de operación normal, con demanda típica y 
generación local activa 

Base OLTC (off) 
Sensibilidad del caso base; el bloqueo del control 
automático del TAP puede poner en evidencia algunas 
restricciones operativas de interés 

PV CHA (20MW_0MVAr) Conexión del proyecto de generación al caso base 

OLTC-INS(off) y PV CHA (10MW_0MVAr) 
Sensibilidad del caso con PCH; el bloqueo del control 
automático del TAP puede poner en evidencia algunas 
restricciones operativas  

 

A continuación, se describen las contingencias 

Tabla 4-23: Contingencias – PV CHA (20 MW) 

Contingencia Descripción 

CHA30MAN1 Indisponibilidad de línea conexión al sistema central 

CHA30INS1 Indisponibilidad de línea conexión al sistema suroccidental 
  

Con respecto a la cargabilidad de los activos, a partir de las simulaciones se deduce que 

con el proyecto tan solo se presenta un nivel de precaución sobre la línea Chinchiná -  

Manizales 33 kV de 88.3 % de cargabilidad. 

 

Con respecto a las tensiones, a partir de las simulaciones se deduce que con el proyecto 

no se presentarán niveles que sobrepasen los límites regulatorios y límites de calidad 

definidos por el operador de red. 

 

En la revisión de las pérdidas eléctricas del sistema de distribución, se observa un 

incremento entre 10.09 % - 10.25% para la zona centro. Esta información se puede 

evidenciar a través del dashboard de pérdidas. A continuación, se presenta un ejemplo de 

la interfaz del dashboard mencionado.  
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Figura 4-18: Tablero de supervisión de pérdidas – PV CHA (20 MW) 

  

 

Con respecto a los resultados de cortocircuito, los valores de cortocircuitos monofásicos 

(1FG) y bifásicos a tierra (2FG) presentan incremento, este incremento está relacionado 

con el tipo de conexión del transformador. En la siguiente tabla se resumen los valores de 

cortocircuito en el punto de conexión. 

 

Tabla 4-24: Corrientes de cortocircuito en el punto de conexión – PV CHA (20 MW) 

Tipo TRF conex YnD          

Punto de conex PV CHA 20 MW          

Método IEC60909          

           

 Sin PCH PCC Con PV Incremento Aportes al PCC desde PV 

Tipo falla Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] Fase Tierra Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] 

Ikss 3F 7.87   7.87   0%   0.00 0%     

Ikss 2FG 7.77 6.77 8.35 8.57 7% 27% 0.81 10% 2.43 28% 

Ikss 2F 6.81   6.81   0%   0.00 0%     

Ikss 1FG 7.28 7.28 8.21 8.21 13% 13% 0.85 10% 2.27 28% 

 

Con respecto a los resultados de selectividad de protecciones no se presenta 

descoordinación entre protecciones de sobrecorriente. 

  

Por último, tomando como base los resultados obtenidos se realiza la verificación de los 

criterios y subcriterios del estándar IEEE 1547.7. La plantilla se presenta en el Anexo 1. 
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4.2.6 Proyecto PCH SNA 

El área de influencia está delimitada por las líneas Peralonso – Manzanares 115 kV, 

Marquetalia – San Felipe 115 kV y La Dorada – Victoria 33 kV, contiene el sistema a 33 kV 

que es alimentado por los transformadores 115/33 kV de Victoria y Manzanares. 

Tabla 4-25: Activos con inversión de flujo – PCH SNA 

 

Es importante mencionar que la inversión de flujo en las líneas de 115 kV involucra los 

excedentes de energía de PCH El Edén y PCH SNA. 

 

A continuación, se describen los casos de estudio.  

Tabla 4-26: Casos de estudio – PCH SNA 

Caso Descripción 

Base 
Escenario de operación normal, con demanda típica y 
generación local activa 

PCH SNA (6 MW_0MVAr) Conexión del proyecto de generación al caso base 

 

A continuación, se describen las contingencias. 

Tabla 4-27: Contingencias – PCH SNA 

Contingencia Descripción 

MAZ40T21W Indisponibilidad transformador 115/33 kV de Manzanares 

VCT40T22W Indisponibilidad transformador 115/33 kV de Victoria 

VCT30L16D Indisponibilidad línea Victoria -  Marquetalia - El Edén 33 kV 

EDE30MAZ1 Indisponibilidad línea El Edén - Manzanares 33 kV 
 

Con respecto a la cargabilidad de los activos, las simulaciones permiten concluir que 

cualquier de las contingencias descritas anteriormente lleva a sobrecarga de uno o más 

activos del sistema a 33 kV. En este caso es recomendable contemplar dentro del estudio 
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de conexión la repotenciación de los activos VCT40T22W, MAZ40T21 y EDE30MAZ1. Esta 

información se puede evidenciar a través del dashboard de cargabilidad. A continuación, 

se presenta un ejemplo de la interfaz del dashboard mencionado.  

 

Figura 4-19: Tablero de supervisión de cargabilidad – PCH SNA 

 

 

Con respecto a tensiones en las subestaciones delimitadas en el área de impacto, a partir 

de las simulaciones, se puede inferir que el generador PCH SNA al igual que el generador 

PCH El Edén deberán participar del control de tensión. Los transformadores 115/33 kV de 

Manzanares y Victoria no son OLTC, por ende, no controlan la tensión del sistema a 33 

kV.  Se debe realizar un análisis de la tensión en la barra de 13.2 kV de Samaná ya que 

puede llegar a presentar tensiones por fuera del límite regulatorio. Esta información se 

puede evidenciar a través del dashboard de tensiones. A continuación, se presenta un 

ejemplo de la interfaz del dashboard mencionado.  
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Figura 4-20: Tablero de supervisión de tensiones – PCH SNA 

 

 

En la revisión de las pérdidas eléctricas del sistema de distribución, se observa un 

incremento del 15.46% para la zona oriente. Esta información se puede evidenciar a través 

del dashboard de pérdidas. A continuación, se presenta un ejemplo de la interfaz del 

dashboard mencionado.  

