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Resumen

Titulo: Aplicacién de las resoluciones CREG 025 de 1995 y 105 de 2018 en el analisis de alternativas para la conexion
de un proyecto hidroeléctrico de 40 MW en el sur del departamento del Norte de Santander”

Autor: Lizarazo Cardenas, Wilson David™*

Palabras Clave: Planeacidn, expansién, transmision, generacidn, evaluacién técnica, evaluacién econémica, UPME,
STR, CREG.

Descripcion:

Este trabajo de aplicacion se elaboro a partir del analisis técnico y econdmico de alternativas de conexion considerando
los criterios de planeacion en transmision y generacion. Su objetivo es establecer y analizar dos alternativas viables
para la conexién de un proyecto de generacion a gran escala de 40 MW, de tecnologia hidrica en el departamento de
Norte de Santander. La pauta para evaluar la viabilidad técnica y econdémica del proyecto se dio de acuerdo a lo
reglamentado en la resolucion CREG 025 de 1995 y CREG 015 de 2018, con la cual se elaboraron alternativas de
planeacion flexibles y adaptativas a las condiciones técnicas y econémicas del sistema, considerando a su vez, los
estandares de calidad, confiabilidad y seguridad. Se propone la implementacion de la alternativa dos descrita en este
trabajo de aplicacion, al obtener mejores beneficios para el sistema y los usuarios.

El contenido de este documento y/o sus anexos son para uso exclusivo de su destinatario intencional y puede contener
Informacion legalmente protegida por ser privilegiada o confidencial. Si usted no es el destinatario intencional de este
documento por favor Inférmenos de inmediato y elimine el documento y sus anexos. Igualmente, el uso indebido,
revision no autorizada, retencion, distribucion, divulgacion, reenvio, copia, impresion o reproduccién de este
documento y/o sus anexos esta estrictamente prohibido y sancionado legalmente. Agradecemos su atencién. Grupo
Empresarial EPM.

™ Facultad de Ingenierias Fisico — Mecanicas. Escuela de Ingenierias Eléctrica, Electrénica y de Telecomunicaciones.
Director: PhD. Oscar Arnulfo Quiroga Quiroga
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Abstract

Title: Application of CREG Resolutions 025 of 1995 and 105 of 2018 in the alternative analysis for the connection
of a 40 MW hydroelectric project in the south of the department of North of Santander”

Autor: Lizarazo Cardenas, Wilson David™*

Key Words: Planning, expansion, transmission, generation, technical evaluation, economic evaluation, UPME, STR,
CREG

Description:

This application work was developed based on the technical and economic analysis of connection alternatives
considering the planning criteria in transmission and generation. Its objective is to establish and analyze two viable
alternatives for the connection of a large-scale generation project of 40 MW, of water technology in the department
of Norte de Santander. The guideline for evaluating the technical and economic viability of the project was in
accordance with the provisions of resolution CREG 025 of 1995 and CREG 015 of 2018, with which flexible planning
alternatives were developed and adapted to the technical and economic conditions of the system, also considering the
standards of quality, reliability and safety. The implementation of alternative two described in this application work
is proposed, obtaining better benefits for the system and users.

The contents of this document and/or its attachments are for exclusive use of the intended recipient and may contain
privileged or confidential information. If you are not the intended recipient of this document, please immediately reply
to the sender and delete this information and its attachments from your system. Likewise, the misuse, unauthorized
review, any retention, dissemination, distribution, disclosure, forwarding, copying, printing or reproduction of this
transmission, including any attachments, is strictly prohibited and punishable by law. Thank you for your attention.
Grupo Empresarial EPM.

* Final graduate project. Modality: Application work
™ Department of Physical — Mechanical Engineering. School of Electrical, Electronic and of Telecommunications
Engineering Director: PhD. Wilson David Lizarazo Cardenas
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Introduccion

El potencial energético en la actualidad se encuentra determinado por la eficiencia que alcanza en
el sector y por la capacidad para emplear fuentes energéticas renovables dentro de su oferta, de
acuerdo a las condiciones de crecimiento y consumo de una zona determinada (Miguel & Amalia,
2012). En el territorio colombiano con las Leyes 142 y 143 (Congreso de Colombia, 1994)
(Congreso de Colombia, 1994) se establecieron derechos y obligaciones respecto a las empresas
que desarrollan o deseen desarrollar actividad propia como la Generacion, Autogeneracion y
Cogeneracidn de energia junto con las empresas responsables del transporte de la energia hasta el
usuario final.

Estas leyes permitieron ser el punto de partida para reglamentar la actividad de generacién en
el pais, complementandose con las resoluciones CREG 025 de 1995, 070 de 1998 y 106 de 2006
(Comision de Regulacién de Energia y Gas (CREG), 1995) (Comision de Regulacién de Energia
y Gas (CREG), 1998) (Comisién de Regulacion de Energia y Gas (CREG), 2006), las cuales
permitieron establecer para los proyectos de Generacion, requisitos y plazos para la conexién al
Sistema Interconectado Nacional (SIN), pero con algunas falencias y ambigiedades las cuales
dificultaron tener las reglas claras para el procedimiento de conexidn tanto para promotores de
proyectos de Generacion como para los transportadores.

En el afio 2014, se expidio la Ley 1715 por parte del Congreso de la Republica (Congreso de
COlombia, 2014), la cual busca promover el desarrollo y utilizacion de las fuentes no

convencionales de energia y es caso especial las renovables por su impacto con el medio ambiente,
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que junto a la resolucion CREG 030 de 2018 (Comision de Regulacion de Energia y Gas (CREG),
2018), establecio procesos unificados en cuanto a plazos y requisitos para conectar proyectos de
esta indole al Sistema Interconectado (SIN) en el tema de Generacion distribuida, autogeneracion
a pequefia y gran escala con capacidad de hasta 5 MW, con los cuales junto con el material
didactico expedido por la CREG permitio a los usuarios tener las reglas claras para la Generacion
de energia y conexion de proyectos con su iniciativa.

La Superintendencia de Servicios Publicos domiciliarios realizé mesas de trabajo junto con la
CREG y la UPME, para establecer el “Manual de asignacion de puntos de conexion de proyectos
de generacion con capacidad mayor a 5 MW” (Superitendencia delegada para Energia y Gas
Combustible, 2018), con el cual se buscaba crear un documento que brindara seguridad juridica al
momento de asignar puntos de conexion para temas de generacion, con el cual se completa una
serie de normativas orientadas a promover y establecer reglas claras para integrar al Sistema
Interconectado Nacional nuevas alternativas de Generacidon de energia ante la necesidad a un
futuro cercano de contar con soluciones energéticas sencillas, que sean perdurables, con bajo
impacto ambiental, en cantidades y en costos que se complemente con la creciente demanda
energética a partir del desarrollo regional (Sierra, Sierra, & Guerrero, 2011).

De acuerdo a lo anterior, en el presente trabajo de grado se propone una metodologia que
permite evaluar la conexion de fuentes no convencionales de energia a un sistema de distribucion
atendiendo las exigencias técnicas y econémicas establecidas por la regulacion. Como caso de
estudio se usara un proyecto de generacion que consta de 2 pequefias centrales hidroeléctricas de
20 MW cada una en el Nordeste de Colombia. Realizando su evaluacién técnica a partir de la

simulacion y analisis de planeamiento junto con su evaluacion econdémica de beneficio/costos se
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determina la viabilidad de su integracién y los beneficios a nivel pais, que tendria este proyecto

hidroeléctrico a partir de las necesidades en transmision y generacion que presenta Colombia.

1. Planteamiento del Problema

Actualmente en el sur del departamento del Norte de Santander existe un gran crecimiento de
demanda energética asociado al desarrollo de la industria minera, construccion de vias 4G vy
necesidades de nuevos usuarios para acceder al servicio de energia, lo cual ocasiona que se
propongan obras de expansién en transmision y generacion, que permitan a su vez mejorar las
condiciones técnicas actuales del sistema.

Para ello, se propone una metodologia para evaluar técnica y econémicamente proyectos de
generacion de energia a gran escala para el operador de red CENS que le permita la integracion de
dos pequefias centrales hidroeléctricas, las cuales respondan a los criterios de planeamiento
exigidos por la regulacién y sean viables de acuerdo a lo exigido por la UPME.

Al realizar el planteamiento de alternativas para la conexion de las pequefias centrales
hidroeléctricas, se podra viabilizar la conexion desde un punto de visto técnico y econémico,
encontrando posibilidades de crecimiento en transmisién y generacion esperando tener una
relacion beneficio costo mayor a uno (1) y siendo evaluado de acuerdo a los criterios contemplados
por la CREG 025 de 1995 (codigo de redes) (Comision de Regulacion de Energia y Gas (CREG),

1995), que permitiria viabilizar el proyecto al ser presentado ante la UPME.
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Este trabajo de aplicacion se sustenta en estudios de planeamiento previos, tales como el “Plan
Indicativo de Expansion de Cobertura” de la UPME (Unidad de Planeacion Minero Energética
(UPME), 2018), con el cual con una vista a futuro se identifican obras necesarias en transmision
y generacion para que cada Operador de Red analice alternativas para atender la demanda con unos
criterios de calidad, a su vez el Gobierno nacional con la Ley 1715 de 2014 (Congreso de
COlombia, 2014), da apertura a que se propongan proyectos de esta indole que atiendan las
necesidades energeéticas del pais.

Este trabajo de aplicacion, contribuiré a tener una metodologia clara y a identificar alternativas
viables para la integracion de fuentes no convencionales de energia en la zona de influencia, de
acuerdo a las exigencias técnicas y econdmicas establecidas por entes de regulacion y planeacion,
promoviendo nuevas formas de generaciéon de energia amigables con el medio ambiente y que
cubra las necesidades energéticas de la regién impulsando un desarrollo sostenible a partir de la
generacion de energia y el aprovechamiento de la abundancia de recursos naturales por las

caracteristicas propias del territorio nacional (Cortés & Arango, 2017).
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2. Objetivos

A continuacion, se presentan los objetivos del trabajo de aplicacion propuesto y sus respectivos

alcances:

2.1 Objetivo general

Analizar las alternativas de conexidn para un proyecto hidroeléctrico en el municipio de Durania
en el departamento del Norte de Santander, a partir de los lineamientos dados en las resoluciones

CREG 025 de 1995 y 015 de 2018.

2.2 Objetivos especificos

Evaluar las opciones disponibles de conexion para las dos pequefias centrales hidroeléctricas
de 19.9 MW en el STR del area de influencia.

Modelar el sistema eléctrico del STR del area de influencia junto con las proyecciones de
demanda del Operador de Red para las alternativas de conexion.

Realizar los estudios eléctricos de las alternativas propuestas, para establecer su viabilidad
técnica ante la entrada en operacion de las plantas de generacion.

Realizar la valoracion econdémica de las alternativas de acuerdo a los lineamientos

establecidos en la resolucion CREG 015 de 2018.
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2.3 Alcance

El alcance del trabajo de aplicacién acorde con los objetivos establecidos comprende:

Para el objetivo especifico N° 1: La identificacion de alternativas para la conexion del
proyecto tomado como caso de estudio, partiendo del analisis de los antecedentes de proyectos de
generacion a nivel nacional y departamental junto con las caracteristicas particulares del proyecto
de generacion estudiado, las condiciones actuales del sistema y las obras de expansion en
generacion y transmision previstas.

Para el objetivo especificos N° 2: La propuesta de una metodologia para viabilizar las
alternativas a partir del sistema eléctrico, considerando la infraestructura existente, condiciones
operativas, proyecciones de demanda y obras de expansién previstas para un horizonte de
planeacion de corto y mediano plazo.

Para el objetivo especificos N° 3: La realizacion de los estudios eléctricos de las alternativas
propuestas, para determinar el comportamiento del sistema ante la puesta en operacion del
proyecto de generacién con los criterios de la CREG 025 de 1995.

Para el objetivo especifico N° 4: La valoracion econdmica de las alternativas de acuerdo a
los criterios de la CREG 015 de 2018, contemplando las inversiones y beneficios operativos y en

pérdidas que tenga el proyecto para viabilizar su conexion.
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2.4 Resefia del trabajo desarrollado

Metodologia Evaluacion
Alternativas

Capitulo 3

Identificacion de

Alternativas Celplinlio

Evaluacion Técnica de
Alternativas

 — Capitulo 5

Conclusiones y
recomendaciones

Valoracion Econdmica de
Alternativas

Capitulo 6

Figura 1. Descripcidon del contenido del trabajo de aplicacion.

3. Metodologia de evaluacién de alternativas

En este Capitulo, se muestra la metodologia planteada en este trabajo de aplicacion para definir y
evaluar las alternativas de conexidn para promover proyectos de generacién. En el numeral 3.1 se
muestran algunos antecedentes metodologicos para evaluar proyectos de generacion y en los
numerales 3.2 y 3.3. se presentan la metodologia propuesta, alcance y criterios generales para la
evaluacion de alternativas. En el numeral 3.4 se establece la metodologia para la definicion de
alternativas. Luego, en el numeral 3.5, 3.6 y 3.7 se dan los criterios para los analisis eléctricos y
modelamiento de la red. Finalmente, en el numeral 3.8, 3.9 y 3.10 se establece la metodologia para

evaluar economicamente las alternativas y recomendarlas.
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3.1 Antecedentes

Dentro de América Latina existe un riesgo asociado a la promocion de proyectos de generacion no
convencionales a gran escala, como el caso de Chile, en la cual se resalta que, al no existir
experiencias concretas, esto puede ocasionar no encontrar una rentabilidad considerable con
respecto a las fuentes convencionales (Moreno, Mocarquer, & Rudnick, 2006).

