MINISTERIO DE ENERGIA Y MINAS MARCO GENERAL REGULATORIO DE ELECTRICIDAD
DIRECCION GENERAL DE ELECTRICIDAD

2001-03-26.- R.M. N° 143-2001-EM/VME.- Aprueban procedimientos N°s 01 al 19 para
la optimizacion de la operacion y la valorizacién de las transferencias de energia del
COES-SINAC. (2001-03-31)

RESOLUCION MINISTERIAL
N° 143-2001-EM/VME

Lima, 26 de marzo de 2001
CONSIDERANDO :

Que, de acuerdo a lo dispuesto por € articulo 40° incisos c) y d) del Decreto Ley N° 25844,
Ley de Concesiones Eléctricas, asi como por € articulo 86° inciso d) y demés normas
complementarias y concordantes del Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas,
aprobado mediante Decreto Supremo N° 009-93-EM, corresponde al Comité de Operacion
Econdémica del Sistema- COES, proponer al Ministerio de Energiay Minas, los procedimientos
para la optimizacién de la operacién, transferencias de potencia y energia, procedimiento de
clculo para determinar la indisponibilidad de las unidades de generacion y demas
procedimientos necesarios para la operacion y vaorizacion de transferencias de energia y
potencia en un Sistema Interconectado;

Que, & Comité de Operacion Econdmica del Sistema Interconectado Naciona - COES-
SINAC, ha propuesto al Ministerio de Energia'y Minas diversos procedimientos que han sido
materia de estudio, conformidad y en algunos casos de observacion, por parte del Ministerio de
Energiay Minas;

Que, segun lo previsto en @ aticulo 121° del Reglamento de la Ley de Concesiones
Eléctricas, en los casos en que € COES deba proponer procedimientos a Ministerio de
Energiay Minas, corresponde a éste aprobarlos, y a falta de propuesta, o cuando € Ministerio
formule observaciones a dichos procedimientos y éstas no hayan sido subsanadas a
satisfaccion del Ministerio, corresponderda a éste establecer los procedimientos respectivos
dentro de los mérgenes definidos en el Decreto Ley N° 25844, Ley de Concesiones Eléctricasy
su Reglamento;

Que, para facilitar la comprension de los términos y abreviaturas utilizados en los
procedimientos técnicos del Comité de Operacion Econdmica del Sistema Interconectado
Naciona - COES-SINAC, es necesario establecer un glosario de abreviaturas y definiciones
utilizados en los referidos procedimientos;

Que, habiéndose culminado € proceso de propuesta, revision, observacion, subsanacion y
estructuracion de diecinueve (19) de los procedimientos referidos a la optimizaciéon de la
operacion y valorizacion de las transferencias de energia;

De conformidad con los dispositivos legales que anteceden y estando a lo dispuesto por el
Decreto Ley N° 25962 -Ley Organica del Sector Energiay Minasy e Decreto Legidativo N°
560, Ley del Poder Ejecutivo;

Con la opinion favorable del Director Genera de Electricidad y del Vice Ministro de
Energia;

SE RESUELVE:
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Articulo 1°- Aprobar los procedimientos N° 01 a 19 para la optimizacion de la
operacion y la valorizacion de las transferencias de energia, del Comité de Operacion
Econdémica del Sistema Interconectado Naciona - COES-SINAC; asi como € glosario de
abreviaturas y definiciones, que forman parte integrante de la presente Resolucion.

Articulo 2°.- La presente Resolucion Ministerial, entrara en vigencia e dia de su
publicacion.

DISPOSICION TRANSITORIA

Unica- Los temas vinculados con procedimientos pendientes de aprobacion por € Ministerio
de Energiay Minas, seguiran rigiéndose por los procedimientos provisionales que el Comité de
Operacion Econdmica del Sistema Interconectado Nacional - COES-SINAC viene aplicando,
sin perjuicio de los recdculos a que hubiere lugar.

Registrese, comuniquese y publiquese.

CARLOSHERRERA DESCALZI
Ministro de Energiay Minas

GLOSARIO DE ABREVIATURASY DEFINICIONESUTILIZADASEN LOS
PROCEDIMIENTOS TECNICOSDEL COES-SINAC

Cuando en los procedimientos técnicos dd COES-SINAC s utilicen las definiciones y
abreviaturas del presente Glosario, sea en letras maylsculas 0 minUsculas, debera aribuirsde €
significado que se describe a continuacion.

1. DEFINICIONES

Afio extremadamente himedo: Afio hidrolégico con excesiva aportacion de agua superior a
promedio anual basado en criterios estadisticos. Para estimaciones € porcentaje de excedencia
variaentre 0%y 20%.

Afio extremadamente seco: Afio critico con poca aportacion de agua muy inferior a
promedio anual basado en criterios estadisticos. Para estimaciones € porcentaje de excedencia
varia entre 80% y 100%.

Afio hidroldgico: Periodo de un afio que se inicia con un periodo de aveniday culmina con un
periodo de estigje.

Afio humedo: Afio hidrolégico con aportacion de agua superior a promedio anual basado en
criterios estadisticos. Para estimaciones, € porcentaje de excedencia varia entre 20% y 40%.

Afio normal o afio promedio: Afio hidrolégico cuya excedencia es el promedio anual de toda
la muestra. Para estimaciones €l porcentaje de excedencia varia entre 40% y 60%.

Afio seco: Afo hidrolégico con aportacion de agua inferior a promedio anua basado en
criterios estadisticos. Para estimaciones, € porcentaje de excedencia varia entre 60% y 80%.

Area: Secciéon del Sistema Interconectado compuesto por centros de generacion, redes de
transmision y/o redes de distribucién que pueden separarse del resto del Sistema y operar
aisladamente en situacion de emergencia, por mantenimiento, por copamiento o por falas de
lineas de transmision.
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Arranque independiente: Arranque de las unidades térmicas cuando existe ausencia del
suministro eléctrico en lared del sistema que alimenta a sus servicios auxiliares (black start).

Banda muerta del regulador: Zona de insensibilidad para los valores muy cercanos a la
frecuencia nominal del sistema.

Barra de transferencia: Barra dd Sistema Principa de Transmision y ademés aguella barra
del Sistema Secundario de Transmision en donde existen entrega(s) y/o retiro(s) de dos 0 mas
generadores integrantes.

Bloques horarios. Periodos horarios en los que los costos de generacién son similares,
determinados en funcion a las caracteristicas técnicas y econdmicas del sistema.

Capacidad de potencia maxima disponible: Se refiere a la potencia méxima continua con
gue se puede despachar una unidad como maximo, sin considerar las limitaciones por RPF y/o
RSF.

Capacidad de regulacion: Potencia que una méaguina puede entregar o reducir por accion
automética de su sistema de regulacién de potencial/frecuencia, dentro de todo su rango de
generacion, en 30 segundos como maximo.

Capacidad de regulacion primaria: Potencia que una unidad generadora puede variar por
accion automatica de su sistema de regulacion de [potencialfrecuencial, dentro de todo su
rango de generacion, en 30 segundos como maximo.

Capacidad de regulacion secundaria: Potencia que una unidad generadora puede variar por
accion automé@ica o manual en forma sostenida por su sistema de regulacion
[ potencia/frecuencia], dentro de todo su rango de generacion, no menos de 30 minutos.

Caudal de descarga: Es @ caudd que fluye de los reservorios naturdes (lagunas) o atificiaes
(embalses 0 presas).

Caudal natural: Cauda que fluye en forma natura por los rios o hidroductos y que provienen de
las precipitaciones pluviométricas, filtraciones y deshidos de las cuencas hidrogréficas de
sistema de generacion. Es unavariable de naturaeza estacional.

Caudal natural afluente: Caudal originado en forma natural, en € cua no se considera
ninguna obra hidraulica de embal se o regulacion.

Caudal regulado: Suma del cauda natura mas d caudd de descarga, que fluye a través de los
rios o hidroductos cuyas aguas ingresan hacia los reservorios de regulacion o tazas del Sstema de
generacion hidraulica.

Central de pasada: Centra de generacidon hidraulica que por su caracteristica de ubicacion o
disefio, carece de la capacidad necesaria para dmacenar € recurso energético; es decir produce
todo |o que ingresa a su sistema de generacion.

Central de regulacion: Centrd de generacion que por su caracteristica de ubicacion o disefio
cuenta con un reservorio que le da la capacidad para dmacenar energia. Su regulacion se da en
funcidn ala capacidad disponible de sus reservorios, y se clasifican en horaria, diariao semandl.

Central hidraulica de pasada: Centrd hidréulica que utiliza cauda naturd, es decir, agua
afluente que no se dmacena en reservorios para generacion de energia el éctrica

Central hidréulica de regulacion: Centrd hidraulica que utiliza agua admacenada en
reservorios, es decir, caudd regulado, para generacion de energia eéctrica. Este almacenamiento
puede ser horario, diario, semand, mensud, anud y plurianual.

Condicién de potencia efectiva: Es la condicion imperante cuando las condiciones
ambientales corresponden a la presion atmosférica, temperatura de bulbo seco, humedad
relativa y temperatura de la fuente fria, y que se designan como presion ambiente de potencia
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efectiva, temperatura ambiente de potencia efectiva y temperatura de fuente fria de potencia
efectiva.