 

Figura 4-21: Tablero de supervisión de pérdidas – PCH SNA 

 

 

Con respecto a los resultados de cortocircuito, los valores de cortocircuitos monofásicos 

(1FG) y bifásicos a tierra (2FG) aumentan considerablemente, pero no existe violación a 
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la capacidad de cortocircuito declarada en los equipos de las subestaciones. En la 

siguiente tabla se resumen los valores de cortocircuito en el punto de conexión. 

 

Tabla 4-28: Corrientes de cortocircuito en el punto de conexión – PCH SNA 

Tipo TRF conex YnD          

Punto de conex PV SNA          

Método IEC60909          

           

 Sin PCH PCC Con PCH Incremento Aportes al PCC desde PCH 

Tipo falla Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] Fase Tierra Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] 

Ikss 3F 1.67   2.24   34%   1.15 51%     

Ikss 2FG 1.55 0.91 2.41 2.29 55% 151% 0.82 34% 1.59 70% 

Ikss 2F 1.45   1.99   38%   0.59 29%     

Ikss 1FG 1.18 1.18 2.33 2.33 97% 97% 0.98 42% 1.62 70% 

 

Con respecto a los resultados de selectividad de protecciones de sobrecorriente, se 

evidencia que el sistema actual deberá ser modificado para cumplir con los tiempos de 

selectividad en especial ante fallas en la barra de 13.2 kV de Samaná. 

 

Por último, tomando como base los resultados obtenidos se realiza la verificación de los 

criterios y subcriterios del estándar IEEE 1547.7. La plantilla se presenta en el Anexo 1. 

4.2.7 Proyecto PV DOR 

El área de impacto puede estar definida por el SDL que depende del transformador 115/33 

kV de La Dorada. 

Tabla 4-29: Activos con inversión de flujo – PV DOR 

 

A continuación, se describen los casos de estudio.  
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Tabla 4-30: Casos de estudio – PV DOR 

Caso Descripción 

Base 
Escenario de operación normal, con demanda típica y 
generación local activa 

Base OLTC (off) 
Sensibilidad del caso base; el bloqueo del control 
automático del TAP puede poner en evidencia algunas 
restricciones operativas de interés 

PV DOR (19.9 MW_0MVAr) Conexión del proyecto de generación al caso base 

OLTC (off) y PV DOR (19.9 MW_0MVAr) 
Sensibilidad del caso con PCH; el bloqueo del control 
automático del TAP puede poner en evidencia algunas 
restricciones operativas  

 

Teniendo en cuenta que la conexión de la PCH DOR se realiza en un sistema radial, no es 

necesario evaluar contingencia para cada caso de estudio. 

 

Con respecto a la cargabilidad de los activos, a partir de las simulaciones se deduce que 

con el ingreso del proyecto no se generan estados de alarma o precaución. 

 

Con respecto a las tensiones, a partir de las simulaciones se deduce que con el proyecto 

no se presentarán niveles que sobrepasen los límites regulatorios y límites de calidad 

definidos por el operador de red. 

 

En la revisión de las pérdidas eléctricas del sistema de distribución, se observa una 

disminución de 1.36% en las pérdidas de la zona oriente. Esta información se puede 

evidenciar a través del dashboard de pérdidas. A continuación, se presenta un ejemplo de 

la interfaz del dashboard mencionado.  
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Figura 4-22: Tablero de supervisión de pérdidas – PV DOR 

  

Con respecto a los resultados de cortocircuito, los valores de cortocircuitos monofásicos 

(1FG) y bifásicos a tierra (2FG) presentan incremento, este incremento está relacionado 

con el tipo de conexión del transformador. En la siguiente tabla se resumen los valores de 

cortocircuito en el punto de conexión. 

 

Tabla 4-31: Corrientes de cortocircuito en el punto de conexión – PV DOR 

Tipo TRF conex YnD          

Punto de conex PV DOR          

Método IEC60909          

           

 Sin PCH PCC Con PV Incremento Aportes al PCC desde PV 

Tipo falla Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] Fase Tierra Ikss maxFase [kA] Ikss Tierra [kA] 

Ikss 3F 5.10   5.10   0%   0.00 0%     

Ikss 2FG 6.48 9.37 6.90 10.48 6% 12% 0.95 14% 2.85 27% 

Ikss 2F 4.43   4.43   0%   0.00 0%     

Ikss 1FG 6.62 6.62 6.88 6.88 4% 4% 0.62 9% 1.87 27% 

 

Con respecto a los resultados de selectividad de protecciones no se presenta 

descoordinación entre protecciones de sobrecorriente. 

  

Por último, tomando como base los resultados obtenidos se realiza la verificación de los 

criterios y subcriterios del estándar IEEE 1547.7. La plantilla se presenta en el Anexo 1. 

 



 

 
 

5. Conclusiones y recomendaciones 

5.1 Conclusiones 

 

 El estado del arte en cuanto a la evaluación de sistemas de protección de sistemas de 

distribución ante el ingreso de proyectos de generación distribuida muestra diferentes 

metodologías que sirven como insumo para que los operadores de red puedan evaluar 

la capacidad de un determinado punto de conexión para recibir nuevos proyectos de 

generación. 

 A partir del modelo detallado del sistema CHEC, así como los nuevos proyectos de 

generación se logra realizar un análisis detallado del impacto de la nueva generación 

dentro de su zona de influencia. 

 A partir del uso de la herramienta de programación (DPL) del software DIgSILENT se 

logra realizar un amplio número de casos de estudio (simulaciones) que proporcionan 

una cantidad amplia de información para el análisis del impacto de la nueva generación. 