En Colombia la rentabilidad de los proyectos de generacion se puede apalancar a partir del
andlisis técnico y econémico con el cual, proyectos de generacion cuyas relaciones beneficios
sobre los costos (B/C) sean superiores a 1 y sean técnicamente viables pueden ser recomendados,
puesto que resultan beneficiosas tanto para quien promueve el proyecto, como para el pais, plantea
Juan Camilo Cardona Castafieda en el 2016 (Cardona, 2017), por ello a partir de este trabajo previo
se propone esta metodologia analizando los requerimientos técnicos de la Resolucion CREG 025
de 1995 (Comisidn de Regulacién de Energia y Gas (CREG), 1995), justificado econémicamente
con la nueva metodologia de remuneracion de la actividad de distribucion establecida en la

Resolucion CREG 015 de 2018 (Comision de Regulacion de Energia y Gas (CREG), 2018).

3.2 Metodologia propuesta

Para evaluar las alternativas de conexion, tomaremos como referencia el Plan de Expansion de
Referencia en Generacion y Transmision 2017 — 2031 (Unidad de Planeacion Minero Energética
(UPME), 2018), el cual sirve de guia para elaborar estudios de planeamiento de los recursos de
generacion y de las redes de transmision, que permita la atencion de la demanda buscando la

manera mas econdémica, confiable y segura posible (Georgilakis & Hatziargyriou, 2015). Al
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considerarse alternativas de expansion en redes para la interconexion de un proyecto de generacion
con el sistema eléctrico del Operador de Red, se debe establecer un esquema general del
planeamiento el cual se evidencia en la Figura 2, este diagrama corresponde a los pasos para
evaluar técnicamente un proyecto de acuerdo a los lineamientos regulatorios del codigo de redes
(Comision de Regulacion de Energia y Gas (CREG), 1995) y establecer su relacion de
Beneficio/Costo en funcion de la remuneracidn de activos necesarios para su interconexién dado
por la CREG 015 de 2018 (Comisién de Regulacién de Energia y Gas (CREG), 2018).

Esta metodologia permite evaluar ante la definicion de una alternativa y dando cumplimiento
a la regulacién vigente en temas de asignacion de puntos de conexion al STR o SDL (Comisién de
Regulacion de Energia y Gas (CREG), 2006), su viabilidad técnica y econdmica, es adaptada del
esquema general de planeamiento de la transmision de la UPME (Unidad de Planeacion Minero
Energética (UPME), 2018), puesto que al existir multiples soluciones que podrian implementarse
para los proyectos, se hace importante definir como solucion, alternativas viables

econdémicamente.
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Figura 2. Metodologia para seleccion de alternativas.

De acuerdo a la figura anterior, una vez seleccionada una alternativa de conexion, se debe
realizar el analisis técnico correspondiente de estabilidad transitoria, cortocircuito, flujos de carga
en operacion normal y ante contingencias sencillas, a su vez, se debe valorar la alternativa, para
determinar su relacion beneficio/costo, la cual debe ser mayor o igual a uno (1). Si el desempefio

técnico y econdmico de la alternativa cumple, esta alternativa es recomendada.

3.3 Criterios Generales

Dentro de los criterios generales de la metodologia y que sirven como insumos en el momento de
definir una alternativa de conexion, es la fecha de entrada del proyecto de generacion y la
accesibilidad que tendria dentro del sistema eléctrico del area de influencia, los cuales se

describirdn con mas detalle dentro de este capitulo.
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3.3.1 Horizonte de analisis. Tomando como referencia las Metodologias de planificacion de
la Expansion y Generacion (Unidad de Planeacion Minero Energética (UPME), 2018) y los
criterios de Planeamiento del codigo de redes (Comisién de Regulacion de Energia y Gas (CREG),
1995), se realizara un analisis operativo para las condiciones a las cuales estard expuesto el sistema
para el afio de entrada en operacion y un horizonte medio de 5 afios, como periodo operativo en el
cual se evaluard que el sistema no presenta dificultades técnicas para la operacion éptima del

sistema, de acuerdo a los informes operativos eléctricos de mediano plazo (XM S.A. E.S.P., 2018).

3.3.2 Accesibilidad. La geografia econdémica resulta ser un criterio determinante al momento
de evaluar alternativas de conexidn, de acuerdo al principio de localizacién de minimo costo (Luca
de Tena, 1997), en el caso en que una red de alta tension se encuentre cerca a los proyectos de
generacion, esto abarata los costos de conexion, desplazamiento de materiales y acceso, siendo
este, uno de los desafios al momento de pensar en las soluciones de interconexién (Castro, 2012).

De acuerdo a lo anterior, la metodologia de identificacion de alternativas considerara las
subestaciones cercanas al proyecto para la conexion al STR del operador de red. En caso de no
existir alternativas que cumplan con el principio de localizacién, se plantearan alternativas de

expansion en activos de uso, como por ejemplo una nueva subestacion en el area de influencia.

3.4 Definicion de Alternativas de Conexion

Se plantearan dos alternativas de conexion, de las cuales al menos una debe ser viable y que deben

tener en cuenta lo establecido en la resolucion CREG 106 de 2006 (Comision de Regulacion de

Energia y Gas (CREG), 2006) “Los interesados en conectar sus plantas o unidades de generacion
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al STN, STR o SDL enviaran a la UPME copia del estudio sobre la factibilidad técnica y
econdmica de la conexién, en el cual una de las alternativas de conexion analizadas debe
corresponder exclusivamente a activos a cargo del generador”, esta metodologia planteara
inicialmente como alternativas de conexién, aquellas que correspondan Gnicamente a activos de
conexion, los cuales son propiedad del promotor del proyecto de generacion, en caso de no
encontrar una segunda alternativa bajo este criterio, se propondran obras de uso que permitan la

interconexioén.

3.5 Criterios para los Andlisis Eléctricos de Alternativas

Para determinar el desempefio de las alternativas de conexion, se tendran en cuenta los criterios
definidos en la resolucién CREG 025 de 1995 (Comisién de Regulacién de Energia y Gas (CREG),

1995) los cuales son:

3.5.1 Criterios de Calidad. Asegurar que la tension en las barras a nivel de 110 kV y 220 kV
no sea inferior al 90 % del valor nominal, ni superior al 110 %. Para las barras de 500 kV asegurar

que la tension no sea inferior al 90 % del valor nominal, ni superior al 105 %.

3.5.2 Criterios de Seguridad. El sistema debe permanecer estable bajo una falla trifasica o
monofasica a tierra en uno de los circuitos del sistema con despeje de la falla por operacion normal
de la proteccion principal.

Una vez despejada la falla, la tension no debe permanecer por debajo de 0.8 p.u. por més de

700 ms.
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Las oscilaciones de &ngulos de rotor, flujos de potencia y tensiones del sistema deberan ser
amortiguadas (el sistema debe tener amortiguamiento positivo).

No se permiten valores de frecuencia inferiores a 57.5 Hz durante los transitorios.

No se permiten sobrecargas en las lineas ni en los transformadores y lineas de transmision de

su capacidad nominal y capacidad térmica respetivamente.

3.5.3 Criterios de Confiabilidad. La confiabilidad se determina calculando la demanda no
atendida (DNA) para contingencias sencillas (criterio N-1) y ponderandola por su probabilidad de
ocurrencia en carga maxima, media o minima y tomando como duracién la informacion
suministrada por el Operador de Red tomada de estadisticas de desempefio de la red en la zona del
proyecto. La Energia No Suministrada (ENS) se valora en términos econémicos con el costo del

primer escalon de racionamiento.

3.5.4 Proyecciones de demanda de Energia y Potencia. Para la construccion de los
escenarios de estudio, se considerd la proyeccién de demanda (Tasa de crecimiento) obtenida de
la UPME del informe de Proyeccion de la Demanda de Energia y Potencia Maxima en Colombia
con fecha de corte de octubre de 2018 (Unidad de Planeacién Mineroenergética (UPME), 2018).
Ademéas de contemplar la entrada de operacién de cargas puntuales que el OR considera
importantes en el sistema. En la Tabla 1 se muestran los factores de crecimiento mencionados, en
la figura 3 el pronostico de la demanda para el Sistema Interconectado Nacional.

Con base en las tasas de crecimiento para cada afio analizado y los pronosticos de la demanda
se escogieron tres escenarios de demanda de la curva horaria de carga: demanda maxima, media y

minima, para ser evaluados en los analisis eléctricos.
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Tabla 1.

Tasa de crecimiento (%) UPME — octubre de 2018.

Ano Esc. Alto Esc. Medio Esc. Bajo
2019 1.0243833 1.0244239 1.0074394
2020 1.0188941 1.0188425 1.0188604
2021 1.0195437 1.019532  1.0195886
2022 1.0189907 1.0189727 1.0189241
2023 1.0170619 1.0170754 1.0170642
2024 1.0192705 1.0192892  1.0192807
2025 1.0184841 1.0184861 1.0184613
2026 1.0191431 1.0190968 1.0191088
2027 1.0199219 1.0200051 1.0199772
2028 1.0187355 1.0187024 1.0187269
2029 1.0184692 1.0184403 1.018467

2030 1.0189796 1.0189838 1.0189601
2031 1.0200588 1.0200391 1.0200699
2032 1.0197383 1.0197989 1.0197547

130

Nota. Tomado de: Unidad de Planeacion Mineroenergética (UPME), (2018) «Proyeccion de la

demanda de energia Eléctrica y Potencia Maxima en Colombia,» Bogota,.
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Figura 3. Pronostico de la demanda UPME en MW.
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Se preveé de acuerdo a las tablas anteriores una tasa de crecimiento variable y una proyeccion
creciente exponencialmente para los proximos afios, a partir de estas proyecciones nacionales y
junto con las regionales, se proyecta la demanda de energia en MW para los proximos afios
considerando histéricos del OR y nuevas cargas grandes que se esperan entren en los proximos

afios junto con los planes de expansion de referencia que se tengan.

3.6 Modelado de la Red

Las herramientas actuales para el modelado de redes por las entidades del sector eléctrico
colombiano son principalmente: DIGSILENT Power Factory y NEPLAN (Cardona, 2017). De
acuerdo a los criterios antes descritos, caracteristicas topolégicas, obras de expansidn previstas en
Transmision/Generacion y proyecciones de demanda, se ingresan estas variables al modelo de la
red Eléctrica publicado por XM en el primer semestre del 2018 denominado IPOEL, adecuandolo
a las condiciones particulares del Operador de Red como se observa en la figura 4, para finalmente
proceder a realizar los analisis eléctricos necesarios y los anélisis econémicos, los cuales forman
parte del procedimiento exigido por la Unidad de Planeacion Minero Energética — UPME
(Cardona, 2017) (Comisién de Regulacion de Energia y Gas (CREG), 1995) (Unidad de

Planeacion Minero Energética (UPME), 2018).
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Figura 4. Modelo Eléctrico adaptado para andlisis eléctricos.

Para cada subestacion del modelo anterior, se considerd a partir de mediciones histéricas la
curva tipica de carga particular de cada una, para tener un referente al realizar los analisis

eléctricos, y ajustar las horas de méxima carga y méaxima caida de tension.

3.7 Andlisis Eléctricos de las Alternativas de Conexién

A partir de los criterios para desarrollar los analisis, se evaluaran las alternativas de conexion a

partir de los siguientes estudios y consideraciones:

3.7.1 Estudios eléctricos en estado estacionario. Para el analisis en estado estacionario se

realizan estudios de flujo de carga para los dos afios seleccionados (2024 y 2029) en el horizonte
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de andlisis de cinco afios, en donde se analizaran los perfiles de tension, cargabilidad y pérdidas
en los escenarios de demanda méaxima, media y minima en operacion normal.

También se analiza el impacto del proyecto cuando se presente una contingencia sencilla N-1
en el sistema, ya que por la inyeccién de potencia a la red puede generar condiciones de

emergencia, como cargabilidades y tensiones fuera de los limites regulatorios.

3.7.2 Estudios de cortocircuito. Se calcula la corriente de cortocircuito ante falla monofésica
y trifasica mediante el software DIgSILENT PowerFactory, para identificar la necesidad de
cambiar equipos existentes por la saturacion del nivel de cortocircuito que pueda presentarse,
estimando estos resultados con base en la norma IEC60909 (Norma Internacional CEl IEC 60909

- Corrientes de corto circuito en sistemas trifasicos de corriente alterna, 2001).

3.7.3 Estudios eléctricos de estado transitorio. Mediante estudios de estado estacionario se
revisa el comportamiento dinamico del sistema cuando se produzca una perturbacion por apertura
0 cierre de un interruptor originadas por contingencia, deslastre o entrada de potencia al sistema
eléctrico (IEEE, 2004), en este trabajo de aplicacion se evalGa puntualmente los resultados

transitorios ante la entrada y salida del proyecto de generacién del caso de estudio.