Condicién de vertimiento: Condicion en que un determinado embalse vierta por no tener
capacidad de amacenamiento disponible y las centrales generadores asociadas a éste tengan la
capacidad de generacion no utilizada y que ademés no exista en € sistema ninguna unidad
termoel éctrica despachada.

También habréa condicion de vertimiento cuando en un determinado embal se se presente rebose
por no tener capacidad de almacenamiento disponible y las centrales generadoras asociadas a
éste no tengan capacidad de generacion disponible.

Configuracion: Forma en que estén relacionados los elementos del sistema eléctrico o
elementos de una parte del mismo que determina e conjunto de variables que definen el estado
del sistema o parte de €, para un despacho dado de generacion, carga en barras del sistemay
recursos de control y supervision disponibles para la operacion del sistema.

Consumo especifico: Consumo de calor en el proceso de generacion de una unidad de energia
(cal/kwWh).

Coordinacion de la Operacion en Tiempo Real: Actividades de coordinacion, supervision y
control de la operacion del Sistema Interconectado Nacional, las cuales incluyen entre otras:

a. Ejecucion del programa de operacion de corto plazo o su reprogramacion, la supervision y
control del suministro de electricidad a las empresas distribuidoras y a los clientes libres,
en resguardo de la seguridad y la calidad del servicio del sistema, que conlleven a
minimizar |os costos de operacion y racionamiento;

b. Operacion del sistema fuera de la programacion en los estados de alertay emergencia y/o
mientras no se disponga de programas actualizados, y;

c. Ejecucién de las maniobras necesarias que permitan mantener € sistema con los
parametros el éctricos dentro de las tolerancias especificadas por laNTCSE.

Coordinador de la Operacion del Sistema (Coordinador): Ente encargado de la
coordinacién de la operacion del Sistema a que hace referencia el Articulo 92° del Reglamento
de laLey de Concesiones Eléctricas.

Costo de arranque — parada y de baja eficiencia rampa de carga — descarga (Ccbef):
Consumo de combustible de una unidad térmica, incurrido durante € arranque hasta antes de
la puesta en paralelo, asi como los de parada después de salir del paralelo.

Costo de combustible: Costo total de aquel combustible puesto en toberas o inyectores, es
decir, disponible y listo para ser quemado, cada unidad de combustible puede incluir los costos
de compra, transporte, tratamiento mecanico, quimico y financiero.

Costo de racionamiento: Costo promedio incurrido por los usuarios, a no disponer de
energia, y tener que obtenerla de fuentes alternativas.

Costo marginal de corto plazo: Costo en que se incurre para producir una unidad adiciona de
energia o dternativamente es @ ahorro obtenido d dgar de producir una unidad de energia,
consderando lademanday d parque de generacion disponible.

Costo medio: Costos totales correspondientes a la inversion, operacion y mantenimiento para
un sistema eléctrico, en condiciones de eficiencia

Costos variables (CV): Costos de operacion normamente expresados para condiciones de
maxima eficiencia de una unidad de generacion, o segin € régimen de operacion requerido,
los cuales comprenden los costos variables combustible (CVC) y los costos variables no
combustible (CVNC).
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Costo variable combustible (CVC): Gasto derivado del combustible para generar una unidad
de energia (kwWh) y corresponde a consumo promedio necesario para generar una potencia
determinada.

Costo variable no combustible (CVNC): Gastos de mantenimiento de una unidad y que
guardan proporcion directa con la produccion de dicha unidad.

Cuenca hidrografica: Conjunto de reservorios naturales o atificides cuyas aguas fluyen hacia
los rios o hidroductos ddl sistema de generacion hidraulica de unacentral o centrales.

Demanda insatisfecha: Diferencia entre la demanda programada en la operacion diaria y la
demanda realmente abastecida.

Demanda maxima anual del sistema: Potencia promedio del periodo en las horas punta con
alta seguridad, con una probabilidad conforme alo establecido en el Reglamento.

Desconexion automatica de generacién: Desconexion automética de unidades de generacién
debido a una significativa variacion de frecuencia con € objeto de evitar dafios fisicos a las
unidades de generacion.

Despacho : Ejecucién de la operacion en tiempo real, con acciones preventivas y/o correctivas
dispuestas por e Coordinador con la finalidad de mantener € equilibrio entre la oferta 'y la
demanda del Sistema

Energia de pasada: Energia obtenida por diferencia de la energia garantizada y la energia
garantizada por €l reservorio de regulacién horaria.

Energia garantizada: Energia determinada mediante simulacion de la operacion Optima, con
los caudales naturales afluentes para la probabilidad de excedencia dada de la cuenca en donde
se encuentra(n) ubicada(s) la(s) central(es) hidraulica(s).

Energia generable de las centrales hidroeléctricas. Es la energia producible por la centrales
hidroel éctricas de acuerdo ala hidrologia historica.

Energia regulada con e reservorio de regulacién horario: Energia amacenable en €
reservorio de regulacion para la probabilidad de excedencia dada, para las horas de regulacion
prefijadas.

Ensayo de medicion de la potencia efectiva y rendimiento de una unidad generadora:
Conjunto de pruebas que se efectlian para determinar los valores de pruebas de la potencia
efectiva y rendimiento de las unidades involucradas mediante un proceso de medicion para
posterior calculo. Los ensayos de Potencia Efectiva pueden ser ordinarios o extraordinarios.

Entrega: Aporte de energia activa de una central generadora o de una instalacién de
transmision a una barra de transferencia.

Equipo principal de transmision: Incluye las lineas de transmision, los equipos de
transformacidn, conexion, proteccion, maniobra y equipos de compensacion reactiva en las
subestaciones.

Estado de alerta: Estado en que e sistema opera estacionariamente, manteniendo e balance
de potencia activa y reactiva, pero las condiciones del sistema son tales que, de no tomarse
acciones correctivas en € corto plazo, los equipos y/o instalaciones operardn con sobrecargay
las variables de control, saldrian de los mérgenes de tolerancia.

Egtacion meteoroldgica: Instdacion equipada, donde se redizan mediciones pluviométricas,
presion atmosférica, evaporacion, temperatura, caudaes, volimenes y otros con fines estadisticos
(tiles parala operacion de los sistemas hidraulicos.

Estado de emergencia: Condicién en la que, por haberse producido una perturbacién en €
sistema, la frecuencia y tension se apartan de valores en estado de operacion normal y la
dinamica que ha adquirido el mismo, amenaza su integridad, siendo necesario tomar medidas
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de emergencia como rechazar carga o desconectar generacion en forma significativa. En este
estado se suceden acciones autométicas de proteccion y rechazo de carga para aidar los
elementos o porciones falladas del sistemayy estabilizarlo.

Estados de operaciéon: Cuaquiera de las cuatro condiciones en las que para efectos de la
NTOTR, puede determinarse e estado de operacion de un sistema como normal, aerta,
emergencia o recuperacion.

Estado de recuperacion: Situacion en que, concluido € estado de emergencia, € sistema ha
guedado en estado estacionario pero con restricciones significativas del suministro. Se llevan a
cabo coordinaciones y maniobras de reconexiones de generacién y de carga para restablecer el
estado normal del sistema.

Estado normal: Es € estado en condicion estacionario del sistema en € que existe un balance
de potencia activa y un balance de potencia reactiva, |os equipos de la red eléctrica operan sin
sobrecarga y € sistema opera dentro de los margenes de tolerancia permitidos para la
frecuenciay tension.

Estatismo permanente: Es la respuesta natural de la maguina en frecuencia a las variaciones
de potencia. Se expresa en valores porcentuales.

Evaluaciéon: Accion de evaduar la Operacion en Tiempo Red, determinando d estado de
dstema, los indicadores de cdidad y la reserva rotante. La gecutan la DOCOES y €
Coordinador, para tomar acciones de despacho y/o la reprogramacion de la operacion del Sistema

segUn corresponda.

Factor de indisponibilidad: Probabilidad de que, en cierto momento, una unidad de
generacion no esté operando 0 no se encuentre lista para operar. Es expresado por € porcentgje
del tiempo en que la unidad no estuvo disponible para el servicio.

Factor de pérdidas marginales. Valor que reflga las variaciones de pérdidas de potencia
activa que se producen en € Sistema de Transmisién, por € retiro de una unidad de potencia
en una determinada barra del Sistema. Este valor debera reflgjar en lo posible, 1a operacion real
del sstema eléctrico.

Flujo de carga 6ptimo: Simulacién del flujo de potencia en un sistema eléctrico utilizando un
modelo de despacho econdmico éptimo que tiene en cuenta los costos variables de los
generadores, asi como las pérdidas y restricciones en lared de transmision eléctrica.

Generacion en minimo técnico: Potencia minima que puede generar una unidad sin
comprometer la degradacion de su vida Util.

Indice de riesgo: Probabilidad de no satisfacer la demanda del sistema en un periodo
determinado; por lo que, en porcentgje es fijado por la DOCOES en la programacion de corto
plazo, para garantizar la operacion del Sistema con reserva suficiente de RPF y RSF.

Indisponibilidad: Estado de una unidad de generacién cuando no se encuentra disponible para
realizar su funcion debido a algiin evento directamente asociado con la unidad de generacion.