 El área de impacto de un proyecto de generación conectado al SDL no puede estar 

determinado por una cantidad fija de barras remotas al proyecto, como se pudo 

constatar en los casos analizados, la identificación de los activos en los cuales se 

produce la inversión o cambio de dirección del flujo es una alternativa confiable. Desde 

luego, el procedimiento es adecuado utilizando los 24 periodos del día con 

clasificaciones entre días laborales, sabatinos y dominicales. 

 Con base en los proyectos analizados, se identificó que uno de los principales riesgos 

es la pérdida de control de tensión en los puntos de conexión y subestaciones 

adyacentes. Estos proyectos generan una cantidad de energía superior a la demanda 

existente en el punto de conexión, incluso en la mayoría de los casos supera la 

demanda sectorizada por zonas geográficas. Las subestaciones de conexión no 

poseen una rigidez alta que permita minimizar el impacto, esta condición no se cambia 

cerrando los enlaces sobre el mismo nivel tensión, sería pertinente la expansión del 
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STR y reconfiguración de algunas subestaciones del SDL para establecer nuevas 

transformaciones entre STR y SDL, pero el costo podría inviabilizar los proyectos. 

 Bajo las condiciones actuales del sistema eléctrico, las conexiones de los proyectos de 

generación descritos en este trabajo de grado en su mayoría deberán participar del 

control de tensión de manera frecuente, absorbiendo reactivos o generando reactivos 

dependiendo del estado del sistema eléctrico. Estas acciones sin una correcta 

planeación y automatización pueden poner en riesgo la operación del sistema, es 

posible que a futuro como parte de la solución es necesario un despacho programado 

y una reconfiguración automática del SDL dependiendo de los recursos energéticos y 

la variación de la demanda. Las variables de supervisión y control del SDL que llegan 

al centro de control aumentarán y será pertinente la implementación de herramientas 

de analítica de datos para la toma de decisiones en tiempo real. 

 En la mayoría de los casos se requiere volver a reajustar las protecciones de 

sobrecorriente localizadas dentro del área de influencia, de tal manera que se pueda 

cumplir con la temporización mínima para obtener selectividad y por ende seguridad 

adecuada. Sin embargo, desde la revisión bibliográfica se concluye que la protección 

de sobrecorriente en líneas no es capaz de cumplir con los requerimientos de seguridad 

y fiabilidad que requiere el nuevo sistema de distribución (carga + generación 

distribuida); este sistema multifuente sometido a contingencias n-1 puede experimentar 

variaciones significativas 1 , lo cual implicaría configurar “n” grupos de ajuste dentro de 

cada protección de sobrecorriente, complejizando la operación del sistema eléctrico.  

 La dinámica de reconfiguración del CDL que alberga generación distribuida, implica 

cambiar los esquemas de protección actuales; incluir protecciones absolutamente 

selectivas como la protección diferencial o protecciones distancia con esquemas de 

aceleración de zona por teleprotección, que  ayuden no solo en la identificación de la 

falla y despeje oportuno de la misma, sino también que permitan una mejor toma de 

decisiones en el restablecimiento del sistema, minimizando los ensayos en falla a los 

que se ve expuesto un sistema eléctrico (protección de sobrecorriente) por pérdida de 

selectividad ante contingencia n-1. 

                                                
 

1 Por ejemplo, cuando el sistema norte se encuentra anillado con centro y noroccidente, la salida 
del transformador 115/33 kV de Salamina puede atenuar la corriente de cortocircuito 
aproximadamente en un 70%. 
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 Teniendo en cuenta los problemas asociados al control de tensión y generación en 

modo isla, se hace necesario establecer procedimientos que permitan corroborar la 

correcta implementación de las protecciones en el punto de conexión citadas en el 

acuerdo CNO 1322 [3]  

  

5.2 Recomendaciones 

 Este trabajo de grado tuvo como alcance la identificación del impacto de la generación 

distribuida en el sistema a 33 kV. Esta identificación es un segmento de la medición 

del riesgo, por lo cual se recomienda al operador CHEC apoyar nuevos trabajos de 

grado que tengan por objeto la construcción de la matriz de riesgos. 

 Los criterios de ajuste de protecciones utilizados por el operador de red incluyen el 

estándar IEEE Std C37.230-2007 [18], pero teniendo en cuenta que el sistema a 33 kV 

no es completamente radial, es necesario incluir las recomendaciones establecidas en 

el estándar IEEE Std C37.113-2015 [19]. 

 La barra de 33 kV de Ínsula es un nodo con múltiples bahías de línea, transformación 

y generación, su nivel de cortocircuito es alto y con las actuales protecciones de 

sobrecorriente en los extremos remotos no se puede garantizar un despeje oportuno 

de las fallas, en este orden de ideas se recomienda la implementación de una 

protección diferencial de barras. 





 

 
 

A. Anexo: Lista de chequeo criterios y subcriterios 
IEEE1547.7 

 

CONEXIÓN DE PROYECTO PCH DDO, 10MW 

Criteria 
ID 

Clause  Preliminary Review Criteria &Sub-Criteria 
Critera 
Met? 

 Issues?/Description 

P1 7.2 Use of certified DR equipment     

P2 7.3 Potential for uninteded islands     

P2.1  7.3.1 DR does not export power to area EPS at the PCC No   

P2.2  7.3.2 DR production relative to served load (penetration) is small No   

P2.3  7.3.3 
DR interconnection incorporates acceptable anti-islanding 

protective features 
Yes 

Implementar protección intertrip desde 
SLM30T16 y campo SLM30L13 hacia bahía 

de conexión PCH DDO 
Implementar condición de energización 

en los campos IRR40L19, SLM30T16, 
SLM30L13, LMC30L12 

P3 7.4 Impact on EPS equipment loading under all steady state conditions     

P3.1  7.4.1 
Gross kVA rating of aggregate DR is no greater than the kVA 

rating of the EPS transformer serving the facility on a per phase basis. 
Yes   
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CONEXIÓN DE PROYECTO PCH DDO, 10MW 

Criteria 
ID 

Clause  Preliminary Review Criteria &Sub-Criteria 
Critera 
Met? 