3.7.4 Tiempo critico de despeje de falla. Para establecer el tiempo critico del generador se
simula una falla trifasica franca, aplicada en el lado de alta del transformador del generador, la
cual es sostenida durante el tiempo requerido para que el generador pierda sincronismo con el
sistema. Los cuales deben cumplir con los rangos establecidos por el cddigo de conexidn dado por

la resolucion CREG 025 de 1995 (Comision de Regulacion de Energia y Gas (CREG), 1995), la
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cual instaura que las unidades de generacion deben garantizar el despeje de la falla en un tiempo
ajustable entre 100 ms y 500 ms después de ser detectada.

El tiempo critico de despeje de falla permite ajustar el tiempo de actuacion de los interruptores
para despejar fallas antes que el generador pierda sincronismo y provoque la inestabilidad del

sistema.

3.7.5 Energia no suministrada. La energia no suministrada ENS (MWh/afio), indica cuanta
cantidad de energia se deja de entregar en un lapso de tiempo, por causa de eventos del sistema de
generacion, que hacen que los equipo no se encuentren disponibles. Su calculo se da de acuerdo a
los indices de fiabilidad, tasa de falla A y el tiempo medio de reparacion MTTR (r) (Pisciotti, 2019),
de acuerdo a ello se calcul6 la energia no suministrada segun los lineamientos regulatorios de la
CREG 094 de 2012 (Comision de Regulacion de Energia y Gas (CREG), 2012), con los cuales se
analizaron los siguientes escenarios:

e ENS sin generacion dentro de la zona de influencia (caso base).

e ENS con las dos plantas de generacion dentro de la zona de influencia.

e ENS con una planta de generacion dentro de la zona de influencia.

3.7.6 Pérdidas de Energia. Se calcularon niveles de pérdidas tanto en el STR como en el

SDL, para establecer variaciones significativas a partir de las alternativas de conexion propuestas.

3.7.6.1 Pérdidas en el STR. Se realizan flujos de carga cuasi-dindmicos con la curva
caracteristica de potencia de los alimentadores dentro de la zona de influencia del proyecto a partir

de las proyecciones de carga y los escenarios operativos del sistema, donde se calcularon las
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pérdidas en lineas y transformadores a nivel del STR, con los cuales se proyectaron las pérdidas

para los afios del horizonte de andlisis (2024-2029) a partir de una relacion exponencial.

3.7.6.2 Pérdidas en el SDL. Se realizan flujos de carga cuasi-dinamicos con la curva
caracteristica de potencia de los alimentadores dentro de la zona de influencia del proyecto a partir
de las proyecciones de carga y los escenarios operativos del sistema, dénde se calcularon las
pérdidas en lineas y transformadores a nivel del SDL para el horizonte de andlisis (2024-2029) a

partir de las proyecciones UPME en el escenario de demanda media publicadas en enero de 2019.

3.8 Analisis de resultados de las alternativas de conexion

Analizando los resultados de las alternativas y si el desempefio de cada una es adecuado, se
considera que las alternativas son viables técnicamente y seran tenidas en cuenta como elegibles

para la conexién del proyecto de generacion.

3.9 Evaluacion econdmica de las alternativas

Una vez analizadas las alternativas como posible solucion a implementarse en el sistema, se
determinaréa su viabilidad econémica, a partir de la relacién Beneficio/Costo para cada una de ellas,
determinando cuales traen mejores beneficios operativos para el sistema (Lozano, Garcia, &
Monsalve, 2010).

El procedimiento para el calculo de la evaluacion econdmica se describe a continuacion:
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Determinacion de los costos de inversién a partir de los valores de las Unidades
Constructivas (UC) de la Resolucion CREG 015 de 2018.

e Valoracion econdémica de las pérdidas en la red de CENS y en el STN.

e Valoracion de los gastos de Administracion, Operacion y Mantenimiento AOM en todo el

horizonte del proyecto.

e Valoracion econdémica de la energia no suministrada.

e Beneficios operativos por la entrada en operacion de la generacion.

¢ Relacion beneficio/costo del proyecto.

Los principales indicadores utilizados en la evaluacion econémica son;

e AOM Regulatorio dado por la resolucion CREG 015 de 20109.

e |PP (enero de 2019): 117.18.

e Tarifas CENS (enero de 2019).

Finalmente, con todos los insumos para la evaluacién econdmica, se calcula la relacion
Beneficio-Costo a partir de la siguiente ecuacion:

B

= _ Bperat+BpolsatBENS
C CusotCperd

Ecuacion 1. Calculo de la relacion Beneficio/Costo

Donde:

Bperd:  Beneficio por reduccion de pérdidas en el STR/SDL (COP enero 2019)
Bbolsa: Beneficio operativo por reduccion precio de bolsa (COP enero 2019)
BENS:  Beneficio por reduccion de energia no suministrada (COP enero 2019)

Cuso: Costo de inversiones en activos de uso en UC’s (COP enero 2019)
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Cperd:  Costo por aumento de pérdidas en el STR/SDL (COP enero 2019)
De acuerdo a la ecuacion anterior, aquellas alternativas con relaciones Beneficio-Costo
mayores a 1, son recomendadas al ser beneficiosas para los promotores de proyectos de generacion

y para el pais (Cardona, 2017).

3.9.1 Costos de inversion en activos de conexion. De acuerdo a la metodologia planteada,
se calculard la inversion en activos de conexion. Estos costos no entran en la valoracion econdémica
del proyecto al tratarse de activos que son de uso exclusivo de un usuario, y el cual no es
remunerado via tarifa, solo son una referencia de las unidades constructivas de la resolucion CREG
015 de 2018, expresados en pesos colombianos (COP) con fecha a enero de 2019, que incurriria

el promotor del proyecto para la interconexion.

39.2 Costos de inversion en activos de uso.. De acuerdo a la metodologia planteada, se
calculara la inversién en activos de uso, para la valoracion econémica de las alternativas
planteadas, con referencia a las unidades constructivas de la resolucion CREG 015 de 2018
(Comision de Regulacién de Energia y Gas (CREG), 2018), expresados en pesos colombianos
(COP) con fecha a enero de 2019. Las alternativas de conexién que involucren activos de uso, s6lo
serén viables cuando su relacion Beneficio-Costo sea superior a 1 y su evaluacion medira

Unicamente impactos en el sistema remunerado via cargos por uso (Cardona, 2017).

3.9.3 Costos por AOM (administracion, operacion y mantenimiento). De acuerdo a lo
establecido en la resolucion CREG 015 de 2018 (Comision de Regulacion de Energia y Gas

(CREG), 2018), para el reconocimiento de AOM para nuevas inversiones diferentes a reposicion,
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se reconoce un valor de acuerdo al nivel de tension de las inversiones puestas en operacion
considerando un 2% para las inversiones en activos de nivel de tension 4 y 3, y de un 4% para las

inversiones en activos de nivel de tensién 2 y 1.

3.9.4 Costos por ANE (activos no eléctricos). De acuerdo a lo establecido en la resolucion
CREG 015 de 2018 (Comisién de Regulacion de Energia y Gas (CREG), 2018), los activos no
eléctricos son aquellos que no hacen parte de la infraestructura de transporte de energia eléctricas
de los OR, pero que son requeridos para cumplir con su objeto social, tales como edificios (sedes
administrativas, bodegas, talleres, etc.), maquinaria y equipos (gruas, vehiculos) y equipos de
coémputo. Por tanto, la fraccion de la base regulatoria de activos eléctricos que se reconoce como

activos no eléctricos es igual al 2% para activos del STR y SDL.

3.9.5 Valoracién econémica por pérdidas de energia. Con los resultados de pérdidas
técnicas en el STR y SDL para el horizonte de estudio, a partir de flujos de carga, se calcula la
valorizacion de las pérdidas de energia la diferencia de pérdidas para las alternativas de conexion
con respecto al caso base (sin proyecto).

A partir de los componentes de generacion, transmision y distribucion de las tarifas del
operador de red de la zona de influencia del proyecto y la diferencia de pérdidas de energia con
respecto al caso base se calcula la valorizacion de pérdidas de energia en el STR y SDL en un

horizonte de 25 anos.

3.9.6 Beneficio operativo por desplazamiento del precio de Bolsa. Al tratarse de proyectos

de generacion sin capacidad de almacenamiento y sin que se encuentre regulada dentro del
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despacho centralizado, se calcula el beneficio por reduccion en el precio de bolsa nacional, al
incluir este bloque de energia dentro de la base del despacho nacional, considerando su incidencia
en los costos totales de compra de energia por Bolsa de energia (Botero, Isaza, & Cano, 2015).

Se propone por este motivo, con la informacion histdrica y de acceso al publico en el portal
de Informacion inteligente de XM (http://informacioninteligente10.xm.com.co), efectuar la
evaluacion para los afios 2009 a 2018, con base en la siguiente informacién:

e Precio Bolsa Nacional ($/kWh), para cada uno de los dias y horas del afio.

Precio de Oferta ($/kWh), de cada una de las centrales de generacion.

Generacion ldeal (kWh), de cada una de las centrales de generacion.

Transacciones de energia en bolsa, para cada uno de los dias y horas del afio.

El periodo de analisis es horario para cada uno de los afios en evaluacién (2009 a 2018),
identificando para cada periodo la Gltima central de generacion con la cual se cubri6 la demanda
nacional y de la cual se obtiene el precio de bolsa nacional en el despacho ideal, junto a ello la
energia que fue despachada idealmente. Luego se inserta en la base del despacho ideal en las horas
de operacion, la energia horaria que generaran las plantas solares de acuerdo a sus caracteristicas
de generacién (factor de planta), en miras de establecer la capacidad de desplazar al generador
marginal y reducir el precio de bolsa en los periodos de anéalisis, como se muestra en la figura 5,
en la cual el generador se confronto las curvas con recursos convencionales y sin recursos no

convencionales.



APLICACION DE LAS RES. CREG 025 DE 1995 Y 105 DE 2018 | 40

Precio de Curva Oferta Sistema sin Recursos
Mercado de No Convencionales Intermitentes
Electricidad Curva de

Demanda
s Curva Oferta Sistema con

/ Recursos No Convencionales
/' Intermitentes (Inflexibles)

Desplazamiento curva por efecto de Orden
de Mérito

—

Cantidad

Figura 5. Despacho de las centrales de generacion caso inicial.

El beneficio econdmico resulta del diferencial del precio de bolsa inicial (antiguo generador
marginal) y el nuevo precio de bolsa (nuevo generador marginal) para cada periodo de evaluacion
con respecto a la magnitud de energia despachada idealmente, obteniendo para cada afio de
evaluacion, variaciones en el precio de bolsa pais que se traduce en una reduccién econémica en
la compra de energia por la nueva central de generacion.

Este valor es calculado para los afios de evaluacién (2009-2018) y realizando un promedio de
los afios analizados, para establecer una caracterizacién del mercado spot con la entrada en
operacion de las pequefias centrales hidroeléctricas.

La energia promedio horaria que generara el proyecto se calcula constante para los periodos
de evaluacion horarias, al tratarse de centrales de generacion hidricas que pueden estar disponibles

las 24 horas del dia y se proyecta para una vida util de las plantas a 25 afios.
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3.9.7 Beneficio por ENS (Energia no suministrada). La variacion de la ENS se valora con
el costo incremental operativo de racionamiento de energia (CRO) maés reciente el cual se proyecta

a 25 afos para determinar los beneficios del proyecto de generacion.

3.10 Recomendacion de alternativa de conexion

A partir del costo total de inversion y beneficios esperados del proyecto, se realiza la evaluacion
beneficio costo de las alternativas planteadas.

Se recomendara como alternativa de conexion los proyectos que son técnica y
econdmicamente viables, tomando como referencia maximizar la relacion Beneficio/Costo de cada

uno y que a su vez presente beneficios operativos para el sistema.

4. Descripcion del caso de estudio

En este Capitulo se describe el proyecto a evaluar a partir de la metodologia planteada en la
capitulo anterior, en el numeral 4.1 se muestran los antecedentes en cuanto a solicitudes de
proyectos de generacién dentro del territorio colombiano. En el numeral 4.2 se muestran las
caracteristicas generales del caso de estudio. En el numeral 4.3 se realiza la identificacion de

alternativas. Finalmente, en el numeral 4.4 se realiza la definicion de alternativas.
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4.1 Antecedentes de proyectos de generacion

La dependencia en fuentes abundantes pero finitas de energia como el petroleo, el carbdn, el gas
natural y entre otros recursos fosiles, junto con las coyunturas econdmicas y geopoliticas, han
provocado que muchos paises, sientan la necesidad de iniciar una transicion energética,
promoviendo proyectos de generacion de caracter renovable, que permitan mitigar el cambio
climético y aportar al mejoramiento del medio ambiente (REN 21 Steering Committee, 2014).

Se prevé un gran crecimiento en generacién y demanda de energia dentro del territorio
colombiano, el cual ha superado ampliamente el crecimiento demografico entre en la segunda
década del siglo 21 (Castillo, Castrillon, Vanegas-Chamorro, Valencia, & Villicafia, 2015), esto
ha motivado a propios y a interesados a desarrollar proyectos de generacién a partir de la ejecucion
de estudios técnicos y econdmicos, de acuerdo con las condiciones y requerimientos establecidos
por entes como la UPME y la CREG.