Indisponibilidad fortuita o intempestiva: Aquella que resulta de condiciones de emergencia
directamente asociadas con la unidad de generacion, requiriendo que esta unidad de generacion
searetirada de servicio:

a) Inmediatamente
b) Autométicamente
c) Tan pronto puedan efectuarse maniobras de operacion

También es una indisponibilidad causada por impropia operacién del equipo o error humano.
Se considera laindisponibilidad no programada como una indisponibilidad fortuita
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Indisponibilidad programada: Cuando una unidad de generacion es deliberadamente retirada
del servicio por un tiempo prefijado, usualmente para fines de:

a) Construccioén

b) Mantenimiento preventivo o

C) Reparacion

Integrante: De acuerdo a Art. 81 del Reglamento, el COES-SINAC esta integrado por:

a) Entidades cuya potencia efectiva de generacion sea superior a 1% de la potencia efectiva
de generacion del sistema interconectado y comercialicen més de 15% de su energia
producida

b) Entidadestitulares del Sistema Principa de Transmision.

Las entidades generadoras que no cumplen individualmente con la condicion sefidada en €
inciso @) del presente articulo podran participar en el COES asocidndose entre ellas y siempre
que acancen € referido limite, pudiendo acreditar sdlo un representante por todas €llas.

Integrante del Sistema (Integrante): Para efectos del Procedimiento N° 09 se refiere a los
titulares de generacion que operan conectados eléctricamente al Sistema (tenga 0 no tenga
representacion en el Directorio del COES-SINAC), alos titulares de redes de transmision, alos
titulares de redes de distribucion y a los clientes libres, todos vinculados a sistema
interconectado. El término redes de transmision incluye lineas pertenecientes d sistema
principal 0 secundario que sean de propiedad de empresas de generacién, de distribucién y/o
de clientes libres.

Mantenimiento correctivo: Actividad que se redliza con la finalidad de superar la presencia
de una operacion anormal 0 una averia en un equipo 0 en sus componentes y que origina las
limitaciones en & funcionamiento y podria ocasionar la indisponibilidad parcia o total del
mismo. En funcion a las condiciones operativas estos trabajos podran ser incluidos en los
programas de manteni miento.

Mantenimiento correctivo de emergencia: Mantenimiento de instalaciones del sistema que
debe efectuarse de inmediato, ante la inminencia de una fala en un equipo o componente del
mismo, a fin de evitar graves consecuencias, por lo que la empresa afectada coordinara su
gjecucion en tiempo real con e Coordinador, quien lo autorizara tomando las precauciones del
caso.

Mantenimiento correctivo programado: Es & mantenimiento en las instalaciones del
sistema de necesidad urgente, pero que su oportunidad de intervencién debe ser coordinado y
programado por la DPP. El resultado de esta coordinacion es considerado en la programacion o
reprogramacion diaria.

Mantenimiento diario programado: Mantenimiento de un equipo determinado aprobado por
laDPPy considerado en los programas de operacion del sistema.

Mantenimiento mayor: Actividad cuya gecucion requiere € retiro total de la unidad
generadora o equipo principal de transmision durante un periodo superior a 24 horas.

Mantenimiento no programado: Actividad que no estd indicada en e programa de
manteni miento.

Mantenimiento preventivo: Consiste en redizar actividades que son egecutadas con
periodicidad, sobre la base de un plan de trabajo elaborado por 10s integrantes para cada uno de
los equipos y que normamente involucran las tareas recomendadas por |os fabricantes, con
objeto de reducir la probabilidad de dafios en el equipamiento y/o pérdidas de produccion.

Mantenimiento programado: Actividad que esta indicada en el programa de mantenimiento.
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Se refiere @ mantenimiento de un determinado equipo aprobado por € COES-SINAC vy
considerado en |os programas de operacion del sistema.

Mantenimiento que requiere que e equipo sea retirado del servicio por un tiempo prefijado, €l
cua es redizado para fines de construccién, mantenimiento preventivo (propuesto por los
Integrantes del Sistema 0 sus representantes y aprobado en e COES-SINAC para su
programacién), reparacion, entre otros.

También se refiere a los mantenimientos que no involucra salida de servicio de equipos, pero
gue implican riesgos para € Sistema, como por gemplo lavados en caliente, inspeccién en
caiente de sistemas de proteccidn, equipos de comunicaciones, servicios auxiliares, entre
otros.

Manual de operacion del sistema: Compendio de procedimientos y manuaes de instruccion
de operaciones del conjunto de instalaciones del sistema, su actualizacion serd efectuada por
las empresas integrantes e informada a la DOCOES para su respectiva aprobacion, toda vez
gue se produzca alguna modificacion dentro del sistema.

Méaxima carga: Laque determina el operador de la planta, para evitar incurrir en sobrecarga.

Méaxima demanda mensual: Suma de las demandas coincidentes de potencia de los clientes
para el intervalo de 15 minutos en que se produce la Maxima Demanda Mensua a nivel de
generacion.

Méaxima demanda mensual a nivel de generacién: Potencia media de la energia integrada
del Sistema Eléctrico a Nivel de Generacién en € intervalo de 15 minutos de mayor demanda
en el mes. Esteintervalo es € Intervalo de Punta del mes.

Miembro: Para efectos del Procedimiento N° 09, es la empresa integrante del COES-SINAC.

Minima carga: Potencia que puede mantener un generador por determinadas horas, de modo
gue se encuentre en capacidad de poder elevarla, cuando asi lo disponga e Coordinador por
requerimiento del Sistema

Este modo de operaciéon es adoptado en la programaciéon o durante la gjecucién en Tiempo
Redl, cuando por economia del sistema resulte mas beneficioso mantenerla a minima carga,
por un determinado periodo en lugar de detenerlay volverlaa arrancar.

Operacion en tiempo real: Tareas de coordinacion, control, monitoreo y supervision de la
operacion de un sistema interconectado. Incluye, entre otras. la gecucion del programa de
operacion de corto plazo o su reprogramacion; la supervision y control del suministro de
electricidad a las empresas distribuidoras y a los clientes libres, en resguardo de la calidad del
servicio y seguridad del sistema; operacion del sistema fuera de la programacidn en los estados
de adertay emergencia y/o mientras no se disponga de programas actualizados; y la gecucion
de las maniobras necesarias que permitan mantener a sistema con los pardmetros eléctricos
dentro de |as tolerancias especificadas por laNTCSE.

Periodo de avenida: Periodo donde en forma ciclica se producen las precipitaciones
pluviométricas con cierta regularidad, las que permiten almacenar los reservorios del sistema
de generacion hidraulica que mayormente se produce entre los meses de noviembre y mayo del
siguiente afno.

Periodo de estiaje. Periodo donde en forma ciclica se registra una disminucién de
precipitaciones pluviométricas y que origina la reduccion de los caudales naturales, que para
fines de operacion del sistema hidraulico del SINAC, es posible complementarlos con un
programa de descarga de reservorios.

Periodo de punta para la operacion del sistema: Es el lapso dentro del cual se presenta la
méxima demanda del sistema.

Perturbaciéon: Cualquier evento que dtera e balance de potencia activa o reactiva del
Sistema, originada por la salida forzada de uno o més de sus componentes.
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Potencia bruta: Tota de la potencia, sin deduccion de los servicios auxiliares entregada por la
unidad, correspondiente a bornes del generador, cuando opera en condiciones ambientales de
temperatura maxima media mensua y humedad relativa media mensua de una data histérica
de 20 afios.

Potencia efectiva: Maxima potencia continua entregada por dicha centra o la unidad,
correspondiente a bornes de generacidn, cuando opera a condiciones de potencia efectiva.

Potencia garantizada: Suma de la Potencia Garantizada con el reservorio de regulacion
horario y |a potencia garantizada como central de pasada.

Potencia garantizada con € reservorio de regulacién horario: Cociente de la energia
regulada con €l reservorio de regulacion horario y las horas de regulacion prefijadas para €
periodo de evaluacion.

Probabilidad de excedencia hidroldgica de caudales: Medida probabilistica basada en datos
de una serie histérica, que permite distinguir las caracteristicas hidrolégicas de una(s)
cuenca(s) del sistema de generacion, y su rango de operacion esta comprendido entre 0 % y
100 %. Es decir, es € valor que indica en qué porcentaje los datos histéricos registrados son
iguales 0 mayores a que corresponde a dicho valor.

Procedimientos de operacion de un integrante: Conjunto de instrucciones de operacion
elaborados por los CC de cada integrante, con e objetivo de facilitar e proceso de
desconexion y/o reposicion de los circuitos en estado norma o después de ocurrida una
contingencia en € sistema. Su funcion es la de disponer y orientar para actuar y coordinar en
estos casos, ademas contiene e detalle de la secuencia de actividades y la selectividad de las
maniobras y cargas que deben de mantenerse durante la desconexion y/o reposicion del
sstema

Procedimientos de operacion interempresas. Conjunto de instrucciones acordados entre las
partes, que deben mangar las empresas con instalaciones donde intervengan mas de dos
integrantes del sistemay que son empleados durante la conexion o desconexion de equipos en
estado normal o de emergencia para preservar la seguridad y calidad del sistema.

Programa anual de mantenimiento (PAM): Indisponibilidad de unidades generadoras o
equipos principales de sistema de transmision principal 0 secundario de propiedad de los
integrantes del SINAC o asociados, cualquiera sea su duracién. Cubre un horizonte anual se
actualiza trimestralmente.