 Issues?/Description 

P3.2  7.4.2 
Gross kVA rating of aggregate DR on a particular feeder or 

substation is no greater than the feeder or substation rating. 
Yes 

Adicional a las pruebas iniciales, se 
comprueba bajo simulación cuasi-

dinámica desconectando carga de las 
zonas norte y noroccidente 

P4 7.5 Impacts on system protection, fault conditions, and arc flash rating     

P4.1  7.5.1 
DR cannot cause any protective device or circuit component to 

exceed 85% to 90% of the short circuit interrupting capability 
Yes 

AL interior de la empresa se requiere 
incluir en la lista de capacidad de 
cortocircuito, el nivel de corriente 

máximo antes de alcanzar el cortocircuito 

P4.2  7.5.2 
Aggregate DR on circuit does not contribute more than 10% of 

the circuit’s maximum fault current at the primary voltage point 
nearest the PCC. 

No 

El mayor aporte es ante fallas 
monofásicas (80% de 3Io). Se valida 

selectividad de actual sistema de 
protecciones y requiere un nuevo estudio 

de coordinación 

P4.3  7.5.3 DR will interconnect with an Area EPS having radial topology Yes   

P4.4  7.5.4 
DR will not cause temporary overvoltages during a phase to 

ground fault 
Yes 

Máximo incremento del 12% ante falla 
bifásica a tierra en DDO23 

P4.5  7.5.5 
Existing protection schemes are configured to allow for DR 

connected to the Area EPS 
No 

Se requiere estudio de protección para el 
ingreso de esta PCH 

P5 7.6 
Impacts on voltage regulation within the EPS under steady state 
conditions 

    

P5.1  7.6.1 DR PCC is relatively strong or stiff location within the Area EPS No   
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CONEXIÓN DE PROYECTO PCH DDO, 10MW 

Criteria 
ID 

Clause  Preliminary Review Criteria &Sub-Criteria 
Critera 
Met? 

 Issues?/Description 

P5.2  7.6.2 
DR would not be anticipated to result in voltage rising above 

specified limits in the Area EPS . 
Yes 

Con el ingreso de la PCH se sigue 
cumpliendo los límites regulatorios de 

tensión, pero la barra de 13.2 kV de 
subestación El Dorado supera el rango 

establecido como precaución. 
No se recomienda modificar la 

configuración del regulador de tensión del 
transformador 115/33 kV de Salamina, ya 

que la configuración actual permite 
mantener la tensión dentro de los limiten 

en la subestación DDO 

P5.3  7.6.3 
Loss of DR or variation in output of DR would not be anticipated 

to result in voltaje in the Area EPS falling below specified limits 
Yes 

La operación del regulador de tensión del 
transformador 115/33 kV de Salamina 

permitirá mantener los límites 
establecidos por el OR 

P5.4  7.6.4 
Variation in output of DR would not be anticipated to necessitate 

changes of settings of Area EPS voltage regulating devices. 
Yes 

No se recomienda modificar la 
configuración del regulador de tensión del 

transformador 115/33 kV de Salamina 

P5.5  7.6.5 DR is not expected to result in high voltage on shared secondary. N.A   

P6 7.7 Impacts on EPS power quality     

P6.1  7.7.1 DR operation will not cause flicker exceeding limits at the PCC.     

P6.2  7.7.2 
Real and reactive power flow from DR will not cause Area EPS 

voltage sags and swells 
    

P6.3  7.7.3 
DR operation will not cause harmonics at the PCC to exceed 

allowed limits 
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CONEXIÓN DE PROYECTO PCH PRA2, 8.5 MW 

Criteria 
ID 

Clause  Preliminary Review Criteria &Sub-Criteria 
Critera 
Met? 

 Issues?/Description 

P1 7.2 Use of certified DR equipment     

P2 7.3 Potential for uninteded islands     

P2.1  7.3.1 DR does not export power to area EPS at the PCC No   

P2.2  7.3.2 DR production relative to served load (penetration) is small No   

P2.3  7.3.3 
DR interconnection incorporates acceptable anti-islanding 

protective features 
Yes 

Implementar protección intertrip desde 
SLM30T16 y campo SLM30L12 hacia bahía 

de conexión PCH PRA2 
Implementar condición de energización 

en el campo SLM30L12 

P3 7.4 Impact on EPS equipment loading under all steady state conditions     

P3.1  7.4.1 
Gross kVA rating of aggregate DR is no greater than the kVA 

rating of the EPS transformer serving the facility on a per phase basis. 
Yes   

P3.2  7.4.2 
Gross kVA rating of aggregate DR on a particular feeder or 

substation is no greater than the feeder or substation rating. 
Yes 

Adicional a las pruebas iniciales, se 
comprueba bajo simulación cuasi-

dinámica desconectando carga de las 
zonas norte y noroccidente 

P4 7.5 Impacts on system protection, fault conditions, and arc flash rating     

P4.1  7.5.1 
DR cannot cause any protective device or circuit component to 

exceed 85% to 90% of the short circuit interrupting capability 
Yes 

Al interior de la empresa se requiere 
incluir en la lista de capacidad de 

cortocircuito, la corriente máxima de los 
CTs antes de alcanzar la saturación 

P4.2  7.5.2 
Aggregate DR on circuit does not contribute more than 10% of 

the circuit’s maximum fault current at the primary voltage point 
nearest the PCC. 