Dentro de la aplicacion de leyes asociadas a la generacion, La Ley 142 de 1994 (Congreso de
Colombia, 1994) reglament? las actividades asociadas a los servicios publicos como es el caso de
la energia eléctrica, la Ley 143 de 1994 (Congreso de Colombia, 1994) establecié el régimen de
las actividades de generacion de electricidad y con la Ley 1715 (Congreso de COlombia, 2014)
complementd, regulando la integracion de las energias renovables no convencionales al sistema

Energético Nacional.

4.1.1 Proyectos de generacion de energia en Colombia. Las fuentes no convencionales de
energia “FNCE”, en un principio se previeron como solucién para proyectos en zonas no

interconectadas dentro del territorio nacional (Benavides, 2011). Esta situacion ha cambiado
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sustancialmente ya que en la actualidad en Colombia hay un total de 221 de solicitudes aprobadas
ante la UPME de proyectos de generacion de energia (informacion con corte a agosto de 2019),
que suman alrededor de 11 GW de capacidad para el territorio nacional, como se observa en la
Figura 6 y con una alta participacion de recursos solares fotovoltaicos, hidroeléctricos, edlicos y

térmicos a carbdn, como se describe en la Tabla 2.

Capacidad (MW)

5 T e

Tipe Tecnologia

[ | Autogeneracion
Autogeneracion Solar

W Biomasa
Cogeneracion

. vgneraclén SoIat
Eoﬁgan ezuela
Hidroelectrica
Solar Fotovoitaica

M Térmica
Térmica - Carbon

- Térmica - Gas
Térmica ;’l;iquidos"~ WA 3

. o T Tipo de Generacion
\'. ; o -,"‘\ o 2 ) (Todo)
it : 1 | ~~ 0 AMPLIACION
y ’ ‘ GENERACION MAYOR
LS o =N GENERACION MENOR

Figura 6. Capacidad Actual a junio 2019 en MW con concepto aprobado UPME. Nota. Tomado
de: UPME

Tabla 2.

Capacidad por recurso de generacion.

Recurso MW Solicitudes 9% Participacion
Autogeneracion 122 16 1.1%
Autogeneracion solar 10 1 0.1%

Biomasa 59 6 0.5%
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Recurso MW Solicitudes % Participacion
Cogeneracion 142 10 1.3%
Cogeneracion solar 17 1 0.2%
Edlica 1862 14 16.9%
Hidroeléctrica 2307 81 20.9%
Solar fotovoltaica 4353 70 39.4%
Térmica 39 1 0.4%
Térmica - Carbon 1426 10 12.9%
Térmica - Gas 561 9 5.1%
Térmica - Liquidos 137 2 1.2%

Uno de los problemas a abordar dentro de este trabajo de aplicacion es la implementacion de
un proyecto hidroeléctrico dentro del territorio nacional, especificamente en el departamento de
Norte de Santander.

Se tiene como referente que los panoramas de solicitudes de proyectos hidroeléctricos en el
pais alcanzan una capacidad de 2307 MW, para un total de 81 proyectos, de los cuales 12
corresponden a generacion Mayor, 56 a generacién menor y 13 a ampliaciones de proyectos ya
existentes.

El departamento de Antioquia es el mas representativo con una capacidad de 1174 MW, como
se observa en la figura 7, en la cual se evidencia la falta de promocion de proyectos de esta indole

en el departamento de Norte de Santander.
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Figura 7. Capacidad actual hidroeléctrica a junio 2019 en MW con concepto aprobado UPME.
Nota. Tomado de: UPME

4.1.2 Proyectos de generacion de energia en Norte de Santander. Dentro de diversos
paneles regionales desarrollados en Norte de Santander, se han presentado los beneficios y
oportunidades que traerian las energias renovables para el departamento, todo esto con el objetivo
de aumentar la capacidad de energia a través de fuentes de energia como las pequefias centrales
hidroeléctricas, teniendo en cuenta el gran recurso hidrico como se observa en la figura 8, el caso
de estudio de este trabajo de aplicacion considerara dos pequefias centrales hidroeléctricas de 20

MW cada una.
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El departamento de Norte de Santander actualmente tiene 4 solicitudes aprobadas de
generacion de energia de las cuales 3 son térmicas a carbén con una capacidad 181 MW y una
solar fotovoltaica de 80 MW, lo cual evidencia poco desarrollo y promocion de proyectos dentro
del departamento, aun existiendo altos recursos naturales que pueden ser aprovechados,
contemplando que Colombia tiene grandes posibilidades para implementar pequefias centrales
hidroeléctricas, gracias al interés mostrado por empresas eléctricas e instituciones financieras,
puesto que es una alternativa para el abastecimiento de energia bastante econémica (Sierra, Sierra,

& Guerrero, 2011) (Mora & Hurtado, 2004).
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4.2 Caracteristicas generales del proyecto

El alcance del proyecto consiste en analizar y proponer dos alternativas para la conexion de dos
pequefas centrales hidroeléctricas de 20 MW de generacion cada una, al sur del departamento del
Norte de Santander, en el municipio de Durania para el afio 2024.

La caracterizacion técnica del proyecto se evidencia en la Tabla 3, en la cual se exponen los
supuestos mas importantes, que sirven para conocer un poco mas el tipo de tecnologia y captacion
del proyecto de generacidn, la seleccion del rio Zulia se da en virtud a registros hidroldgicos en la
zona que identifican un caudal medio significativo para el desarrollo de estos proyectos, usando el

balance hidrico con metodologia Turc para calcular la evapotranspiracion real.

Tabla 3.
Datos técnicos del proyecto.
Nombre Proyecto Durania 1 Durania 2
Norte de Santander Norte de Santander
Departamento:
(Salazar/Arboledas) (Salazar/Arboledas)
Rio: Zulia Zulia
Caudal medio: 31,00 m3/s 31,00 m3/s
Tipo de turbina: 2 Francis 2 Francis
Potencia nominal en S/E del
+/- 20.02 MW +/- 20.05 MW
proyecto:
Energia media multianual en
115,94 GWh/afio 117,76 GWh/afio
S/E del OR:
Factor de Planta: 67,20% 68,16%
Lateral de 50mx16,2m, con
Captacion: azud crecientes y 2 descarga de No Requiere

fondo de 4mx5m.
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4.2.1 Ubicacion del proyecto. El proyecto se ubica en el municipio de Durania, en el
departamento de Norte de Santander, realizando retoma sobre el rio Zulia. Su georreferenciacion
e hidrografia se puede apreciar en la figura 9, los terrenos donde se desarrollara el proyecto a futuro
cuentan con uniformidad del nivel, poca vegetacién a ser removida, ocupacién del menor nimero
de predios posible y poco nivel de inclinacién, a su vez, cuenta con varias vias de acceso desde la

ciudad de Cucuta.

¢Durania 2

DURANIA

Durahié 16

OSIPATIOS

Figura 9. Ubicacion geogréafica Pequefias Centrales Hidroeléctricas Durania. Nota. Tomado de:

Google Earth]

4.2.2 Horizonte de analisis del proyecto de generacion. Las pequefias centrales
hidroeléctricas tendran una vida Gtil de 25 afios, con lo cual este trabajo de aplicacion incluye un

analisis operativo para las condiciones que enfrentara la red para el afio de entrada en operacion
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en el afio 2024 y un horizonte de planeacion operativa de las plantas en un lapso de mediano plazo

a cinco (5) afios para el 2029.

4.3 Identificacion de alternativas de conexion

Para identificar las posibles alternativas de conexion se realiza un analisis del estado actual del

Sistema Eléctrico y del entorno, teniendo en cuenta:

Planes de expansion y desarrollo nacional, municipal y departamental.

Solicitudes de conexion de plantas de generacion y grandes clientes.

Subestaciones cercanas al punto de conexidn de las Plantas de Generacion.

Espacio fisico en las subestaciones Cercanas al punto de conexion de las Plantas de
Generacion.

Distancia de las subestaciones cercanas al punto de conexion de las Plantas de generacion.

Estudios técnicos de andlisis del sistema de potencia.

4.3.1 Condiciones Iniciales del sistema. Para establecer las alternativas de conexion, se

establecieron distancias y consideraciones de subestaciones cercanas al proyecto de generacion las

cuales se muestran en la tabla 4.

Tabla 4.

Consideraciones de subestaciones cercanas al proyecto.

Subestacion  Distanciakm  NT (kV) Observacion

Sin capacidad en MW para el proyecto

Salazar 9 345

planteado.
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Subestacion  Distanciakm  NT (kV) Observacion
Sin capacidad en MW para el proyecto
Palermo 17 34.5
planteado.
_ Sin capacidad en MW para el proyecto
Cornejo 21 34.5
planteado.
) Sin capacidad en MW para el proyecto
Patios 25 34.5
planteado.
Belén 27 115 Dificil Acceso / Zona Urbanizada
Sin capacidad en MW para el proyecto
Atalaya 29 34.5
planteado.
San Mateo 30 115 Dificil Acceso / Zona Urbanizada
_ Sin Espacio Fisico, Dificil Acceso /Zona
Sevilla 32 115 _
Urbanizada
La insula 35 115
Sin capacidad en MW para el proyecto
Escobal 35 345

planteado.

A partir de las consideraciones antes mencionadas y bajo estudios de planeamiento realizados
previamente, se concluye que la conexion del proyecto de aproximadamente 40 MW debe
realizarse por 115 kV, puesto que las condiciones técnicas de las subestaciones por 34.5 kV no
cuentan con la infraestructura eléctrica necesaria para transportar esa generacion, a su vez, las
subestaciones por 115 kV Belén, San Mateo y Sevilla al estar en zonas de alta concentracion
urbana, no cumplirian con las distancias de servidumbre de acuerdo al Capitulo 5, articulo 22.2
del RETIE (Ministerio de Minas y Energia, 2013) con lo cual se presentarian dificultades para la
conexion de las plantas por posible incumplimiento de zonas de servidumbre, y a su vez, algunas
de estas subestaciones no cuentan con espacio fisico para la interconexion con las lineas de las

plantas de generacion.
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4.3.2 Subestaciones accesibles para la conexién del proyecto. A partir del principio de
localizacion de minimo costo (Luca de Tena, 1997), se identificaron las posibles alternativas de
conexion, con lo cual, la Gnica subestacion disponible para la conexion del proyecto de generacion
es la Subestacion La insula, por este motivo hay que plantear una segunda alternativa que considere

la construccion de una nueva Subestacion dentro del area de influencia del proyecto.

4.3.3 ldentificacion de alternativas de conexion. De acuerdo a los principios de
accesibilidad, se selecciona la alternativa de conexion a la subestacion La Insula, como alternativa
de conexion para ser evaluada técnica y econémicamente.

Para la identificacion de la segunda alternativa de conexion, se realiza un analisis de decisién
para la planificacion de obras de expansion del sistema eléctrico (Toupiol, del Campo, & Ortega,
2007), determinando las necesidades en infraestructura eléctrica futura que permita mejorar las
condiciones actuales del sistema del operador de red y dar conexidn al proyecto de generacion de
energia.

A continuacidn, se presenta la ubicacion del proyecto de generacién de las dos (2) pequefias
centrales hidroeléctricas, con el cual se realiza un Anélisis de conglomerados (Cluster) (Colombia
& Development, 2018), lo cual es una forma de identificacion de la necesidad o no, para definir
obras de expansion en el sistema (Unidad de Planeacion Minero Energética (UPME), 2018),en
este encontramos, dentro del poligono amarillo la concentracién de demanda de clientes
residenciales, industriales y comerciales, junto con la linea roja, la cual identifica las vias

principales del area de influencia, que permite identificar la accesibilidad.
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Durania 2 (G

Durania 1 @

Figura 10. Concentracion de demanda area influencia. Nota. Tomado de Google Earth

De acuerdo a lo anterior observamos que las subestaciones ya existentes S/E 1, 2,3 y 4, se
encuentran bastante alejadas de las plantas de generacién, por este motivo, se plantea la
construccién de una nueva subestacion en el correguimiento de la Don Juana, como se observa en
la figura 10, aproximadamente a 14 km de las pequefias centrales hidroeléctricas.

Esta propuesta de nueva subestacion, se motiva de acuerdo a la alta concentracion de demanda,
facil acceso gracias a carreteras en la zona y promocion de proyectos de generacion como son las

2 pequefias centrales hidroeléctricas en el municipio de Durania.

4.3.4 Analisis preliminar de alternativas de conexion. A partir de la identificacion de

alternativas, se debe establecer la infraestructura eléctrica para la interconexion del proyecto,
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teniendo en cuenta las obras de expansion dentro de la zona de influencia del proyecto para el
futuro, estas obras fueron aprobadas por la UPME en el plan de expansion de referencia en
transmision y generacion [11], los cuales se evidencian en la tabla 5 y 6 con su respectiva fecha de

puesta en operacion (FPO), estos insumos son necesarios para la modelacién de alternativas.