Programa de mantenimiento mayor (PMMA): Indisponibilidad de unidades generadoras o
equipos principales del sistema de transmision principal 0 secundario de propiedad de los
Integrantes del Sistema 0 asociados, durante un periodo superior a 24 horas. Cubre un
horizonte anual que se actualiza trimestramente.

Programa de mantenimiento mensual (PMM): Esta basado en e PMMA y & PAM.
Considera la indisponibilidad de unidades generadoras o equipos principales del sistema de
transmision principal o secundario de propiedad de los Integrantes del Sistema o asociados,
cualquiera sea su duracién. Cubre un horizonte mensual.

Programa de pruebas de recepcion: Protocolo de pruebas de acuerdo a los términos de
referenciay especificaciones técnicas conforme a los casos que se indica a continuacién parala
recepcion de unidades de generacion.

El programa de pruebas de recepcion consta de dos etapas:

a. Pruebas que se redizan en forma aislada sin conexion con e SINAC, las que son de
exclusiva responsabilidad de la empresa generadora, seguin términos de referencia aceptados
por la empresa generadora.
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b. Pruebas que se redlizan en forma interconectada con e SINAC, las cuaes implican
coordinacion para € despacho, por 1o que requiere una previa aceptacion de parte de la
DOCOES siguiendo los términos de referencia vigentes establecidos paratal propésito.

Programa diario de mantenimiento (PDM): Basado en e programa semand y la
confirmacién diaria de la gjecucion de los mantenimientos considerados. Este programa forma
parte del Programa Diario de Operacion (PDO).

Programa semanal de mantenimiento (PSM): Basado en e Programa Mensua de
Mantenimiento, y considera la indisponibilidad de unidades generadoras 0 equipos principaes
dd sistema de transmisién principal o secundario de propiedad de los Integrantes del Sistema o
sus asociados, cualquiera que sea su duracién. Cubre un horizonte semanal.

Programa semanal de operacion (PSO): Es aguel que esta constituido por €l Programa
Semana de Mantenimiento (PSM) y € Programa de Despacho Semanal.

Racionamiento de carga: El servicio eléctrico se raciona cuando, en un momento
determinado, la oferta eléctrica es inferior a la demanda en € Sistema o Area Operativa como
consecuencia de sdlidas programadas o forzadas de equipo, caudales bajos o escasez de
combustibles.

Reconexion automética de carga: Conexion automatica de suministros interrumpidos por
fallas, de acuerdo a la capacidad de respuesta del sistema, con € objeto de reducir €l tiempo de
interrupcion. Su gjecucion debera ser objeto de un estudio elaborado y aprobado por € COES-
SINAC.

Rechazo automatico de carga (RAC): Desconexiones de carga por acciéon automética de
relés que se realizan con la finalidad de preservar la estabilidad y seguridad del Sistema. Los
esquemas de rechazo automético de carga son pre-establecidos mediante estudios el éctricos del
Sistema que serén efectuados anualmente por el COES-SINAC.

Rechazo automético por minima frecuencia: Respuesta automética de desconexion de
puntos de suministro preestablecidos por reduccion stibita de frecuencia con e objeto de
minimizar € riesgo de pérdida de unidades de generacién y preservar tanto como sea posible la
estabilidad y € suministro eléctrico.

La magnitud de variacién de frecuencia podrd ameritar separar areas para evitar € colapso
total del sistema durante el proceso de rechazo de carga.

El programa preestablecido de suministros interrumpibles y de separacidn de areas es resultado
del estudio de Rechazo de Carga elaborado y aprobado por el COES-SINAC.

Rechazo manual de carga (RMC): Desconexiones de carga dispuestas por e Coordinador o
los CC de los Integrantes del Sistema, para preservar la estabilidad y seguridad del mismo en
caso no tener disponible un esquema de rechazo automatico de carga o éste haya sido
insuficiente. El diagrama de rechazo manua de carga serd pre-establecido, en lo posible,
mediante estudios el éctricos del Sistema efectuados por el COES-SINAC.

Regulacién de frecuencia: Acciones necesarias para mantener la frecuencia dentro de las
tolerancias permisibles definidos para € sistema. El Coordinador establece la frecuencia de
consigna y las empresas generadoras son responsables a través de sus CC, de efectuar la
regulacion de la misma, siguiendo las disposiciones del Coordinador. El control de frecuencia
en un primer nivel es redizado por todas las centrales de generacion de acuerdo a su
estatismo, y en un segundo nivel, por las centrales de regulacién complementaria.

Regulacion de tension: Acciones necesarias para mantener 1os niveles de tension dentro de las
tolerancias permisibles definidos para e sistema. La responsabilidad de la regulacién de
tension de cada &rea corresponde en un primer nivel alos Centros de Control (CC), tomando
accion sobre los equipos de generacion y compensacion de potencia reactiva. En segundo nivel
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corresponde al Coordinador dar directivas para las maniobras de equipos de compensacion
reactiva, generadoresy lineas de transmision.

Regulacion primaria de frecuencia (RPF): Reserva rotante de las centrales que responden
automaticamente a variaciones subitas de frecuencia en un lapso de 0 a 10 segundos. La
variacion de carga de la central debe ser sostenible ad menos durante los siguientes 30
segundos.

Regulacion secundaria de frecuencia (RSF): Reserva rotante de las unidades o centrales
calificada para este proposito y que responden a las variaciones de generacion por regulacion
automatica o manual y sostenible a menos durante 30 minutos.

Tiene como objeto equilibrar la oferta y la demanda, manteniendo e valor de la frecuencia
dentro de limites permisibles, mientras se recupera la reserva rotante de las unidades que
participaron en la regulacion primaria de frecuencia, 0 se recupere carga, y/o0 se reasignen de
manera éptima | os recursos de generacion para satisfacer la demanda.

Reprogramacion de la operacion del sistema (Reprogramacion): Se refiere a la
reformulacion del Programa de Operacion Diario. La efecttiala DOCOES a iniciativa propia o
arequerimiento del Coordinador.

Reserva multianual: Cantidad total de reserva almacenada en una cuenca hidrogréfica
durante el periodo de avenida, para uso de agricultura, agua potable o generacion de energia
eléctrica, durante € periodo de estige (mayo-noviembre) y en funcion a un programa
preestablecido por € integrante o la DOCOES.

Reserva no sincronizada de emergencia (RNSE): Unidad que entra en operacion en un
tiempo menor a 10 minutos y que su sistema de puesta en operacion le permite arrancar de
modo independiente del suministro eléctrico del Sistema.

Reserva no sincronizada o reserva fria (RNS): Sumatoria de las capacidades de potencia
disponibles de las unidades no sincronizadas y listos para ingresar en servicio a solicitud del
Coordinador.

Reserva para regulacion primaria de frecuencia (RRPF): Margen de reserva rotante en las
centrales que responden automaticamente a variaciones sbitas de frecuencia en un lapso de O
a 10 segundos. La variacion de carga de la central debe ser sostenible al menos durante los
siguientes 30 segundos.

Reserva para regulacion secundaria de frecuencia (RRSF): Margen de reserva rotante en
las unidades o centraes cdlificadas para este propdsito y que responden a variaciones de
generacion por regulacion automética o manual y sostenible a menos durante 30 minutos.

Reserva rotante del SINAC (RR): Margen de capacidad de generacion de las centrales en
operacion para llegar a la méxima potencia de generacion disponible, en cualquier instante.
Este margen de capacidad de generacion resulta de la diferencia entre la sumatoria de las
capacidades disponibles de las unidades sincronizadas a sistema y la sumatoria de sus
potencias entregadas a sistema. En el SINAC usualmente se la clasifica en dos tipos:

a. Reserva de Regulacién Primaria: Margen de reserva rotante en las centrales que responden
automaticamente a cambios subitos de la frecuencia en un lapso de 0 a 10 segundos. La
variacion de carga de la central debe ser sostenible a menos durante los siguientes 30
segundos.

b. Reserva de Regulacién Secundaria: Margen de reserva rotante en las centrales que estén
operando y que responden a cambios de generacién por regulacion manual y sostenible al
menos durante 30 minutos.

Restricciones de capacidad de transmision: Son las limitaciones en la capacidad de
transmision de potencia de los equipos conformantes de la red de transmision del sistema
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eléctrico, resultantes de los andlisis estéticos y dindmicos del sistema que consideran los
riesgos de causar dafio o perjuicio a los equipos 0 a sistema, y € cumplimiento de las
condiciones exigidas por [aNTCSE.

Restriccion de minimo caudal: Es € cauda promedio del dia necesario para atender los
compromisos de uso del agua por la agricultura o € agua potable. Puede tener dos
componentes, siendo & primero e aguaturbinaday, € segundo, agua vertida.

Restricciones eléctricas: Vaores maximos o minimos de potencia o corriente que pueden ser:
conducidas por las lineas de transmisiéon del sistema operado por € COES-SINAC,
ocasionadas por las unidades generadoras por sus limites de calentamiento térmico, por
estabilidad de frecuencia o tension, por los limites de tensiones en las barras del sistema
el éctrico cuyo control corresponde alos integrantes del COES-SINAC, entre otras.