No 

El mayor aporte es ante fallas 
monofásicas (80% de 3Io). Se valida 

selectividad de actual sistema de 
protecciones y requiere un nuevo estudio 

de coordinación 

P4.3  7.5.3 DR will interconnect with an Area EPS having radial topology Yes   
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CONEXIÓN DE PROYECTO PCH PRA2, 8.5 MW 

Criteria 
ID 

Clause  Preliminary Review Criteria &Sub-Criteria 
Critera 
Met? 

 Issues?/Description 

P4.4  7.5.4 
DR will not cause temporary overvoltages during a phase to 

ground fault 
Yes   

P4.5  7.5.5 
Existing protection schemes are configured to allow for DR 

connected to the Area EPS 
No 

Se requiere estudio de protección para el 
ingreso de esta PCH 

P5 7.6 
Impacts on voltage regulation within the EPS under steady state 
conditions 

    

P5.1  7.6.1 DR PCC is relatively strong or stiff location within the Area EPS No   

P5.2  7.6.2 
DR would not be anticipated to result in voltage rising above 

specified limits in the Area EPS. 
No 

La PCH lleva al límite superior la tensión 
de la barra 13.2 kV de Pácora, se 

recomienda realizar un análisis de las 
tensiones de las subestaciones Pácora y 

Las Coles bajo interconexiones de 13.2 kV, 
es posible que se requiera cambio de la 

posición de TAP actual. 
No se recomienda modificar la 

configuración del regulador de tensión del 
transformador 115/33 kV de Salamina, ya 

que la configuración actual permite 
mantener la tensión dentro de los limiten 

en la subestación DDO 

P5.3  7.6.3 
Loss of DR or variation in output of DR would not be anticipated 

to result in voltaje in the Area EPS falling below specified limits 
Yes 

La operación del regulador de tensión del 
transformador 115/33 kV de Salamina 

permitirá mantener los límites 
establecidos por el OR 

P5.4  7.6.4 
Variation in output of DR would not be anticipated to necessitate 

changes of settings of Area EPS voltage regulating devices. 
Yes 

No se recomienda modificar la 
configuración del regulador de tensión del 

transformador 115/33 kV de Salamina 

P5.5  7.6.5 DR is not expected to result in high voltage on shared secondary. N.A   
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CONEXIÓN DE PROYECTO PCH PRA2, 8.5 MW 

Criteria 
ID 

Clause  Preliminary Review Criteria &Sub-Criteria 
Critera 
Met? 

 Issues?/Description 

P6 7.7 Impacts on EPS power quality     

P6.1  7.7.1 DR operation will not cause flicker exceeding limits at the PCC.     

P6.2  7.7.2 
Real and reactive power flow from DR will not cause Area EPS 

voltage sags and swells 
    

P6.3  7.7.3 
DR operation will not cause harmonics at the PCC to exceed 

allowed limits 
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CONEXIÓN DE PROYECTO PCH PRA2y1, 13.6 (8.5 + 5.1) MW 

Criteria 
ID 

Clause  Preliminary Review Criteria &Sub-Criteria 
Critera 
Met? 

 Issues?/Description 

P1 7.2 Use of certified DR equipment     

P2 7.3 Potential for uninteded islands     

P2.1  7.3.1 DR does not export power to area EPS at the PCC No   

P2.2  7.3.2 DR production relative to served load (penetration) is small No   

P2.3  7.3.3 
DR interconnection incorporates acceptable anti-islanding 

protective features 
Yes 

Implementar protección intertrip, el 
redisparo se enviará si las bahías 

SLM30L12 y SLM30L11 están abiertas o 
con la apertura del interruptor SLM30T16. 
Implementar las opciones de condición de 

energización y chequeo de sincronismo 
para las bahías SLM30L12 y SLM30L11 

P3 7.4 Impact on EPS equipment loading under all steady state conditions     

P3.1  7.4.1 
Gross kVA rating of aggregate DR is no greater than the kVA 

rating of the EPS transformer serving the facility on a per phase basis. 
Yes   

P3.2  7.4.2 
Gross kVA rating of aggregate DR on a particular feeder or 

substation is no greater than the feeder or substation rating. 
No 

Sobrecarga de la línea Salamina - Pácora 1 
33 kV (PRA30SLM1) 

P4 7.5 Impacts on system protection, fault conditions, and arc flash rating     

P4.1  7.5.1 
DR cannot cause any protective device or circuit component to 

exceed 85% to 90% of the short circuit interrupting capability 
Yes 

Al interior de la empresa se requiere 
incluir en la lista de capacidad de 

cortocircuito, la corriente máxima de los 
CTs antes de alcanzar la saturación 

P4.2  7.5.2 
Aggregate DR on circuit does not contribute more than 10% of 

the circuit’s maximum fault current at the primary voltage point 
nearest the PCC. 

No 

El mayor aporte es ante fallas 
monofásicas (77% de 3Io). Se requiere un 

nuevo estudio de coordinación que 
incluya la reconfiguración del CDL 

P4.3  7.5.3 DR will interconnect with an Area EPS having radial topology Yes   

P4.4  7.5.4 
DR will not cause temporary overvoltages during a phase to 

ground fault 
Yes   
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CONEXIÓN DE PROYECTO PCH PRA2y1, 13.6 (8.5 + 5.1) MW 

Criteria 
ID 

Clause  Preliminary Review Criteria &Sub-Criteria 
Critera 
Met? 

 Issues?/Description 

P4.5  7.5.5 
Existing protection schemes are configured to allow for DR 

connected to the Area EPS 
No 

Se requiere un nuevo estudio de 
coordinación que incluya la 

reconfiguración del CDL 

P5 7.6 
Impacts on voltage regulation within the EPS under steady state 
conditions 

    

P5.1  7.6.1 DR PCC is relatively strong or stiff location within the Area EPS No   

P5.2  7.6.2 
DR would not be anticipated to result in voltage rising above 

specified limits in the Area EPS. 
No 

La PCH lleva al límite superior la tensión 
de la barra 13.2 kV de Pácora y Aguadas, 
se recomienda realizar un análisis de las 

tensiones de las subestaciones bajo 
interconexiones de 13.2 kV, es posible 

que se requiera cambio de la posición de 
TAP actual. 