Tabla 5.
Proyectos futuros area de influencia del Proyecto.
Proyecto FPO
Repotenciacion LT La Insula — Belén 115 kV 2019
Repotenciacion LT Tibu — Planta Zulia 115 kV 2022
Repotenciacion LT Convencion — Tiba 115 kV 2023

Ademas, como sefial de expansidn en generacion, se tiene prevista la instalacion de una nueva

Planta de Generacion para el afio 2021.

Tabla 6.
Proyectos futuros de generacion en el area de influencia del Proyecto.
Proyecto FPO
Planta de Generacion Solar La mata 2021

Junto con los proyectos futuros antes mencionados, se debe considerar como sefial de
expansion del sistema las sefiales de expansion del Operador de Red, en este caso, la normalizacién
de la Subestacion Sevilla prevista por CENS para el afio 2024.

La reconfiguracion de la subestacion Sevilla, consiste en aumentar la confiabilidad, a partir

de la reconfiguracion a nivel del STR en la S/E Sevilla como se observa en la figura 11,
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permitiendo mejores resultados de operatividad del sistema, energia no suministrada y mitigando

la afectacion por temas sociales de servidumbre con los usuarios por la red existente.
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Figura 11. Proyecto de expansion por 115 kV area de influencia del proyecto.

Ante el proyecto de expansién antes descrito, este debera ser considerado dentro de las dos

(2) alternativas de conexion.

4.3.5 Validacion Preliminar de Alternativas de Conexion. Los estudios eléctricos para
aprobacion de conexion por parte de la UPME deben cumplir ciertos objetivos especificos:
e Plantear alternativas de conexion para el proyecto, considerando la informacion de

planeamiento vigente del pais y del Operador de Red (OR) para evacuar la potencia

generada del nuevo proyecto
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e Evaluar el comportamiento técnico de cada alternativa de conexion planteada, por medio
de flujos de cargas y cortocircuito para el estado estacionario; asi como de forma dinamica
mediante analisis de estabilidad transitoria

e Determinar la viabilidad econdmica de las obras requeridas en cada una de las alternativas
de conexion propuestas, a partir de los costos y beneficios para el sistema nacional. Lo
anterior, empleando la metodologia de remuneracion de activos establecida por la
Comisidn de Regulacion de Energia y Gas (CREG).

e Identificar finalmente mediante los analisis técnicos y econoémicos, la alternativa de

conexion éptima para el proyecto

4.4 Definicion de alternativas

De acuerdo a la identificacion de alternativas, en la tabla 7 se muestran las alternativas de conexién

evaluadas en este trabajo de aplicacion.

Tabla 7.

Alternativas de conexion.

Nombre Descripcion

Alternativa 1l Conexion del proyecto de generacion a la S/E denominada insula en el
municipio de Cdcuta, mediante la construccion de activos de conexién en
115 kV.

Alternativa2 Conexion del proyecto a una nueva S/E en el corregimiento la Don Juana,
a partir del seccionamiento de la Linea 115 kV Belén-insula y la

construccidn de una nueva S/E en este sector denominada “El Carmen”.
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A continuacion, se describen las alternativas de conexién del proyecto “Durania”.

4.4.1 Alternativa 1. En esta alternativa se planteo la conexion a la subestacion La insula en
el municipio de Cucuta, mediante la construccion de activos de conexion desde las pequefias
centrales hidroeléctricas “Durania 1 y 2 hasta esta, en la cual se realizara una linea 115 kV con
una distancia de 42 km para la PCH “Durania 1” y 37 km para la PCH “Durania 2”
aproximadamente.

A continuacion, se presenta la ubicacion geogréfica del trazado de las lineas aproximado, las

subestaciones y el proyecto de generacion “Durania 1 y 2”.

Activos de Coneson (115 kV)

S/E PALERMO

Figura 12. Ubicacion geografica de la Alternativa 1.
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4.4.2 Alternativa 2. En esta alternativa se plantea la construccion de una nueva Subestacion
denominada “Don Juana” y una nueva Subestacion de paso denominada “El Carmen”, las cuales
responderan a las necesidades de demanda y nuevas cargas en el area de influencia, a su vez,
mejorar condiciones operativas al nivel del SDL a partir de la construccion de 21 km de red en 115
kV en doble circuito para conectarse entre si a partir del seccionamiento de la Linea Belén-insula
en 115 kV.

A continuacion, se presenta la ubicacion geogréfica del trazado de las lineas aproximado, las

subestaciones y el proyecto de generacion.

Activos de Uso (116 V)
Activos de Conexion {116 kV)

S/E PALERMO

Figura 13. Ubicacion geografica de la Alternativa 2.
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5. Evaluacioén técnica de las alternativas

En este Capitulo se muestran los resultados de las simulaciones para los afios 2024 y 2029,
considerando los tres escenarios de demanda descritos anteriormente (minima, media y maxima)
ante la entrada en operacion del proyecto de generacion. En el numeral 5.1, 5.2. y 5.3. se muestran
los resultados de los flujos de carga y los analisis de cargabilidad y tensiones del area de influencia
del proyecto. Luego en el numeral 5.4 se muestran los resultados de cortocircuito. Finalmente, en
los numerales el numeral 5.5, 5.6 y 5.7 se efectua el andlisis y resultados de pérdidas, cortocircuito,

estabilidad dinamica y transitoria.

5.1 Resultados de cargabilidad en transformadores

A continuacién, se muestran los resultados de cargabilidad en transformadores del area de
influencia del proyecto de generacion, en los escenarios de demanda descritos anteriormente y en
los afios de andlisis (2024 y 2029), a partir de flujos de carga en el software DIgSILENT, con el
cual se pretende identificar las posibles condiciones de emergencia que podrian presentarse ante
la sobrecarga futura de uno de los transformadores del &rea de influencia del proyecto de
generacion.

Los escenarios operativos considerados para el analisis de carga en transformadores son:

1. Sin Proyecto de Generacion.

2. Conexion considerando la alternativa 1.
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3. Conexion considerando la alternativa 2.

5.1.1 Resultados de cargabilidad en transformadores sin proyecto. Los resultados de

cargabilidad en transformadores sin proyecto de generacion se muestran a continuacion:

80,00%
70,00%
60,00%
50,00%
40,00%
30,00%
20,00%
10,00%

0,00%

Caso Base 2024

Belen Ocana 1 OcanaZ Ocana 3 Mateo 1Mateo 2

B Dmax

TRSan TR San

Dmed B Dmin

80,00%
70,00%
60,00%
50,00%
40,00%
30,00%
20,00%
10,00%

0,00%

Caso Base 2029

TR San TR San
Belen Ocana 1 OcanaZ Ocana 3 Mateo 1Mateo 2

B Dmax Dmed M Dmin

Figura 14. Cargabilidad Transformadores — Area de Influencia Sin Proyecto.

Con los resultados de la figura anterior, no se evidencian sobrecargas ante las condiciones

iniciales del sistema, sin el proyecto de generacion para los afios operativos y escenarios de

demanda, puesto que ninguno de los transformaores del area de influencia supera el 100% de carga

5.1.2 Resultados de cargabilidad en transformadores alternativa 1. Los resultados de

cargabilidad en transformadores considerando la alternativa de conexion 1, con una y dos plantas

de generacion conectadas, son los siguientes:
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Alternativa 1 - 2024
70,00%
60,00%
50,00%

40,00%

30,00%
20,00%
10,00% I I I I
0,00%
R

T TRSan TR San
Belen Ocana 1 Ocanaz Ocafia 3 Mateo 1Mateo 2

B Dmax Dmed B Dmin

70,00%
60,00%
50,00%
40,00%
30,00%
20,00%
10,00%

0,00%

Alternativa 1 - 2029

Belen Ocana 1 OcanaZ Ocana 3 Mateo 1Mateo 2

B Dmax

TR San TR San

Dmed M Dmin
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Figura 15. Cargabilidad Transformadores — Area de Influencia Proyecto Alternativa 1 con una

Planta.

Alternativa 1 -2024
70,00%
60,00%
50,00%

40,00%

30,00%

20,00%

10,00% I I I I
0,00%

TR San TR San
Belen Ocana 1 Ocana2 Ocana 3 Mateo 1Mateo 2

B Dmax Dmed B Dmin

70,00%
60,00%
50,00%
40,00%
30,00%
20,00%
10,00%

0,00%

Alternativa 1 -2029

Belen Ocana 1 OcanaZ Ocana 3 Mateo 1Mateo 2

B Dmax

TR San TR San

Dmed M Dmin

Figura 16. Cargabilidad Transformadores — Area de Influencia Proyecto Alternativa 1 con dos

plantas.

En las figuras 15 y 16 no se evidencian sobrecargas ante la conexion de una y dos plantas

respectivamente del proyecto de generacion, bajo la Alternativa 1, considerando los afios

operativos y escenarios de demanda.
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5.1.3 Resultados de Cargabilidad en Transformadores Alternativa 2. Los resultados de
cargabilidad en transformadores considerando la alternativa de conexién 2, con una y dos plantas

de generacion conectadas, son los siguientes:

Alternativa 2 -2024 Alternativa 2 -2029
70,00% 70,00%
60,00% 60,00%
50,00% 50,00%
40,00% 40,00%
30,00% 30,00%
20,00% 20,00%
10,00% I I I 10,00% I I I

0,00% 0,00%

TR San TR San TR San TR San

Belen Ocana 1 Ocana2 Ocana 3 Mateo 1Mateo 2 Belen Ocana 1 OcanaZ Ocana 3 Mateo 1Mateo 2

W Dmax Dmed B Dmin B Dmax Dmed ®Dmin

Figura 17. Cargabilidad Transformadores — Area de Influencia Proyecto Alternativa 2 con una

Planta.
Alternativa 2 -2024 Alternativa 2 -2029

70,00% 70,00%
60,00% 60,00%
50,00% 50,00%
40,00% 40,00%
30,00% 30,00%
20,00% 20,00%

10,00% I I I 10,00% I I I
0,00% 0,00%

TR San TR San TR San TR San

Belen Ocana 1 Ocana2 Ocana 3 Mateo 1Mateo 2 Belen Ocana 1 OcanaZ Ocana 3 Mateo 1Mateo 2
EDmax M Dmed HDmin EDmax M Dmed M Dmin

Figura 18. Cargabilidad Transformadores — Area de Influencia Proyecto Alternativa 2 con dos
Plantas.
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En las figuras 17 y 18 no se evidencian sobrecargas ante la conexién de una y dos plantas
respectivamente, del proyecto de generacion, bajo la Alternativa 2, considerando los afios

operativos y escenarios de demanda.

5.2 Resultados de Cargabilidad en Lineas

A continuacion, se muestran los resultados de cargabilidad en Lineas del area de influencia del
proyecto de generacion, en los escenarios de demanda descritos anteriormente y en los afios de
analisis (2024 y 2029), a partir de flujos de carga en el software DIgGSILENT, con el cual se
pretende identificar las posibles condiciones de emergencia que podrian presentarse ante la
sobrecarga futura de una de las lineas del area de influencia del proyecto de generacion.

Los escenarios operativos considerados para el analisis de carga en Lineas son:

1. Sin Proyecto de Generacion.

2. Conexion considerando la alternativa 1.

3. Conexion considerando la alternativa 2.

5.2.1 Resultados de cargabilidad en lineas sin proyecto. Los resultados de cargabilidad en

transformadores sin proyecto de generacién son los siguientes:
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Caso Base 2024 Caso Base 2029
Tibu-Zulia Tibu-Zulia
I I
I I
San Mateo- Sevilla San Mateo- Sevilla
| |
Insula-Zulia Insula-Zulia
| ]
Insula-Sevilla Insula-Sevilla
] ]
Belén-Insula Belén-Insula
| |
0,00% 10,00% 20,00% 30,00% 40,00% 0,00% 10,00% 20,00% 30,00% 40,00%
B Dmin Dmed H Dmax H Dmin Dmed H Dmax

Figura 19. Cargabilidad Lineas — Area de Influencia Proyecto Caso Base.

Con los resultados de la figura anterior, no se evidencian sobrecargas ante las condiciones
iniciales del sistema, sin el proyecto de generacion para los afios operativos y escenarios de

demanda, puesto que ninguna de las lineas del area de influencia supera el 100% de carga

5.2.2 Resultados de cargabilidad en lineas alternativa 1. Los resultados de cargabilidad en
lineas considerando la alternativa de conexion 1, con una y dos plantas de generacion conectadas,

son los siguientes:
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Alternativa 1 - 2029

Tibu-Zulia Tibu-Zulia
] .
San Mateo- Sevilla San Mateo- Sevilla
| |
insula-Zulia insula-Zulia
| |
insula-sevilla & insula-sevilla L
| |
Belén-Insula Belén-Insula
| |
0,00% 10,00% 20,00% 30,00% 40,00% 0,00% 10,00% 20,00% 30,00% 40,00%
H Dmin Dmed M Dmax H Dmin Dmed M Dmax

Figura 20. Cargabilidad Lineas — Area de Influencia Proyecto Alternativa 1 con una planta.