Restricciones hidraulicas: Comprende las restricciones de minimo caudal, las restricciones de
tiempos de vige dd agua, niveles maximos y minimos de los embalses, capacidad de
conduccion de los tuneles y ductos de conduccion de agua, y de turbidez del agua.

Retiro: Energia activa que es comercializada y/o consumo fisico en una barra o la que es
tomada por un titular del Sistema de Transmision Principal desde una Barra de Transferencia
hacia una instalacién de transmision. Cuando se trata de consumos fisicos, su legalidad
guedard demostrada con el reconocimiento de dicho consumo fisico en e modelamiento que se
efectlia parareflgjarlo en otro lugar segiin contrato de comercializacion y/o transporte.

Salida forzada: Desconexion intempestiva de un equipo por fala, por defecto o como
consecuencia de lafalla de cualquier otro e emento del sistema.

Servicios auxiliares: Aquelos que asisten a funcionamiento de la Central. La energia que
demandan proviene de las unidades de la central sea directamente de los generadores o
indirectamente de la energia el éctrica generada, o de otras fuentes.

Sistema de distribucion: Conjunto de lineas eléctricas con tensiones nominales iguales o
menores a 35 kV, subestaciones y equipos asociados, destinados a la distribucion de energia
eléctrica

Sistema de transmisién: Conjunto de lineas eléctricas con tensiones nominales superiores a
35 kV subestaciones y equipos asociados, destinados al transporte de energia el éctrica.

Sistema de clientes libres: Es € sistema eléctrico por cuya configuracion fluyen potencias
mayores a 10 MW, éstas seran consideradas en € PDO. Cualquier modificacién imprevista de
su configuracién o maniobra de sus sistema eléctrico sera acordado con el Coordinador.

Sistema interconectado: Conjunto de lineas de transmisién y subestaciones eléctricas
conectadas entre si, asi como sus respectivos centros de despacho de carga, que permite la
transferencia de energia el éctrica entre dos 0 mas sistemas de generacion.

Sistema principal de transmision: Parte del sistema de transmision, coman a conjunto de
generadores de un Sistema Interconectado, que permite el intercambio de electricidad y lalibre
comercializacion de la energia el éctrica

Sistema secundario de transmision: Parte del sistema de transmision destinado a transferir
electricidad hacia un distribuidor o consumidor final, desde una Barra del Sistema Principal.
Son parte de este sistema, las instalaciones necesarias para entregar electricidad desde una
central de generacién hasta una Barra del Sistema Principal de Transmision.

Sistemas de generacién: Conjunto de instalaciones civiles y electromecéanicas destinadas a la
produccién de el ectricidad.

Sistemas de generacion de no integrantes del COES: Sistemas de generacion mayores a 10
MW conectados a sistema de las empresas no integrantes del COES, incluyendo los auto-
productores.
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Sobrecarga: Exceso entre la potencia instantanea en bornes de generacién de los grupos de la
central y su potencia méxima continua.

Tension de operacion: Tension de una barra, més conveniente técnicamente, a la cual €
generador, transmisor, distribuidor y/o cliente libre acuerda operarla. Su valor deriva de
estudios especializados y puede variar a través de un ciclo de carga. En las barras de entrega la
tension de operacion es compatible con lo establecido en laNTCSE.

Tiempo de salida forzada: Tiempo que un equipo del sistema permanece fuera de servicio
por falla propia o externa.

Tiempo de indisponibilidad forzada: Tiempo en que un equipo del sistema permanece fuera
de servicio por falla propia o externa

Tiempo de indisponibilidad programada: Tiempo en que un equipo del sistema permanece
fuera de servicio por mantenimiento programado aprobado por la DOCOES.

Tiempo de respuesta: Tiempo que tarda la maquina desde la orden de la variacion de la
potencia hasta su estabilizacion en € nuevo valor de potencia. Es el efecto de la respuesta de
tiempo de la columna de agua, |a constante de tiempo de respuesta del introductor, la constante
de tiempo de vencimiento de lamasainercial turbina-generador y la respuesta del regulador.

Unidad generadora: Conjunto formado por una maguina generadora (turbina + excitatriz +
alternador + transformador elevador) y equipos asociados a €lla (de regulacion y maniobras).
En caso de centrales termoeléctricas, es € arreglo motor primo-generador y transformador
asociado.

Unidad nueva: Aquella unidad que es procedente de fébricay que iniciara su vida Util.

Unidad repotenciada: Unidad que ha cumplido parte de su vida Gtil y que ha sido sometida a
un proceso de mantenimiento para recuperar o superar las caracteristicas del inicio de su vida
atil.

Unidad regulante: Aquella calificada para operar con margen de reserva de regulacién, sea
primaria 0 secundaria. Si no se hace explicito € tipo de regulacién se entendera que esta
referida ala regulacion primaria.

Valor del agua semanal: Variaciéon del costo futuro actualizado de operacion y racionamiento
del SINAC con relacion a la variacion del volumen del embalse durante una semana. El valor
de agua semanal cuyas unidades son S/./m3, puede ser expresado en S/./kWh, utilizando los
rendimientos de las centrales.

Vertimiento: Caudal o volumen no utilizado de los reservorios (naturales o artificiales)
originados por los excesos en los limites de capacidad nominal de los embalses, o provocados
en forma natural (abundancia de aporte natural), o en forma accidenta o por una
descoordinacion en la operacion.

Vertimiento de central: Condicion en la que € caudal del rio que aimenta a una central es
mayor a cauda turbinable por dicha central, no existiendo ninguna capacidad de embalse
adicional.

El caudal turbinable es € requerido por la oferta de generacién hidroel éctrica de la central.

Volumen disponible: Diferencia entre los volimenes méximos y minimos de cada uno de los
reservorios del sistema de generacion.

Volumen maximo: Volumen amacenado en un reservorio (natura o artificial) a findizar €
periodo de avenida (abril 0 mayo), y es una variable que depende del tipo de afio hidrolégico
considerado.

Volumen minimo: Volumen remanente que queda en un reservorio a finalizar e periodo de
descarga programada. Puede ser igual o mayor que e volumen muerto de dicho reservorio.

R.M. N° 143-2001-EM/VME 13de13



MINISTERIO DE ENERGIA Y MINAS MARCO GENERAL REGULATORIO DE ELECTRICIDAD
DIRECCION GENERAL DE ELECTRICIDAD

Volumen muerto: Volumen remanente no utilizable que queda después de producida la
descargatotal del reservorio durante € periodo de desembalse.

2. ABREVIATURAS

CC: Centro de Control, generdmente para designar a correspondiente a las empresas
integrantes del Sistema.

Cchbef: Costo de arranque —paraday de bga eficiencia- rampa de carga- descarga
COES: Comité de Operacion Econdmica del Sistema.

COES-SINAC: Comité de Operacion Econémica del Sistema Interconectado Nacional.
Coordinador: Coordinador de la Operacion del Sstema en Tiempo Redl.

CPP: Comité Técnico de Planeamiento, Programacion y Coordinacion.

CSO: Centro Supervisor de la Operacion.

CTED: Comité de Trabgjo de Estudiosy Desarrollo.

CTEE: Comité de Trabgjo de Evauacion y Estaditica

CTPP: Comité de Trabajo de Planeamiento y Programacion.

CV: Costos variables

CVC: Costo variable combustible

CVNC: Costo variable no combustible

DED: Division de Estudios y Desarrollo del COES-SINAC.

DEE: Division de Evauacion y Estadisticadel COES-SINAC.

DOCOES: Direccion de Operacion del COES-SINAC.

DPP: Division de Planeamiento y Programacion.

IDCC: Informe Diario de evaluacion de la operacién del Centro de Control.

IDCOS: Informe Diario de evaluacion de la operacion del Coordinador de la
Operacion del Sistema.

|EOD: Informe de la Evaluacion de la Operacion Diaria, elaborado por la DPP.

MCP: Modelo de Corto Plazo.

MIEMBROS: Son los titulares de transmison y generacion acreditados como tdes ante €
COES.

NTCSE: Norma Técnica de Calidad de los Servicios Eléctricos.

NTOTR: Norma Técnica de Coordinacion de la Operacion en Tiempo Rea de los
Sistemas I nterconectados.

PAM: Programa Anua de Mantenimiento.

PDM: Programa Diario de Mantenimiento.

PDO: Programa Diario de Operacion.

PMM: Programa Mensual de Mantenimiento.

PMMA: Programa de Mantenimiento Mayor.

PR-N°: Procedimiento Operativo dedd COES-SINAC.

PSM: Programa Semanal de Mantenimiento.

R.M. N° 143-2001-EM/VME 14del4



MINISTERIO DE ENERGIA Y MINAS MARCO GENERAL REGULATORIO DE ELECTRICIDAD
DIRECCION GENERAL DE ELECTRICIDAD

PSO: Programa Semanal de Operacion.

RF: Reservafria

RMC: Rechazo Manud de Carga

RNS: ReservaNo Sincronizada.

RNSE: Reserva no sincronizada de emergencia.

RPF: Reserva Primaria de Frecuencia.

RR: Reserva Rotante del SINAC.

RRPF: Reserva para Regul acion Primaria de Frecuencia
RRSF: Reserva para Regulacion Secundarlade Frecuencia
RSF: Reserva Secundaria de Frecuencia

SINAC: Sistema Interconectado Nacional.