No se recomienda modificar la 
configuración del regulador de tensión del 
transformador 115/33 kV de Salamina, ya 

que la configuración actual permite 
mantener la tensión dentro de los limiten 

en la subestación DDO 

P5.3  7.6.3 
Loss of DR or variation in output of DR would not be anticipated 

to result in voltaje in the Area EPS falling below specified limits 
Yes 

La operación del regulador de tensión del 
transformador 115/33 kV de Salamina 

permitirá mantener los límites 
establecidos por el OR 

P5.4  7.6.4 
Variation in output of DR would not be anticipated to necessitate 

changes of settings of Area EPS voltage regulating devices. 
Yes 

No se recomienda modificar la 
configuración del regulador de tensión del 

transformador 115/33 kV de Salamina 

P5.5  7.6.5 DR is not expected to result in high voltage on shared secondary. N.A   

P6 7.7 Impacts on EPS power quality     
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CONEXIÓN DE PROYECTO PCH PRA2y1, 13.6 (8.5 + 5.1) MW 

Criteria 
ID 

Clause  Preliminary Review Criteria &Sub-Criteria 
Critera 
Met? 

 Issues?/Description 

P6.1  7.7.1 DR operation will not cause flicker exceeding limits at the PCC.     

P6.2  7.7.2 
Real and reactive power flow from DR will not cause Area EPS 

voltage sags and swells 
    

P6.3  7.7.3 
DR operation will not cause harmonics at the PCC to exceed 

allowed limits 
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CONEXIÓN DE PROYECTO PV CHA, 10 MW 

Criteria 
ID 

Clause  Preliminary Review Criteria &Sub-Criteria 
Critera 
Met? 

 Issues?/Description 

P1 7.2 Use of certified DR equipment     

P2 7.3 Potential for uninteded islands     

P2.1  7.3.1 DR does not export power to area EPS at the PCC No   

P2.2  7.3.2 DR production relative to served load (penetration) is small No   

P2.3  7.3.3 
DR interconnection incorporates acceptable anti-islanding 

protective features 
Yes 

No se recomienda utilizar una protección 
Vector Shift porque opera de forma casi 
instantánea ante cambios súbitos en la 

impedancia del sistema eléctrico 

P3 7.4 Impact on EPS equipment loading under all steady state conditions     

P3.1  7.4.1 
Gross kVA rating of aggregate DR is no greater than the kVA 

rating of the EPS transformer serving the facility on a per phase basis. 
Yes   

P3.2  7.4.2 
Gross kVA rating of aggregate DR on a particular feeder or 

substation is no greater than the feeder or substation rating. 
Yes   

P4 7.5 Impacts on system protection, fault conditions, and arc flash rating     

P4.1  7.5.1 
DR cannot cause any protective device or circuit component to 

exceed 85% to 90% of the short circuit interrupting capability 
Yes 

Al interior de la empresa se requiere 
incluir en la lista de capacidad de 
cortocircuito, el nivel de corriente 

máximo antes de alcanzar el cortocircuito 

P4.2  7.5.2 
Aggregate DR on circuit does not contribute more than 10% of 

the circuit’s maximum fault current at the primary voltage point 
nearest the PCC. 

No 

Teniendo en cuenta que la conexión se 
realiza mediante un transformador Ynd, 
existe un aporte 3I0 mayor al 10%, pero 

no afecta la selectividad de las 
protecciones de sobrecorriente 

P4.3  7.5.3 DR will interconnect with an Area EPS having radial topology Yes   

P4.4  7.5.4 
DR will not cause temporary overvoltages during a phase to 

ground fault 
Yes   
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CONEXIÓN DE PROYECTO PV CHA, 10 MW 

Criteria 
ID 

Clause  Preliminary Review Criteria &Sub-Criteria 
Critera 
Met? 

 Issues?/Description 

P4.5  7.5.5 
Existing protection schemes are configured to allow for DR 

connected to the Area EPS 
Yes 

El estudio de coordinación que presente 
el consultor es posible que no requiera 

cambios en la zona de influencia 

P5 7.6 
Impacts on voltage regulation within the EPS under steady state 
conditions 

    

P5.1  7.6.1 DR PCC is relatively strong or stiff location within the Area EPS No   

P5.2  7.6.2 
DR would not be anticipated to result in voltage rising above 

specified limits in the Area EPS . 
Yes No se evidencian restricciones 

P5.3  7.6.3 
Loss of DR or variation in output of DR would not be anticipated 

to result in voltaje in the Area EPS falling below specified limits 
Yes No se evidencian restricciones 

P5.4  7.6.4 
Variation in output of DR would not be anticipated to necessitate 

changes of settings of Area EPS voltage regulating devices. 
Yes No se evidencian restricciones 

P5.5  7.6.5 DR is not expected to result in high voltage on shared secondary. N.A   

P6 7.7 Impacts on EPS power quality     

P6.1  7.7.1 DR operation will not cause flicker exceeding limits at the PCC.     

P6.2  7.7.2 
Real and reactive power flow from DR will not cause Area EPS 

voltage sags and swells 
    

P6.3  7.7.3 
DR operation will not cause harmonics at the PCC to exceed 

allowed limits 
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CONEXIÓN DE PROYECTO PV CHA, 20 MW 

Criteria 
ID 

Clause  Preliminary Review Criteria &Sub-Criteria 
Critera 
Met? 