Alternativa 1 -2024

Alternativa 1 -2029

Tibu-Zulia B Tibu-Zulia - HR
San Mateo- Sevilla - San Mateo- Sevilla
| |
Insula-Zulia Insula-Zulia
insula-Sevilla insula-sevilla T
| |
Belén-Insula Belén-Insula
| |
0,00% 10,00% 20,00% 30,00% 40,00% 0,00% 10,00% 20,00% 30,00% 40,00%
H Dmin Dmed M Dmax H Dmin Dmed M Dmax

Figura 21. Cargabilidad Lineas — Area de Influencia Proyecto Alternativa 1 con dos plantas.

| 64

En las figuras 20 y 21 no se evidencian sobrecargas en lineas, ante la conexion de una y dos

plantas respectivamente del proyecto de generacion, bajo la Alternativa 1, para los afios operativos

y escenarios de demanda.



APLICACION DE LAS RES. CREG 025 DE 1995 Y 105 DE 2018 | 65

5.2.3 Resultados de cargabilidad en lineas alternativa 2. Los resultados de cargabilidad en
lineas considerando la alternativa de conexién 1, con una y dos plantas de generacion conectadas,

son los siguientes:

Alternativa 1 - 2024 Alternativa 1 - 2029
Tibu-Zulia Tibu-Zulia
] .
San Mateo- Sevilla San Mateo- Sevilla
| |
insula-Zulia insula-Zulia
| |
. | . |
Insula-Sevill insula-Sevill
nsula-Sevilla nsula-Sevilla
Belén-Insula Belén-Insula
| |
0,00% 10,00% 20,00% 30,00% 40,00% 0,00% 10,00% 20,00% 30,00% 40,00%
H Dmin Dmed M Dmax H Dmin Dmed M Dmax

Figura 22. Cargabilidad Lineas — Area de Influencia Proyecto Alternativa 2 con una planta.

Alternativa 2 -2024 Alternativa 2 -2029
Tibl-Zulia [ Tibi-Zulia
San Mateo- Sevilla __ San Mateo- Sevilla
insula-Zulia = insula-Zulia __
insula-Sevilla g insula-Sevilla e
fnsula-Carmen T o fnsula-Carmen e
Carmen-Don Juana = Carmen-Don Juana =
Belén-Carmen = Belén-Carmen __
0,00% 10,00% 20,00% 30,00% 40,00% 0,00% 10,00% 20,00% 30,00% 40,00%
H Dmin Dmed H Dmax H Dmin Dmed H Dmax

Figura 23. Cargabilidad Lineas — Area de Influencia Proyecto Alternativa 2 con dos plantas.
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En las figuras 22 y 23 no se evidencian sobrecargas en lineas, ante la conexion de una y dos
plantas respectivamente del proyecto de generacion, bajo la Alternativa 2, para los afios operativos

y escenarios de demanda.

5.3 Resultados de tensién en barras

A continuacion, se muestran los resultados de tension en Barra de Subestaciones del area de
influencia del proyecto de generacion, en los escenarios de demanda descritos anteriormente y en
los afios de andlisis (2024 y 2029), a partir de flujos de carga en el software DIgSILENT, con el
cual se pretende identificar las posibles condiciones de emergencia que podrian presentarse ante
posibles sobre tensiones o sub tensiones futuras de una de las barras de los transformadores del
area de influencia del proyecto de generacion.

Los escenarios operativos considerados para el analisis de tensidn en barra son:

1. Sin Proyecto de Generacion.

2. Conexion considerando la alternativa 1.

3. Conexion considerando la alternativa 2.

5.3.1 Resultados de tension en barras sin proyecto. Los resultados de tension en Barra sin

proyecto de generacién son los siguientes:
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Sevilla B1
1,10

1,05

San Mateo

Belén

La insula

Dmax Dmed
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Caso Base 2029

Sevilla B1
1,1
1,05
Sevilla B2 San Mateo 1 Sevilla B2
o
Zulia Belén Zulia
La insula
Dmin Dmax Dmed Dmin

Figura 24. Tension en p.u. Area de Influencia Proyecto Caso Base - 2022 — 2029.

En las figura anterior, no se evidencian tensiones por fuera de los limites establecidos bajo las

condiciones iniciales del sistema, sin el proyecto de generacion para los afios operativos y

escenarios de demanda.

5.3.2 Resultados de tension en barras alternativa 1. Los resultados de tensiéon en Barra

considerando la alternativa de conexion 1, con una y dos plantas de generacion conectadas, son

los siguientes:
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Alternativa 1 - 2024 Alternatival - 2024
Sevilla B1 Sevilla B1
1,10 1,10
1,05 1,05
San Mateo Sevilla B2 San Mateo
Belén Zulia Belén Zulia
La insula La insula
Dmax Dmed Dmin Dmax Dmed Dmin

Figura 25. Tension en p.u. Area de Influencia Proyecto Alternativa 1 con una Planta.

Alternatival- 2024 Alternativa 1l - 2029
Sevilla B1 Sevilla B1
1,10 1,1
1,05 1,05
San Mateo Sevilla B2 San Mateo 1 Sevilla B2
55
Belén Zulia Belén Zulia
La insula La insula
= Dmax Dmed == Dmin = Dmax Dmed == Dmin

Figura 26. Tension en p.u. Area de Influencia Proyecto Alternativa 1 con dos Plantas.

Sevilla B2
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En las figuras 25 y 26 no se evidencian tensiones por fuera de los limites establecidos ante la

conexion de una y dos plantas respectivamente del proyecto de generacion, bajo la Alternativa 1,

para los afos operativos y escenarios de demanda.
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5.3.3 Resultados de tension en barras alternativa 2. Los resultados de tension en Barra

considerando la alternativa de conexion 2, con una y dos plantas de generacion conectadas, son

los siguientes:

Alternativa 2 - 2024

Sevilla B1
1,10
Carmen Sevilla B2
Don Juana Zulia
San Mateo La insula
Belén
Dmax Dmed Dmin

Alternativa 2 - 2029

Sevilla B1
1,1
Carmen 1,05 Sevilla B2
09
Don Juana Zulia
San Mateo La insula
Belén
Dmax Dmed Dmin

Figura 27. Tension en p.u. Area de Influencia Proyecto Alternativa 2 con una Planta.

Alternativa 2 - 2024

Sevilla B1
1,10

Carmen 1,05 Sevilla B2

Don Juana Zulia
San Mateo La insula
Belén
= Dmax Dmed == Dmin

Alternativa 2 - 2029

Sevilla B1
1,1
Carmen 1,05 Sevilla B2
oA
Don Juana Zulia
San Mateo La insula
Belén
= Dmax Dmed == Dmin

Figura 28. Tension en p.u. Area de Influencia Proyecto Alternativa 2 con dos Plantas.
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En las figuras 27 y 28, no se evidencian tensiones por fuera de los limites establecidos ante la
conexion de una y dos plantas respectivamente del proyecto de generacion, bajo la Alternativa 2,

para los afos operativos y escenarios de demanda.

5.4 Resultados de cortocircuito en barras de subestaciones

A continuacion, se presentan los niveles maximos de corrientes de cortocircuito para el caso base
y alternativas de conexion, realizando los anélisis para el escenario de demanda méxima en los
afios 2024 y 2029, a partir simulaciones de cortocircuito en barra de la subestaciones en el software
DIgSILENT, con el cual se pretende identificar las posibles condiciones de emergencia que
podrian presentarse ante posibles corrientes de cortocircuita trifasicas y monofésicas futuras de
una de las barras de los transformadores del area de influencia del proyecto de generacion.

Los escenarios operativos considerados para el analisis de cortocircuito monofasico y trifasico
son:

1. Caso Base (Sin Proyecto de Generacion).

2. Conexion considerando la alternativa 1.

3. Conexion considerando la alternativa 2.

5.4.1 Resultados del analisis de cortocircuito alternativa 1. Los resultados de cortocircuito
trifasico y monofasico considerando la alternativa de conexion 1, con una y dos plantas de

generacion conectadas, son los siguientes:
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ALT 1 - 2024 - CC Monofdésico ALT 1 - 2029 - CC Monofasico
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Figura 29. Resultado de CC Monoféasico — Alternativa 1 — 2024 y 2029.
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Figura 30. Resultado de CC Trifasica — Alternativa 1 — 2024 y 2029.

De acuerdo a la figura 29 y 30, hay un leve crecimiento de la corriente de cortocircuito ante
la entrada en operacion de la Alternativa 1 en las subestaciones del area de influencia, estos

resultados no presentan variaciones significativas.
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5.4.2 Resultados del analisis de cortocircuito alternativa 2. Los resultados de cortocircuito

trifdsico y monofésico considerando la alternativa de conexion 2, con una y dos plantas de

generacion conectadas, son los siguientes:
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Figura 31. Resultado de CC Monoféasico —Alternativa 2 — 2024 y 2029.
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Figura 32. Resultado de CC Trifasico — Alternativa 2 — 2024 y 2029.
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De acuerdo a la figura 31 y 32, hay un leve crecimiento de la corriente de cortocircuito ante
la entrada en operacion de la alternativa 2 en las subestaciones del area de influencia, estos

resultados no presentan variaciones significativas.

5.4.3 Analisis de resultados de cortocircuito. Los resultados de los estudios de cortocircuito
no muestran incrementos significativos en Barra de las subestaciones ubicadas en la zona de
influencia del proyecto por la conexion de una o dos plantas hidroeléctricas para cualquiera de las
alternativas planteadas.

La subestacion Ocafia 220/115, presenta la mayor variacién en el nivel de cortocircuito,
alcanzando valores hasta de 9.97 kA y 12.26 kA en la Alternativa 1 para falla trifasica y de una
fase a tierra respectivamente en el afio de entrada del proyecto. Sin embargo, en ninglin momento
se excede la capacidad maxima de interrupcion para la cual fueron disefiados los equipos de dicha

subestacion (31,5 kA).

5.5 Resultados de analisis de estabilidad

Los resultados de las simulaciones de estabilidad permiten predecir el comportamiento transitorio
del sistema eléctrico del &rea de influencia del proyecto de generacion ante una perturbacion severa
que ocasione una afectacion importante. A continuacion, se presenta la respuesta en angulo y
frecuencia de generadores cerca al proyecto ante una falla trifasica y despeje de falla en un tiempo

de 150 ms, simuladas en DIgSILENT.
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5.5.1 Resultados analisis de estabilidad alternativa 1. Los resultados del anélisis de

tensiones, frecuencias y angulo de rotor ante la entrada del proyecto se muestran a continuacion:

1.006 1.02
pul b n Ppul |
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1.00
1.000 -
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0.994 \v/ }
!
F |
| | |
0.07 . | . . . |
1800 [s]  10.000
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Insula 115 kv~ me—
Planta Hidroeléctrica existente: Velocidad Sevilla 115 kv
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Figura 33. Resultados de Tension de Generadores y Subestaciones ante entrada del Proyecto -

Alternativa 1.
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Figura 34. Resultados de frecuencia en Subestaciones y Angulo Rotor entrada del Proyecto —

Alternativa 1.

Los resultados del analisis de tensiones, frecuencias y angulo de rotor ante la salida del

proyecto se muestran a continuacion:
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Figura 36. Resultados de frecuencia en Subestaciones y Angulo Rotor salida del Proyecto —
Alternativa 1.
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Figura 37. Resultados de Tiempo critico de despeje de falla Alternativa 1.

Los resultados de las simulaciones de la alternativa 1 muestran:

e Las tensiones en barra de las subestaciones y generadores cercanos al proyecto cumplen
los criterios de calidad y seguridad ante la entrada del Proyecto como se observa en la
figura 33.

e La frecuencia de los elementos cercanos al proyecto cumple los criterios de calidad y
seguridad ante la entrada del Proyecto, como se observa en la figura 34, en la cual la
frecuencia llega hasta 59.95 Hz, la cual se encuentra dentro de los rangos permitidos.

e Ante la entrada del proyecto no se ven variaciones del angulo de rotor de los generadores
del area de influencia, como se observa en la figura 34, que corresponde a la hidroeléctrica

existente y las dos nuevas PCH’S planteadas en este trabajo de aplicacion.
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e Las tensiones en barra de las subestaciones y generadores cercanos al proyecto cumplen
los criterios de calidad y seguridad ante la salida del Proyecto como se observa en la figura
35.

e La frecuencia de los elementos cercanos al proyecto cumple los criterios de calidad y
seguridad ante la salida del Proyecto, como se observa en la figura 36, en la cual la
frecuencia llega hasta 59.94 Hz, la cual se encuentra dentro de los rangos permitidos.

e Ante la salida del proyecto no se ven variaciones del angulo de rotor de los generadores
del area de influencia, como se observa en la figura 36, que corresponde a la hidroeléctrica
existente y las dos nuevas PCH’S planteadas en este trabajo de aplicacion.

e Eltiempo maximo de despeje de falla garantiza estabilidad del sistema, ya que es despejada

entre 100ms y 500 ms, luego de ser detectada (figura 37).