SPT: Sistema Principa de Transmision.

SST: Sistema Secundario de Transmision.

VAS: Vaor dd agua semandl.

PROCEDIMIENTO N° 01

PROGRAMACION DE LA OPERACION DE CORTO PLAZO PROGRAMACION DE

LA OPERACION SEMANAL DEL SINAC
OBJETIVO

Determinar los criterios generales para efectuar la programacién de la Operacion
Semana del SINAC, minimizando los costos de operacién y racionamiento para €
conjunto de instalaciones de generacién, transmision y distribucién, preservando la
seguridad y calidad de servicio del sistema.

BASE LEGAL
2.1 Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (Articulo 41°. Inciso a).

2.2 Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones
Eléctricas (Articulos 91°. Inciso g, 93°, 95°, 96°, 97°, 98°, 99°)

2.3 Decreto Supremo N° 009-99-EM.- Norma Técnica de Calidad de los Servicios
Eléctricos.

24 Resolucion Directora N° 049-99-EM/DGE.- Norma Técnica para la
Coordinacién de la Operacion en Tiempo Real de los Sistemas | nterconectados.

DEFINICIONES

Las definiciones utilizadas en e presente Procedimiento, estdn precisadas en €
Glosario de Abreviaturas y Definiciones,

RESPONSABILIDADES
4.1 Dela DOCOES

4.1.1. La DPP, daborad d PSO dd SINAC, acompafiando a la misma la
sustentacion técnica del caso.

4.1.2. Revisx y consolidar e PSO para su agprobacion por € Director de
Operaciones.
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4.1.3. La DPP, proporcionara y digtribuird a los integrantes ded COES y a
Coordinador € PSO aprobado por e Director de Operaciones para su
cumplimiento.

Atender, la(s) solicitud(es) de reconsideracidon a la aprobacion del PSO,
planteada por cuaquier integrante del COES.

4.1.4. La DPP, cdculara la reserva rotante y reserva fria del SINAC, sobre la
base de un vaor méximo de riesgo de fala para la operacion del SINAC,
el cud serdestablecido por € COES.

4.1.5. Evauar y programar la reserva rotante considerando € impacto econdmico
del vaor méximo de riesgo de fala parala operacion del SINAC.

4.1.6. Recopilar y consolidar los programas semanales de mantenimiento del
SINAC.

4.1.7. Veificar la adecuada seguridad, cdidad y economia considerados en €
PSO del SINAC

4.1.8. Elaborar la lista de méritos de los costos variables de las centraes térmicas
dd SINAC.

4.2 Del Coordinador

4.2.1. Proporcionar en tiempo red o diferido la informacion necesaria a la DPP
paraladaboracion del PSO.

4.2.2. Supervisar, coordinar y redlizar € seguimiento de los programas de corto
plazo.

4.3 DeloslIntegrantesdel COES

431. Los CC, proporcionaran a la DPP y d Coordinador, la informacion
necesaria en tiempo red o diferido de los datos estadisticos o histéricos de
la operacion paraladaboracion del PSO.

4.3.2. Adquirir automéicamente la informacion de sus ingdaciones, para
coordinar e intercambiar informacion en tiempo red o diferido con la
DOCOESY € Coordinador en laformay plazos establecidos.

4.3.3. Los titulares de generacion y redes de transmison deben presentar a
coordinador, con copia a la DOCOES las caracterigticas, configuracion,
disponibilidad y €& programa de mantenimiento semand de sus
ingtalaciones, de acuerdo alaformay plazos establecidos.

4.3.4. Lostitulares de redes de distribucion y clientes libres con carga mayor a 10
MW, deben presentar d Coordinador con copia ala DOCOES, en laforma
y plazos que € Coordinador establezca, las caracterigticas, configuracion,
disponibilidad, programa de mantenimiento y restricciones operativas de
susingtalaciones.

5. PERIODICIDAD

51 El PSO es aprobado y emitido ordinariamente antes de las 17:00 horas del
pendltimo dia hébil de cada semanay extraordinariamente la DOCOES definira
la fecha, hora y lugar de la aprobacion, pudiendo ser cualquier dia dtil de la
semana.

5.2  El PSO seraremitido por via electronica alos CC de los integrantes del COES 'y
a Coordinador, pudiendo utilizar via fax solamente en caso de agun
desperfecto de los medios electronicos

6. VIGENCIA
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De sébado a viernes de la siguiente semana.
7. INFORMACION REQUERIDA
MEDIOS

Correo dectrénico u otros medios magnéticos, via fax o teléfono en caso de
desperfecto del medio electronico.

REQUERIMIENTO

7.1

7.2

a.

Caracteridticas técnicas y operativas. Fabricante del equipo generador,
potencia efectiva, generacion méxima, potencia aparente y restricciones
operativas, como €  tiempo minimo de operacién, minimos técnicos,
rendimiento a plena carga y cargas parcides, capacidad de amacenamiento
de combustible, tipo de combustiible usado y procedencia, costo de
combustible.

Reporte :Conforme a procedimientos vigentes.
Emisores ‘Integrantes de generacion térmicadel COES.
Receptores  :LaDPP(origind) y  Coordinador (copia).

Demandas histéricas de potencia cada media hora 'y energia diaria de SINAC,
aress operativas y de los transformadores de 220/60 kV (o 60/10 kV de las
subestaciones), obtenido de la actuaizacion de base de datos de produccion
cada media hora de potencia activa de las unidades generadoras, de los flujos
de carga en transformadores y energia registrada en los contadores de energia.

Reporte :En tiempo redl u medio horario.

Emisor :Coordinador.

Receptor :DPP.

Laprevison de demanda de los clientes libres mayores de 10 MW.
Reporte :Mensud, de ser posible con guste semandl.
Emisores :Clienteslibre.

Receptores  :Coordinador(original) y la DPP(copia).
Laprevison de demanda de los distribuidores.

Reporte :Semand.

Emisores :Distribuidores.

Receptores  :Coordinador(origind) y la DPP(copia).

Programa de mantenimiento semana basado en € programa mensua de las
unidades de generacion, lineas de transmisidon y equipos principales asi como
de los equipos de compensacion de energia reactiva, celdas y transformadores
de dtatenson.

Reporte :Los dias Martes de cada semana alas 14:30 horas.

Emisores :Todos los integrantes de generacion, transmison  y
distribucion del SINAC.

Receptor :DPP.

Las previsones de produccion de las centrales de los Integrantes de SINAC
mayores de 10 MW de potencia instalada que no son integrantes del COES.

Reporte :En tiempo redl u medio horario.
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Emisores :Generadores no integrantes.
Receptores  :Coordinador(original) y laDPP(copia).

. Loscaudales naturaes y/o regulados.

Reporte :En tiempo red los cauddes de operacion, o los caudaes
promedios diarios a las 07:00 horas de cada dia

Emisores ‘Integrantes del COES con centraes hidraulicas.
Receptores  :Coordinador(original) y laDPP(copia).

. La vaiacion horaia de los embdses de las centrdes de generacion

hidraulicas.
Reporte :En tiempo redl.
Emisores ‘Integrantes del COES con centrales hidréulicas.

Receptores  :DPP(original) y € Coordinador(copia).

Previsones de cauddes naturdes y regulados semand, variacion de embalses
y despacho de carga semand.

Reporte :Semand a nivel horario, cadamartesalas 14:30 h.
Emisores :Generadores.

Receptor :DPP.

Precio de combustible y eficienciade las centrdes térmicas del SINAC.

Reporte :Anua 0 segin lo indicado en & Procedimiento relativo a la
Informacion de Preciosy Calidad de Combustibles.

Emisores ‘Integrantes del COES con centrales térmicas.
Receptores  :DPP (origind) y @ Coordinador (copia).

. Restricciones operativas y/o pruebas (de generacion, transmision, distribucion

y reservade combugtible) dd SINAC.

Reporte :Los dias Martes de cada semana alas 14:30 horas.
Emisores ‘Todos losintegrantesdel SINAC'y & Coordinador.
Receptor :DPP.

8. METODOLOGIA DE LA PROGRAMACION
La DPP, sobre la base de |os datos obtenidos, realizara o siguiente:

- 0O O O T 9

o «Q

o

Prondstico de la demanda de potenciay energia de corto plazo del sistema.
Prondstico de los caudal es promedios de operacion (natural y regulado).
Cdaculo de los Costos Variables de las plantas térmicas del SINAC.
Céculo del Vaor Agua

Programa de mantenimiento semanal del SINAC.

Programa de operaciéon de potencia y energia de las centrales de generacion del
SINAC, para cada diatipico de la semana.

Verificacion adecuada de la seguridad y calidad de la operacion del SINAC.
Prever lareservarotantey friadel SINAC.
Prondstico de la Demanda de corto plazo
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La demanda de potencia se proyectara en forma diaria, para cada media horay la
energia en forma diaria, tal como lo establece d PR-N° 03. La informacion base
para este clculo son los datos estadisticos de produccion de las centrales del
SINAC referidos en € punto 7.2 b. El diagrama de potencia diaria se elaborara en
48 bloques de media horay por diastipicos.

b. Pronodstico de los caudales

Las empresas generadoras con centrdes hidréulicas, haran @ prondgtico de sus
caudales de operacion sobre la base de los datos estadisticos existentes y otras
variables estacionales dd sstema. Las empresas que tienen compromisos con las
compafiias de agua potable y Minigterio de Agricultura, tendrdn en cuenta estas
restricciones en |os predespachos proporcionados ala DPP.