 Issues?/Description 

P1 7.2 Use of certified DR equipment     

P2 7.3 Potential for uninteded islands     

P2.1  7.3.1 DR does not export power to area EPS at the PCC No   

P2.2  7.3.2 DR production relative to served load (penetration) is small No   

P2.3  7.3.3 
DR interconnection incorporates acceptable anti-islanding 

protective features 
Yes 

No se recomienda utilizar una protección 
Vector Shift porque opera de forma casi 
instantánea ante cambios súbitos en la 

impedancia del sistema eléctrico 

P3 7.4 Impact on EPS equipment loading under all steady state conditions     

P3.1  7.4.1 
Gross kVA rating of aggregate DR is no greater than the kVA 

rating of the EPS transformer serving the facility on a per phase basis. 
Yes   

P3.2  7.4.2 
Gross kVA rating of aggregate DR on a particular feeder or 

substation is no greater than the feeder or substation rating. 
Yes   

P4 7.5 Impacts on system protection, fault conditions, and arc flash rating     

P4.1  7.5.1 
DR cannot cause any protective device or circuit component to 

exceed 85% to 90% of the short circuit interrupting capability 
Yes 

Al interior de la empresa se requiere 
incluir en la lista de capacidad de 
cortocircuito, el nivel de corriente 

máximo antes de alcanzar el cortocircuito 

P4.2  7.5.2 
Aggregate DR on circuit does not contribute more than 10% of 

the circuit’s maximum fault current at the primary voltage point 
nearest the PCC. 

No 

Teniendo en cuenta que la conexión se 
realiza mediante un transformador Ynd, 
existe un aporte 3I0 mayor al 10%, pero 

no afecta la selectividad de las 
protecciones de sobrecorriente 

P4.3  7.5.3 DR will interconnect with an Area EPS having radial topology Yes   

P4.4  7.5.4 
DR will not cause temporary overvoltages during a phase to 

ground fault 
Yes   
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CONEXIÓN DE PROYECTO PV CHA, 20 MW 

Criteria 
ID 

Clause  Preliminary Review Criteria &Sub-Criteria 
Critera 
Met? 

 Issues?/Description 

P4.5  7.5.5 
Existing protection schemes are configured to allow for DR 

connected to the Area EPS 
Yes 

El estudio de coordinación que presente 
el consultor es posible que no requiera 

cambios en la zona de influencia 

P5 7.6 
Impacts on voltage regulation within the EPS under steady state 
conditions 

    

P5.1  7.6.1 DR PCC is relatively strong or stiff location within the Area EPS No   

P5.2  7.6.2 
DR would not be anticipated to result in voltage rising above 

specified limits in the Area EPS . 
Yes No se evidencian restricciones 

P5.3  7.6.3 
Loss of DR or variation in output of DR would not be anticipated 

to result in voltaje in the Area EPS falling below specified limits 
Yes No se evidencian restricciones 

P5.4  7.6.4 
Variation in output of DR would not be anticipated to necessitate 

changes of settings of Area EPS voltage regulating devices. 
Yes No se evidencian restricciones 

P5.5  7.6.5 DR is not expected to result in high voltage on shared secondary. N.A   

P6 7.7 Impacts on EPS power quality     

P6.1  7.7.1 DR operation will not cause flicker exceeding limits at the PCC.     

P6.2  7.7.2 
Real and reactive power flow from DR will not cause Area EPS 

voltage sags and swells 
    

P6.3  7.7.3 
DR operation will not cause harmonics at the PCC to exceed 

allowed limits 
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CONEXIÓN DE PROYECTO PCH SNA, 6 MW 

Criteria 
ID 

Clause  Preliminary Review Criteria &Sub-Criteria 
Critera 
Met? 

 Issues?/Description 

P1 7.2 Use of certified DR equipment     

P2 7.3 Potential for uninteded islands     

P2.1  7.3.1 DR does not export power to area EPS at the PCC No   

P2.2  7.3.2 DR production relative to served load (penetration) is small No   

P2.3  7.3.3 
DR interconnection incorporates acceptable anti-islanding 

protective features 
Yes 

No se recomienda utilizar una protección 
Vector Shift porque opera de forma casi 
instantánea ante cambios súbitos en la 

impedancia del sistema eléctrico 

P3 7.4 Impact on EPS equipment loading under all steady state conditions     

P3.1  7.4.1 
Gross kVA rating of aggregate DR is no greater than the kVA 

rating of the EPS transformer serving the facility on a per phase basis. 
Yes   

P3.2  7.4.2 
Gross kVA rating of aggregate DR on a particular feeder or 

substation is no greater than the feeder or substation rating. 
No 

Se requiere aumentar la capacidad de la 
línea Manzanares - El Edén y 

transformadores 115/33 kV de 
Manzanares y Victoria 

P4 7.5 Impacts on system protection, fault conditions, and arc flash rating     

P4.1  7.5.1 
DR cannot cause any protective device or circuit component to 

exceed 85% to 90% of the short circuit interrupting capability 
Yes 

AL interior de la empresa se requiere 
incluir en la lista de capacidad de 
cortocircuito, el nivel de corriente 

máximo antes de alcanzar el cortocircuito 

P4.2  7.5.2 
Aggregate DR on circuit does not contribute more than 10% of 

the circuit’s maximum fault current at the primary voltage point 
nearest the PCC. 

No 

El mayor aporte es ante fallas 
monofásicas (70% de 3Io). Se requiere un 

nuevo estudio de coordinación de 
protecciones 

P4.3  7.5.3 DR will interconnect with an Area EPS having radial topology Yes   

P4.4  7.5.4 
DR will not cause temporary overvoltages during a phase to 

ground fault 
Yes   
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CONEXIÓN DE PROYECTO PCH SNA, 6 MW 

Criteria 
ID 

Clause  Preliminary Review Criteria &Sub-Criteria 
Critera 
Met? 