5.5.2 Resultados analisis de estabilidad alternativa 2. Los resultados del andlisis de

tensiones, frecuencias y angulo de rotor ante la entrada del proyecto se muestran a continuacion:

1.0045

ul pul

1.0020 1.03

0.9995 ;i’x[ixi‘[:v’\/\r, . N 3 L \/‘I

0.9970 1.01

0.9945 1.00

| |

| |

0.9 I . . I .

0.9920 -0.1000 1.9200 3.9400 5.9600 7.9800 [s] 10.000
-0.1000 1.9200 3.9400 5.9600 7.9800  [s]  10.000

Belén 115 kV - e—

Planta Hidroeléctrica existente: Velocidad Insula 115 KV  me—

Proyecto de Generacién Durania: Velocidad Sevilla 115 kV
Zulia 115 kv

Figura 38. Resultados de Tension de Generadores y Subestaciones ante entrada del Proyecto -
Alternativa 2.
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Figura 39. Resultados de frecuencia en Subestaciones y Angulo Rotor entrada del Proyecto —

Alternativa 2.

Los resultados del analisis de tensiones, frecuencias y angulo de rotor ante la salida del

proyecto se muestran a continuacion:
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Figura 40. Resultados de Tension de Generadores y Subestaciones ante salida del Proyecto -

Alternativa 2.
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Figura 41. Resultados de frecuencia en Subestaciones y Angulo Rotor entrada del Proyecto —

Alternativa 2.
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Figura 42. Resultados de Tiempo critico de despeje de falla Alternativa 2.

Los resultados de las simulaciones de la alternativa 2 muestran:
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e Las tensiones en barra de las subestaciones y Generadores cercanos al proyecto cumplen
los criterios de calidad y seguridad ante la entrada del proyecto como se observa en la
figura 38.

e La frecuencia de los elementos cercanos al proyecto cumple los criterios de calidad y
seguridad ante la entrada del Proyecto, como se observa en la figura 39, en la cual la
frecuencia llega hasta 59.95 Hz, la cual se encuentra dentro de los rangos permitidos.

e Ante la entrada del proyecto no se ven variaciones del angulo de rotor de los generadores
del area de influencia, como se observa en la figura 39, que corresponde a la hidroeléctrica
existente y las dos nuevas PCH’S planteadas en este trabajo de aplicacion.

e Las tensiones en barra de las subestaciones y generadores cercanos al proyecto cumplen
los criterios de calidad y seguridad ante la salida del proyecto como se observa en la figura
40.

e La frecuencia de los elementos cercanos al proyecto cumple los criterios de calidad y
seguridad ante la salida del Proyecto, como se observa en la figura 41, en la cual la
frecuencia llega hasta 59.94 Hz, la cual se encuentra dentro de los rangos permitidos.

e Ante la salida del proyecto no se ven variaciones del angulo de rotor de los generadores
del area de influencia, como se observa en la figura 41, que corresponde a la hidroeléctrica
existente y las dos nuevas PCH’S planteadas en este trabajo de aplicacion.

e Eltiempo maximo de despeje de falla garantiza estabilidad del sistema, ya que es despejada

entre 100ms y 500 ms, luego de ser detectada (figura 42).



APLICACION DE LAS RES. CREG 025 DE 1995 Y 105 DE 2018 | 81

5.6 Resultados de pérdidas técnicas de energia

Se calcularon niveles de pérdidas tanto en el STR como en el SDL, para establecer variaciones
significativas a partir de las alternativas de conexidn propuestas, a continuacion, se presentan los

resultados de los flujos de carga.

5.6.1 Resultados de pérdidas técnicas en el STR. En la tabla 8 se presentan las pérdidas en

el STR calculadas por esta metodologia en MWh-dia con respecto al caso base (sin generacion).

Tabla 8.
Pérdidas en el STR (MWh-Dia).
Alternativa Pérdidas (MWh-dia)
2024 2025 2026 2027 2028 2029
Sin Proyecto 7455 76.28 78.01 79.74 8435 88.94
Alternativa 1 63.22 6450 65.77 67.04 70.94 74.85
Alternativa 2 73.17 7451 7584 77.17 8117 85.17

La alternativa 1 tiene niveles de pérdidas méas bajos en el STR que la alternativa 2, puesto que
esta alternativa se encuentra conformada principalmente por activos de conexién a diferencia de
la alternativa 2, la cual plantea la construccion kilémetros nuevos de red en el sistema y con ello

un incremento en las pérdidas por el transporte de esta energia a grandes distancias.

5.6.2 Resultados de pérdidas técnicas en el SDL. En la tabla 9 se presentan las pérdidas en

el SDL calculadas por esta metodologia en MWh-dia.



APLICACION DE LAS RES. CREG 025 DE 1995 Y 105 DE 2018 | 82

Tabla 9.
Pérdidas en el SDL (MWh-Dia).
Alternativa Pérdidas (MWh-dia)
2024 2025 2026 2027 2028 2029
Sin Proyecto  425.71  433.44 44118 44925 457.89  466.62
Alternatival  425.71 433.44 441.18 449.25 457.89 466.62
Alternativa2  415.23 42276 430.31 438.19 446.62 455.13

La alternativa 1 no tiene reduccion de pérdidas en el SDL, como se muestra en la tabla anterior,
puesto que las obras de expansion propuestas para esta alternativa son exclusivamente a nivel del
STR en comparacion con las alternativas 2 y 3, las cuales contemplan obras de expansion a nivel

del SDL que permiten reducir y obtener un beneficio por pérdidas de energia.

5.7 Resultados del analisis de confiabilidad

Se calculd para cada afio de estudio, la variacién de la energia no suministrada (ENS en MWh-
afio), con base en la tasa de falla de los equipos, considerando la puesta en operacion de las dos
plantas de generacion respecto al caso base sin proyecto. En la tabla 10 y 11 se muestra el total de

energia no suministrada en este horizonte de tiempo para cada alternativa.

Tabla 10.

Energia no suministrada en el SDL en [kW/h afio].

Afo Alternatival Alternativa 2
2024 213.27 -
2025 217.14 -
2026 221.02 -
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Afio Alternatival Alternativa 2
2027 225.06 -
2028 229.39 -
2029 233.77 -

Con este analisis se concluye que con la alternativa 1, no se presenta un beneficio en
confiabilidad para el SDL, puesto que presenta energia no entregada al sistema eléctrico debido a
contingencias sencillas analizadas en los escenarios operativos, la alternativa 2 presenta un

beneficio en confiabilidad en el SDL.

Tabla 11.

Energia no suministrada en el STR en [kW/h afio].

Afo Alternatival Alternativa 2
2024 - -
2025 - -
2026 - -
2027 - -
2028 - -
2029 - -

Con este andlisis se concluye que ambas alternativas de acuerdo a las alternativas planteadas
no presentan variaciones en energia no suministrada, puesto que ante contingencias sencillas no se

ven variaciones en confiabilidad.
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5.8 Analisis de resultados técnicos de las alternativas

En la tabla 12, se muestra la validacién de los analisis técnicos de las alternativas de conexion

analizadas.
Tabla 12.
Tabla de resultados técnicos.
Anélisis Alternatival  Alternativa2  Observacion
Cargabilidad en Transformadores Cumple Cumple
Cargabilidad en Lineas Cumple Cumple
Tension en barras Cumple Cumple
Cortocircuito Monofésico Cumple Cumple
Cortocircuito Trifasico Cumple Cumple
Estabilidad Ante Entrada del Proyecto Cumple Cumple
Estabilidad Ante Salida del Proyecto Cumple Cumple
Tiempo Critico despeje de fallas Cumple Cumple
Anadlisis de Pérdidas Cumple Cumple

De acuerdo a los resultados de la tabla 12, las dos alternativas son viables técnicamente y
podrian ser recomendadas, ya que cumplen con los criterios de calidad, seguridad y confiabilidad

del analisis eléctrico realizado.



APLICACION DE LAS RES. CREG 025 DE 1995 Y 105 DE 2018 | 85

6. Valorizacién econdmica de las alternativas

En este Capitulo se muestran los resultados de la evaluacion econémica para las dos alternativas
de conexidn. En el numeral 6.1 y 6.2. se calcula los costos por inversion de cara al promotor del
proyecto y al operador de red. Luego en el numeral 6.3 se calculan los beneficios de cara al
Operador de red. Finalmente, en los numerales 6,4 y 6.5 se realiza la evaluacion econémica y se

recomienda la alternativa a implementar.

6.1 Inversion de cara al promotor del proyecto en activos de conexion

El analisis econdmico de cara al promotor se realizé mediante la estimacion de inversion en activos
eléctricos necesarios para la interconexién del proyecto de generacion con el sistema eléctrico
(existente o proyectado) de cada alternativa de conexién, denominados Activos de Conexion (un
solo usuario), valorizados en unidades constructivas de acuerdo a la CREG 015 de 2018, los
alcances para cada alternativa se dividieron en los siguientes items:

e Linea de conexion.

e Subestacion elevadora.

e Adecuacion de la subestacion receptora

A continuacion, se muestra la inversion total en activos de conexién para cada una de las
alternativas analizadas, considerando para ambas alternativas la conexion de 2 Plantas de

generacién de 20 MW c/u, de acuerdo a los resultados técnicos analizados previamente.
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6.1.1 Inversion de cara al promotor del proyecto - alternativa 1. En esta alternativa se
requieren 79 kilémetros de red para interconectar las PCH’S con la subestacion La insula, junto a
ello la inversion para las adecuaciones de la subestacion receptora y la construccion de la
subestacion elevadora para el proyecto. En la Tabla 13 se muestran las unidades constructivas

consideradas para evaluar los costos en activos de conexion de la Alternativa 1.

Tabla 13.
Activos de conexion para la Alternativa 1.
Inversion Valor Instalado  Valor AOM Valor AOM Total

[$ Ene2019] [$Ene2019] [$Ene 2019] [$ Ene 2019]
Linea de Conexion  $9,410,531,447 $188,210,629 $ 188,210,629 $ 26,661,009,093
S/E Elevadora $8,565,191,559  $171,303,831 $ 171,303,831 $ 8,907,799,221
S/E Receptora $1,639,199,516  $32,783,990 $ 32,783,990 $ 8,907,799,221

De acuerdo a la tabla 14, con la implementacion de la alternativa 1, se preve que el promotor
del proyecto debe invertir aproximadamente $ 44,476,607,535 para la interconexion con la

subestacion existente La insula.

6.1.2 Inversion de cara al promotor del proyecto - alternativa 2. En esta alternativa se
requieren 29 kilometros de red para interconectar las PCH’S con la Nueva subestacion Don Juana,
junto a ello la inversién para las adecuaciones de la subestacion receptora y la construccién de la
subestacion elevadora para el proyecto. En la Tabla 14 se muestran las unidades constructivas

consideradas para evaluar los costos en activos de conexion de la Alternativa 2.
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Tabla 14.
Activos de conexion para la Alternativa 2.
Inversion Valor Instalado  Valor AOM Valor AOM Total

[$ Ene 2019] [$ Ene 2019] [$ Ene 2019] [$ Ene 2019]

Linea de Conexion $9,107,769,000  $9,410,531,447 $ 188,210,629 $188,210,629
S/E Elevadora $8,289,626,000  $8,565,191,559 $ 171,303,831 $171,303,831
S/E Receptora $1,383,170,000  $1,639,199,516 $ 32,783,990 $32,783,990

De acuerdo a la tabla 15, con la implementacion de la alternativa 2, se prevé que el promotor
del proyecto debe invertir aproximadamente $ 27,602,551,147 para la interconexion con la

subestacion existente La insula.

6.1.3 Andlisis de inversion de cara al promotor del proyecto. De acuerdo a las inversiones
de ambas alternativas en activos de conexién para el proyecto, la alternativa 2 generaria menos
costos al promotor, ya que la longitud del circuito requerido para su conexion al SIN es

aproximadamente 3 veces menor que la que emplearia la alternativa 1.

6.2 Inversion de cara al operador de red en activos de uso

La inversion de cara al operador de red, se estimd con la valorizacion de los equipos nuevos
requeridos en cada alternativa de conexidn, tales como transformadores, lineas de transmision,
compensaciones y equipos de subestacion [14], tomando como referencia los costos en unidades
constructivas, definidos en la resolucion CREG 015 de 2018 [15], los cuales nos permiten

comparar las alternativas de conexion.
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6.2.1 Inversion en Infraestructura Eléctrica. La infraestructura eléctrica en activos de uso,
para la expansion del sistema y la conexion de la alternativa 1, es la interconexion con la
subestacion Insula, por este motivo se debe considerar solamente la normalizacion de la
Subestacion Sevilla prevista por CENS para el afio 2024, por lo tanto, a continuacion, se muestran

los costos totales de la alternativa 1.

Tabla 15.

Costo de inversion activos de uso alternativa 1 en [$ Ene 2019].

Parametro Alternativa 1
Normalizacion Sevilla  $11,500,360,561

La infraestructura eléctrica en activos de uso, para la expansion del sistema y la conexion de
la alternativa 2, contempla la construccién de dos nuevas subestaciones denominadas EI Carmen
y Don Juana, junto con la expansion de red para la interconexion de estas dos nuevas subestaciones
y a su vez las obras normalizacién de la Subestacion Sevilla prevista por CENS para el afio 2024,

por lo tanto, a continuacidn, se muestran los costos totales de la alternativa 2

Tabla 16.
Costo de inversion activos de uso alternativa 2 en [$ Ene 2019].
Parédmetro Monto
Normalizacion Sevilla $11,500,360,561

Subestacién Don Juana + Expansion de Red $ 18,817,900,140
Subestacién Carmen $ 5,393,693,832
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De acuerdo a las necesidades identificadas en infraestructura eléctrica se pasan a costos
unitarios con precios de referencia de la resolucion CREG 015 de 2018, como se resumen en la

tabla 17 en activos de uso. Determinando los costos en inversion para las dos (2) alternativas.