C. Célculo delos Costos Variables

Los Cogstos Vaiables de las plantas térmicas son caculados a patir de la
informacion referida en d punto 7.2 ay j, y su dedle s muestra en €
Procedimiento relativo a la Programacion de la Operacion de Corto Plazo de las
Centrales Térmicas ded COES-SINAC.

Por otro lado € costo de racionamiento se actuaizara conforme a lo fijado por la
CTE

d. Determinacion del Valor del Agua

El valor del agua se determina conforme alo establecido en & PR-N° 08.
e Programa de mantenimiento semanal del SINAC

Se efectuara conforme alo establecido por € PR-N° 12.

1. Las empresas de generacion enviardn la informacion de la indisponibilidad
de sus unidades de generacién y de las instalaciones complementarias de
generacion y lineas de transmision las cuaesincluiran lo siguiente:

a Causasdelaindisponibilidad.
b. Tipo de mantenimiento (preventivo y/o correctivo).
c. Tiempo de indisponibilidad.

2. Las empresas de transmisién enviardn la informacion de la indisponibilidad
de sus sistemas de transmision: lineas, equipos complementarios de las
subestaciones (proteccion, mando y servicios auxiliares), equipos de
compensacion reactivay transformacion.

3. El programa semanal debera concordar en lo posble con los programas
anuales y gjustes mensuales, los cuales serédn suministrados por las empresas
como preliminares.

4. El programa de mantenimiento semanal debe minimizar € racionamiento y
garantizar laseguridad y la calidad del suministro eléctrico.

f. Elaboracion de la programacion de la operacion de potencia y energia de
las centrales de generacion del SINAC

El despacho de potencia y energia de las centraes del SINAC tiene la findidad de
asgnar en forma Optima los recursos disponibles de generacion en orden creciente
a sus codtos variables, para satisfacer la demanda dd SINAC, garantizando la
operacion a minimo costo total y preservando la seguridad y cdidad de
abastecimiento de energia eléctrica Su elaboracion deberd tomar en cuenta las
restricciones operativas referidasen 7.2 k.

g. Verificacion de la adecuada seguridad y calidad de la operacién del
SINAC
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Los programas de operacion deberan ser verificados mediante modelos de
smulacion de la operacidn, que garanticen margenes de seguridad adecuados y
calidad del suministro eéctrico.

Prever lareservarotantey fria del SINAC

La reserva rotante serd prevista conforme a lo establecido en € Procedimiento
Reserva Rotante en @ Sistema Interconectado Naciond.

PROCEDIMIENTO N° 02

PROGRAMACION DE LA OPERACION DIARIA DEL SISTEMA

INTERCONECTADO NACIONAL

1 OBJETIVO

Determinar la metodologia para efectuar la Programacion de la Operacion Diaria de
SINAC, minimizando los costos de operacion y racionamiento para € conjunto de
ingtdaciones de los integrantes del Sistema, preservando la seguridad y calidad de servicio
del SINAC.

2. BASE LEGAL

21
2.2

2.3

24

Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (Articulo 41°. inciso a)

Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones
Eléctricas (Articulos 91°. inciso g, 92°, 93°, 95°, 96°, 97°, 98°, 99°)

Decreto Supremo N° 009-99-EM.- Norma Técnica de Calidad de los Servicios
Eléctricos.

Resolucién Directoral N° 049-99-EM/DGE.- Norma Técnica para la Operacién
en Tiempo Real de los Sistemas Interconectados.

3. DEFINICIONES

Las definiciones utilizadas en e presente Procedimiento, estdn precisadas en €
Glosario de Abreviaturas y Definiciones,

4, RESPONSABILIDADES

4.1

4.2

4.3

Dela DOCOES

a La DPP es responssble de la elaboracion del PDO, tomando como
referenciael PSO vigente, ademés de su emision y distribucion.

b. La DPP coordinara con los CC o con las personas encargadas de la
operacion de corto plazo de los integrantes del COES, las modificaciones a
PSO que fueran necesarias, en base a la informacion requerida que se indica
en el numeral ocho (8) del presente procedimiento. Asi como, atender |&(s)
solicitud(es) de reconsideracion a la aprobacién dd PDO, planteada por
cuaquier integrante del COES.

Del Coordinador

a. Supervisar y coordinar con los Integrantes del SINAC, la operacion en tiempo
real, siguiendo & PDO 0 su reprogramacion.

b. Informar alaDPP lagecucion de PDO o su reprogramacion.
c. Proporcionar ala DPP lainformacion necesaria paralaeaboracion del PDO.
Delosintegrantesdel COES
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a. Son responsables de proporcionar a la DPP a través de sus respectivos CC y
del Coordinador la informacion necesaria para elaborar € PDO del SINAC,
asi como lainformacion ejecutada de la operacidn en tiempo real.

b. A través de sus respectivos CC, son responsables de cumplir e PDO o su
reprogramacion, siguiendo las instrucciones del Coordinador.

5. PERIODICIDAD

El PDO (de ser € caso la actuaizacion del PSO) sera entregado antes de las 14:00
horas de cada diay de ser necesario un gjuste a dicho programa antes de las 22:00 horas
(considerando la tendencia de la demanda del mismo dia, una mejor aproximacion a
prondstico de caudales gecutados, entre otras variables). Este programa comprende el
periodo de 00:00 h — 24:00 h del diasiguiente.

6. MEDIOS DE TRANSMISION

El PDO sera remitido por correo electrénico o similar a los integrantes del COES y al
Coordinador, pudiendo ser via fax sdlo en caso de algin desperfecto de los medios

electronicos.
1. VIGENCIA
Diaria
8. INFORMACION REQUERIDA
DATOS BASE
a. Produccioén de cada media hora de potencia activa de las unidades generadoras.
Reporte : Diario.
Emisor : Coordinador.
Receptor : DPP.
b. Caudales naturalesy regulados promedios.
Reporte : En tiempo red los caudales de operacion, o los caudales promedios
diarios alas 08:00 horas de cada dia
Emisores : Integrantes con centraes hidraulicas del COES.
Receptor : Coordinador, quien pondra adisposicion dela DPP.
c. Lavariacién de los embalses de los generadores hidraulicos.
Reporte : Entiempo real u horario de no contar con telemedida.
Emisores . Integrantes con centrales hidréulicas del COES.
Receptor : Coordinador, quien pondra a disposicion dela DPP.

d. Confirmacion de los mantenimientos aprobados en la Programacion de la
Operacion Semana y/o prevision de mantenimientos correctivos de las unidades de
generacion y de las instalaciones complementarias, asi como de las lineas de
transmision y de los equipos complementarios de las subestaciones (protecciones,
mandos, y SS.AA.), equipos de compensacion reactivay de transformacion.

Reporte : Diario.
Emisores : Todos los integrantes del COES.
Receptor : DPP, cada dia de 08:00 a 10:00 horas.

e. Restricciones operativas y/o pruebas (de unidades de generacion, transmision,
reserva de combustible entre otros).
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Reporte : Diario.
Emisores : Todos losintegrantes del COESYy d Coordinador.
Receptor : DPP.

f. Informacién en tiempo rea de la potencia activa y reactiva, € perfil de tensiones,
flujo de potencia activa y reactiva del sistema de generacion, transmision y
distribucién de lared del SINAC.

Reporte : Entiempored.
Emisor : Coordinador
Receptor : DPP.

g. Prondstico de los caudales de operacion naturales y regulados elaborado por los
integrantes del COES con centrales hidraulicas.

Reporte : A 1as 08:00 horas de cada dia
Emisores . Integrantes con centrales hidraulicas del COES.
Receptor : DPP.

9. METODOL OGIA DE LA PROGRAMACION
LaDPP, en base alos datos obtenidos, eaboraralo sguiente:
a.  Pronostico de lademandaacorto plazo.
Seréa calculado segiin € PR-N° 03.
b.  Prondstico de caudales naturales promedios de operacion y estado de los embal ses.
Seran proporcionados por las empresas integrantes del COES.
c. Programadd mantenimiento diario del SINAC.

1. Las empresass de generacion y transmison coordinardn con la DPP la
actudizacion del programa de mantenimiento semandl.

2. La gprobacion de los mantenimientos fuera del programa semana vigente,
estard a cargo de la DPP, sujeta a la disponibilidad de la reserva de generacion o
transmison de la red, savo que sea un mantenimiento correctivo, para lo cua
deberd sustentarse técnicamente, en primera ingancia en forma telefénica para
las coordinaciones dd caso y en segunda ingtancia en forma ecrita (via fax)
paralaregularizacion respectiva.

3. Las maniobras mas importantes requeridas por los integrantes dd Sisema por
mantenimiento o pruebas, seran incluidasen € PDO.

4. Cuadquier mantenimiento gecutado sin la adecuada coordinacién con la DPP o
el Coordinador se sujetard a las digposiciones vigentes. Se exceptlian 10s casos
de emergencia sustentados posteriormente.

d.  Elaboracion dd PDO.