 Issues?/Description 

P4.5  7.5.5 
Existing protection schemes are configured to allow for DR 

connected to the Area EPS 
No 

Se requiere estudio de protección para el 
ingreso de esta PCH 

P5 7.6 
Impacts on voltage regulation within the EPS under steady state 
conditions 

    

P5.1  7.6.1 DR PCC is relatively strong or stiff location within the Area EPS No 
Es un nodo bastante sensible al 

incremento de la tensión por conexión de 
proyectos de generación 

P5.2  7.6.2 
DR would not be anticipated to result in voltage rising above 

specified limits in the Area EPS . 
No 

Se debe realizar un análisis de la tensión 
en la barra de 13.2 kV de Samaná ya que 
puede llegar a presentar tensiones por 

fuera del límite regulatorio 

P5.3  7.6.3 
Loss of DR or variation in output of DR would not be anticipated 

to result in voltaje in the Area EPS falling below specified limits 
Yes   

P5.4  7.6.4 
Variation in output of DR would not be anticipated to necessitate 

changes of settings of Area EPS voltage regulating devices. 
No 

Se requiere que los nuevos 
transformadores 115/33 kV de 

Manzanares y Victoria sean OLTC con 
control automático de tensión 

P5.5  7.6.5 DR is not expected to result in high voltage on shared secondary. N.A   

P6 7.7 Impacts on EPS power quality     

P6.1  7.7.1 DR operation will not cause flicker exceeding limits at the PCC.     

P6.2  7.7.2 
Real and reactive power flow from DR will not cause Area EPS 

voltage sags and swells 
    

P6.3  7.7.3 
DR operation will not cause harmonics at the PCC to exceed 

allowed limits 
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CONEXIÓN DE PROYECTO PCH DOR, 19.9 MW 

Criteria 
ID 

Clause  Preliminary Review Criteria &Sub-Criteria 
Critera 
Met? 

 Issues?/Description 

P1 7.2 Use of certified DR equipment     

P2 7.3 Potential for uninteded islands     

P2.1  7.3.1 DR does not export power to area EPS at the PCC No   

P2.2  7.3.2 DR production relative to served load (penetration) is small No   

P2.3  7.3.3 
DR interconnection incorporates acceptable anti-islanding 

protective features 
Yes 

Se puede implementar protección 
intertrip 

P3 7.4 Impact on EPS equipment loading under all steady state conditions     

P3.1  7.4.1 
Gross kVA rating of aggregate DR is no greater than the kVA 

rating of the EPS transformer serving the facility on a per phase basis. 
Yes   

P3.2  7.4.2 
Gross kVA rating of aggregate DR on a particular feeder or 

substation is no greater than the feeder or substation rating. 
Yes   

P4 7.5 Impacts on system protection, fault conditions, and arc flash rating     

P4.1  7.5.1 
DR cannot cause any protective device or circuit component to 

exceed 85% to 90% of the short circuit interrupting capability 
Yes 

Al interior de la empresa se requiere 
incluir en la lista de capacidad de 
cortocircuito, el nivel de corriente 

máximo antes de alcanzar el cortocircuito 

P4.2  7.5.2 
Aggregate DR on circuit does not contribute more than 10% of 

the circuit’s maximum fault current at the primary voltage point 
nearest the PCC. 

No 

Teniendo en cuenta que la conexión se 
realiza mediante un transformador Ynd, 
existe un aporte 3I0 mayor al 10%, pero 

no afecta la selectividad de las 
protecciones de sobrecorriente 

P4.3  7.5.3 DR will interconnect with an Area EPS having radial topology Yes   

P4.4  7.5.4 
DR will not cause temporary overvoltages during a phase to 

ground fault 
Yes   

P4.5  7.5.5 
Existing protection schemes are configured to allow for DR 

connected to the Area EPS 
Yes 

El estudio de coordinación que presente 
el consultor es posible que no requiera 

cambios en la zona de influencia 
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CONEXIÓN DE PROYECTO PCH DOR, 19.9 MW 

Criteria 
ID 

Clause  Preliminary Review Criteria &Sub-Criteria 
Critera 
Met? 

 Issues?/Description 

P5 7.6 
Impacts on voltage regulation within the EPS under steady state 
conditions 

    

P5.1  7.6.1 DR PCC is relatively strong or stiff location within the Area EPS No   

P5.2  7.6.2 
DR would not be anticipated to result in voltage rising above 

specified limits in the Area EPS . 
Yes No se evidencian restricciones 

P5.3  7.6.3 
Loss of DR or variation in output of DR would not be anticipated 

to result in voltaje in the Area EPS falling below specified limits 
Yes No se evidencian restricciones 

P5.4  7.6.4 
Variation in output of DR would not be anticipated to necessitate 

changes of settings of Area EPS voltage regulating devices. 
Yes No se evidencian restricciones 

P5.5  7.6.5 DR is not expected to result in high voltage on shared secondary. N.A   

P6 7.7 Impacts on EPS power quality     

P6.1  7.7.1 DR operation will not cause flicker exceeding limits at the PCC.     

P6.2  7.7.2 
Real and reactive power flow from DR will not cause Area EPS 

voltage sags and swells 
    

P6.3  7.7.3 
DR operation will not cause harmonics at the PCC to exceed 

allowed limits 
    

 

 





 

 
 

B. Anexo: Nombrar el anexo B de 
acuerdo con su contenido 

Al final del documento es opcional incluir índices o glosarios. Éstos son listas detalladas y 

especializadas de los términos, nombres, autores, temas, etc., que aparecen en el trabajo. 

Sirven para facilitar su localización en el texto. Los índices pueden ser alfabéticos, 

cronológicos, numéricos, analíticos, entre otros. Luego de cada palabra, término, etc., se 

pone coma y el número de la página donde aparece esta información. 
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