Tabla 17.

Costo de inversion activos de uso en [$ Ene 2019].

Paradmetro Alternativa 1 Alternativa 2
Inversion activos de uso $ 11,500,360,561 $ 35,711,954,533

De acuerdo a la tabla 16, la alternativa 2 requiere mayor inversion en activos de uso de

responsabilidad del Operador de Red.

6.2.2 Costos por Administracion, Operacion y Mantenimiento (AOM). Con base en el
porcentaje de reconocimiento en costos AOM de la CREG 015 de 2018 [15], la tabla 17 muestra
el valor en [$ Ene 2019] que corresponde a los gastos de AOM de las tres (3) alternativas de

conexién en un horizonte de 25 afios.

Tabla 18.
Costo de AOM en [$ Ene 2019].
Pardmetro Alternatival Alternativa 2
AOM $ 230,007,211 $ 723,391,736

De acuerdo a los resultados, la Alternativa 2, debe disponer de acuerdo a su inversion de

activos, un costo mayor por los gastos de administracién operacion y mantenimiento.
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6.2.3 Costos por Activos No Eléctricos (ANE). De acuerdo a este porcentaje, la tabla 32
muestra el valor en [$ ENE 2019] que corresponde a los costos de activos no eléctricos de las tres

(3) alternativas de conexion en un horizonte de 25 afios.

Tabla 19.

Costo de activos no eléctricos en [$ Ene 2019].

Pardmetro Alternatival  Alternativa 2
ANE $ 230,007,211 $ 714,239,091

De acuerdo a los resultados, la Alternativa 2, debe disponer de acuerdo a su inversion de
activos, un costo mayor por activos no eléctricos, los costos de ANE y AOM para la alternativa 1
son iguales ya que consideran el mismo porcentaje de reconocimiento de acuerdo a la CREG 015

de 2018.

6.3 Beneficios de cara al Operador de Red

A continuacion, se presentan los beneficios econémicos esperados, por la inversion en activos de
Uso de cada una de las alternativas, la entrada en operacién de las dos pequefias centrales

hidroeléctricas en términos de confiabilidad, pérdidas y operatividad.

6.3.1 Beneficio por confiabilidad. La variacion de la ENS se valora con el costo incremental
operativo de racionamiento de energia (CRO) registrado para enero de 2019 y el cual se proyecta

a 25 afos para determinar los beneficios del proyecto de generacion, en la Tabla 20 se muestra el
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valor en [$ ene 2019] el cual corresponde al beneficio por energia no suministrada para las dos (2)

alternativas de conexidén en un horizonte de 25 afios.

Tabla 20.

Beneficio por energia no suministrada en [$ Ene 2019].

Parametro Alternatival Alternativa 2
ENS - $ 14,862,036,238

La alternativa 2 presenta un beneficio econémico ya que esta no presenta energia no
suministrada de acuerdo a los resultados técnicos de confiabilidad del item 5.7 del presente Trabajo

de Aplicacion.

6.3.2 Beneficio por energia de pérdidas en el sistema. A partir del componente de
generacion, transmision y distribucién de la tarifa que se muestran en la tabla 21, que corresponde
al mes de enero de 2019 del operador de red CENS vy la diferencia de pérdidas de energia con
respecto al caso base se calcula la valorizacion de pérdidas de energiaen el STR y SDL, se muestra
el valor en [$ ENE 2019] que corresponde al costo o beneficio de pérdidas de energia de las dos

(2) alternativas de conexion en un horizonte de 25 afios.

Tabla 21.
Componente Generacion del CU CENS enero de 2019.
Componentes CU [$/kWh Ene 2019
G 186.74
T 34.97
D $ 183.32
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Tabla 22.
Valoracién econémica por pérdidas de energia en [$ Ene 2019].
Pardmetro Alternativa 1 Alternativa 2
Pérdidas STR $27,773,494,647  $6,992,407,506
Pérdidas SDL - $ 48,804,232,009
Total $27,773,494,647  $55,796,639,515

Como se observa en la tabla 22, la alternativa 2 tiene mayores beneficios por pérdidas de

energia, por reduccién de pérdidas tanto en el STR cémo en el SDL.

6.3.3 Beneficio por operatividad de las Plantas. En la tabla 23, se muestran los beneficios
economicos histéricos por la reduccion de precio de bolsa, si durante los afios de analisis estuvieran
en operacion las pequefas centrales hidroeléctricas y su impacto econémico dentro del precio de

bolsa.

Tabla 23.

Beneficios econdmicos histdricos de precio bolsa en [$ Ene 2019].

Beneficio econémico por reduccién en el precio de bolsa [$ Ene 2019]

2009 $879,971,799

2010 $3,959,064,943
2011 $2,512,898,886
2012 $5,191,042,005
2013 $2,314,950,814
2014 $3,076,548,982
2015 $10,377,669,752
2016 $7,673,868,395
2017 $4,102,789,826

2018 $3,085,713,186
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PROMEDIO

$3,684,180,932

El promedio no incluye el beneficio calculado en el afio 2015y 2016

Con lo cual se estima un total proyectado a 25 afios de $ 92,104,523,293 en reduccion de

precio de compra de energia por desplazamiento del precio de bolsa nacional, los afios 2015 y

2016 no se incluyeron en el célculo de este beneficio, puesto que se presentaron precios de bolsa

y cantidades transadas muy elevadas a las registradas en los afos anteriores por fendmenos

climaticos, y seria poco conservador tenerlos en cuenta al calcular el beneficio por las nuevas

plantas de generacion.

6.3.4 Calculo de costo total de las alternativas de conexion. En la tabla 24 se observa el

valor en [$ ene 2019] en relacion a costos asociados del proyecto de conexion para cada una de las

alternativas en activos de uso que son remunerados mediante cargos por uso de STR o SDL, activos

no eléctricos, AOM vy pérdidas. Los costos asociados a activos de conexién son asumidos por el

promotor del proyecto.

Tabla 24.

Costo total de las alternativas en [$ Ene 2019].

Parametro Alternativa 1 Alternativa 2
Inversion activos deuso  $11,500,360,561  $ 35,711,954,533
AOM $ 230,007,211 $ 723,391,736
ANE $ 230,007,211 $ 714,239,091

Total $ 11,960,374,983

$ 37,149,585,360
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6.3.5 Calculo de beneficio total de las alternativas de conexion. En la tabla 25 se observa
el valor en [$ ene 2019] en relacion a beneficios de cada alternativa planteada para la conexion de

las pequefias centrales hidroeléctricas.

Tabla 25.
Beneficio total de las alternativas en [$ ENE 2019].

Parametro Alternativa 1 Alternativa 2
Reduccion Precio Bolsa  $92,104,523,293  $92,104,523,293
Pérdidas STR $27,773,494,647  $6,992,407,506
Pérdidas SDL - $ 48,804,232,009
ENS - $ 14,862,036,238
Total $119,878,017,941 $162,763,199,046

6.4 Evaluacion econémica a partir del Andlisis beneficio/costo

En la tabla 26 se observa la relacion beneficio-costo de las alternativas de conexién planteadas

para la conexion de las 2 centrales de generacion.

Tabla 26.
Relacién Beneficio-Costo de las alternativas.
Alternativa  Beneficio MCOP [$ Ene 2019] Costo [$ Ene 2019] BI/C
Alternativa 1 119,878 11,960 10.02
Alternativa 2 162,763 37,149 4.38

Las 2 alternativas presentan una relacion Beneficio-Costo superior a uno (1), por lo cual las
dos alternativas son beneficiosas de manera global dentro del sistema eléctrico de CENS, en

especial, la alternativa 2, que presenta mejores beneficios para el SDL.
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La alternativa 1 a pesar de tener una relacion beneficio costo mayor, presenta energia no
suministrada y condiciones técnicas no beneficiosas puesto que se presentaron tensiones inferiores
del 0.9 p.u. en las S/E Belén y Sevilla para el afio 2029 y ante demanda maxima, ante una
contingencia N-1 en el transformador 220/115 kV en la S/E Belén, junto a ello, se inviabiliza por
altos costos en la ejecucion del proyecto, por la construccion de aproximadamente 40 km de
conductor en doble circuito en 115 kV que debe asumir como activo de conexion el promotor del

proyecto.

6.5 Recomendacion de Alternativa a Implementar

Se recomienda implementar la alternativa 2 la cual plantea la construccion de una Subestacion en
115 kV en el corregimiento la Don Juana denominada “Don Juana” y en las afueras de Cucuta
denominada “El Carmen”, dichas subestaciones estaran conectadas entre si en el punto de
seccionamiento en la Linea Belén-insula en 115 kV, mediante dos lineas de 115 kV a 21 km
aproximadamente, para la conexién de las PCH’s, con la construccion de dos linea a 115 kV de
conexion a una distancia aproximada de 15 y 14 km respectivamente de la nueva S/E Don Juana.

Esta alternativa presenta una relaciéon beneficio-costo superar a uno, presenta reduccién de
pérdidas y mejora la confiabilidad del sistema al mantener perfiles de tension y cargabilidades
dentro de los rangos establecidos ante contingencias (N-1) que puedan afectar el STR.
Adicionalmente los beneficios econdémicos por el desplazamiento del precio de bolsa a nivel
nacional y mejoramiento de los indicadores de calidad del servicio SAIDI-SAIFI y los indicadores

de pérdidas del operador de red.
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7. Conclusiones

Este documento presenta una metodologia que permite identificar y evaluar alternativas de
conexion para la integracion de proyectos de Generacion, primordialmente de fuentes no
convencionales de energia, dentro del area de Influencia del Departamento de Norte de Santander,
de acuerdo a las exigencias técnicas y econdmicas, de entes como la Comision de Regulacién de
Energia y Gas, Ministerio de Minas y Energia y La Unidad de Planeacién Minero-Energética.

Las siguientes conclusiones se obtienen de los resultados obtenidos de aplicar la metodologia
propuesta en el caso de estudio propuesto:

Al evaluar las opciones disponibles de conexion dentro del caso de estudio, se observa la
necesidad de la expansion del STR hacia el sur del departamento de Norte de Santander, ya que a
futuro sera necesario contar con una infraestructura robusta para atencion a la demanda, de manera
segura y confiable.

Es necesario que las alternativas de conexion planteadas dentro de un proyecto de generacion,
presente valores de tension en subestaciones, cargabilidad en transformadores de potencia y lineas
de transmision, dentro de los limites permitidos por la normativa y regulacion vigente, como se
observa con las dos alternativas analizadas en este trabajo de aplicacion.

El modelamiento para realizar los estudios eléctricos debe contemplar todas las caracteristicas
propias del sistema donde se va a evaluar el proyecto de generacion, ya que los insumos de entrada
como caracteristicas topologicas, demandas y obras de expansion, son necesarias para poder

predecir el rendimiento de una alternativa con respecto a otra.
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Los escenarios de simulacion se realizaron en un horizonte de tiempo de 5 afos, y este
horizonte de planeacion permite identificar que el proyecto de las pequefias centrales
hidroeléctricas y las obras de expansion propuestas, reducen problematicas de bajas tensiones y
sobrecarga de elementos del sistema del caso de estudio.

Ante contingencias sencillas N-1, las alternativas contempladas dentro del caso de estudio, no
presentaron niveles de tensién y carga fuera de los limites permitidos, esta condicion debe
evaluarse siempre dentro del analisis eléctrico, porque es una situacion que puede presentarse en
cualquier momento Yy el sistema debe ser capaz de soportar estas condiciones de emergencia.

Dentro de los analisis de estabilidad transitoria realizados, se muestra que el sistema dentro
del caso de estudio permanece estable al analizar la entrada y salida del proyecto de generacion,
lo cual es importante para mantener en condiciones dptimas el sistema ante alguna situacion de
contingencia del proyecto de generacion.

La promocion y conexion de proyectos de Generacion dentro del territorio nacional, pueden
apalancarse econdmicamente, gracias a los beneficios que ocasionan al impactar el precio de bolsa,
reduccion de pérdidas técnicas y mejoras en confiabilidad.

Dentro del caso de estudio, se recomienda la implementacion de la alternativa 2, ya que esta
presenta una relacién beneficio-costo superior a uno, presenta reduccion de pérdidas y mejora la
confiabilidad del sistema al mantener perfiles de tension y cargabilidades dentro de los rangos
establecidos ante contingencias (N-1) que puedan afectar el STR. Adicionalmente los beneficios
economicos por el desplazamiento del precio de bolsa a nivel nacional.

El presente trabajo de aplicacion, aporta en la linea de investigacion de planeacion de los

sistemas de distribucion, a su vez recomendamos seguir indagando en los posibles efectos técnico-
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econdmicos que podrian surgir al implementar proyectos de generacion en los indices de calidad

del servicio y pérdidas, reglamentados por la CREG 015 de 2018.
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