1. La daboracion dd PDO se efectuard asignando en forma Optima los recursos
disponibles de generacion, para satisfacer la demanda ddd SINAC, garantizando
la operacion d minimo costo total y preservando la seguridad y calidad del
abastecimiento de energia eléctrica.

2. En la daboracion dd PDO se tomara en cuenta las restricciones operdtivas
generadas por mantenimientos, disponibilidad hidraulica de las centraes
hidroeléctricasy otros.
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3. Las potencias a programar por cada central, cada media hora, se determinaran
haciendo uso de las herramientas computacionales que para ta efecto cuenta €
COES, las mismas que han sdo gprobadas por € Director de Operaciones y
estan vigentes.

e.  Veificacion delaadecuada seguridad de operacion del SINAC.

1. El PDO s sustentara mediante programas de simulacion de operacion que
garanticen € cumplimiento de |o establecido por las normas vigentes.

2. El PDO condderard la reserva rotante requerida, caculada conforme d
Procedimiento Reserva Rotante en € Sistema Interconectado Nacional, asi
como € nivel de riesgo gprobado en & PSO.

3. Para casos de mantenimientos que generen riesgos se presentaran las
smulaciones de verificacion de la operatividad y seguridad.

PROCEDIMIENTO N° 03

PRONOSTICO DE LA DEMANDA A CORTO PLAZO DEL SISTEMA
INTERCONECTADO NACIONAL

1 OBJETIVO

Determinar la metodologia para efectuar € prondstico de la demanda a corto plazo del
SINAC.

El prondstico del perfil de cada media hora de la demanda de potenciay energia es una
de las actividades necesarias para la programacion del despacho de carga de las
centrales generadoras del SINAC. El COES redliza este prondstico en la programacion
semanal (PSO), siendo luego afinada en la programacién diaria (PDO) y regjustada en
|as reprogramaci ones.

2. BASE LEGAL
2.1. Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (Articulo 41°. inciso &)

2.2. Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas
(Articulos 91°. inciso g, 93°, 95°, 96°, 97°, 98°, 99°)

2.3. Decreto Supremo N° 009-97-EM.- Norma Técnica de Cdidad de los Servicios
Eléctricos.
2.4. Resolucion Directoral N° 049-99-EM/DGE.- Norma Técnica de Operacidon en
Tiempo Real de los Sistemas Interconectados.
3. DEFINICIONES

Las definiciones utilizadas en e presente Procedimiento, estdn precisadas en €
Glosario de Abreviaturas y Definiciones.

4. RESPONSABILIDADES
4.1. DelaDOCOES

4.1.1. La DPP, es la encargada de elaborar, en detalle de cada media hora, los
prondsticos de la demanda de potencia y energia para cada dia de la
semana. Resultados que serén utilizados en los Programas Semanales y
Diarios de Operacién del SINAC.

4.1.2. La DPP mantendra actualizada una base de datos de demanda que le
permita elaborar € prondstico.

4.2. Dd Coordinador
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4.2.1.

4.2.2.

Proporcionar en tiempo real, la informacion necesaria a la DPP, para
redizar los pronosticos de la demanda y mantener actualizada la base de
datos del SINAC.

Informar permanentemente los resultados de la gjecucion de la operacion
en tiempo real del SINAC alosintegrantes del COES y ala DPP.

4.3. Delosintegrantes dd COES

4.3.1. A través de su respectivo CC, proporcionar a la DPP la informacion
necesaria para la elaboracion de los pronosticos de la demanda del
SINAC.
4.3.2. Controlar la evolucion de la demanda de sus clientes con la finalidad de
tener actualizado sus diagramas de carga.
5. INFORMACION REQUERIDA

51 M edios de comunicacion

Correo electronico, via fax teléfono solo en caso de desperfecto de los medios
electrénicos.

52 Informacion requerida

a

Produccion de cada media hora de la potencia activa de las unidades
generadoras.

Reporte : En tiempo real o en su defecto diariamente.
Emisores  : Todos losintegrantes del COESYy el Coordinador del SINAC
Receptor  : DPP, cadadiaalas 08:00 horas.

Reportes de demanda a nivel de barras de carga de los medidores
electrénicos de energiadel SINAC.

Reporte : Semanal
Emisores  : Integrantes del SINAC acriterio de la DOCOES.
Receptor  : DPP.

Flujos de potencia activa y reactiva cada media hora de las principales
lineas del SINAC.

Reporte : En tiempo real o en su defecto diariamente.
Emisores  : Integrantes del SINAC acriterio de laDOCOES.
Receptor  : DPP.

6. METODOLOGIA DE CALCULO

La DPP redizara € prondstico de la demanda de corto plazo a nivel de barras de
carga, utilizando como metodologia de cédculo d Méodo PRONDEMA o su
equivaente (base de datos), €l cual es un modelo de clculo sistematizado, basado en
estadigticas, factores de ponderacion y regresion lineal para estimar € diagrama de
cargadiario, que tiene en cuenta | os siguientes procedimientos:

- Depuracion de los datos historicos.

- Cdculo dd perfil diario de lademanda.

- Prondstico de la maxima potencia diaria.

- Evauacion dd crecimiento de la potencia promedio semanal.
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- Cdéculo delademanda.

Mientras no se disponga de la informacion necesaria para € pronostico a nivel de
barras, e prondstico obtenido a nivel de generacion sera expandido a nivel de barras
considerando sus respectivos diagramas tipicos.

6.1. Depuracion delos datos historicos.

La informacion de la produccion horaria de potencia y energia de las centrales
eléctricas representan € comportamiento global del SINAC, razén por la cual
dicha informacién debera ser revisada a fin de aidar sefides que representen
eventos tales como falas y desconexiones, que distorsionan la evolucion de la
demanda. Para €ello € criterio adoptado es seleccionar los datos histéricos que
difieraen = 5% de los valores proyectados para las mismas fechas, esto es debido
a que la proyeccion de la demanda representa en si un promedio de los valores
previos. Los valores seleccionados serén reemplazados luego por valores
promedios histéricos, e nuevo conjunto de datos conformara un nuevo archivo, €
gue seratomado como fuente de informacion para los procedimientos.

Este proceso serealizard para cada diatipico de la semana
6.2. Célculo dd perfil diario dela demanda

Esta etapa tiene por objeto calcular € perfil tipico en vaores por unidad (p.u.)
del diaparad cua se estaredizando € pronostico, en basealo siguiente:

6.2.1. Definir € periodo a usarse para € prondstico, € mismo que comprendera las
"n" semanas previas definidas por @ usuario. De cada semana se tomara €
correspondiente dia tipico, por gemplo, s se dige como dia tipico un dia
lunes y como periodo se toma cinco semanas, @ conjunto de datos iniciaes
serén los Ultimos cinco  dias lunes previos a la fecha a la cud se rediza
prondstico.

S aguno de los dias considerados en @ conjunto de datos, presenta un
comportamiento irregular o no deseado, éste podra ser reemplazado por un
perfil tedrico perteneciente d dia tipico de la semana y estacion
correspondientes.

6.2.2. Convertir los vaores de potencia diaria por hora (pdh), del dia tipico elegido
para las "n" semanas previas, a vaores por unidad respecto a la maxima
demanda de cada dia dd periodo considerado en € calculo.

6.2.3. Adgnar una ponderacion histdrica a cada fecha comprendida en € periodo
definido para € cdculo. Este criterio se rediza por antigliedad, asignando
la méxima ponderacion d Ultimo dia 'y la menor a primer dia del periodo
considerado.

6.24. Cdcular la desviacion esténdar y la media de los vaores horarios
correspondientes a cada dia del periodo definido.

6.2.5. Depurar los datos de cada hora de manera que éstos estén comprendidos en
el rango delamedia * ladesviacion estdndar horaria correspondiente.

6.2.6. Cdcular € promedio ponderado de la potencia para cada hora del dia El
promedio se calcula con la ponderacion histdrica previamente definida

6.2.7. Cdcular € maximo vaor de la potencia de los promedios caculados en
punto anterior.

6.2.8. Dividir los vaores horarios de la potencia entre d mayor vaor dd dia. De
estamanera se obtiene @ perfil diario depurado en vaores por unidad.
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6.3. Prondstico dela méaxima potencia diaria.

El objeto de este proceso es determinar € vaor méximo de la potencia para @ dia
elegido, en base alo sguiente:

6.3.1.

6.3.2.

6.3.3.

6.3.4.

6.3.5.

6.3.6.

De periodo definido en € punto 6.2.1, se tomara € correspondiente dia
tipico, de manerasimilar d caculado parae perfil diario.

Extraer los vaores de la méxima potencia diaria (pmaxdi) para cada dia del
periodo previamente definido.

Cdcular la desviacion esténdar 'y € vaor promedio correspondiente a los
vaores de laméxima potencia registrada parad periodo definido.

Depurar los vaores de la méxima potencia de cada dia de manera que éstos
estén comprendidos en € rango de la media + la desviacion esténdar diaria
correspondiente.

Con la informacién depurada se evdla la pendiente y € punto de
interseccion de larecta de regresion calculada.

Para los casos en que se prevean variaciones importantes de la demanda, se
tomar& como referencia un fendmeno similar ocurrido, a fin de determinar €
porcentgje de variacion que se gplicara a la maxima potencia pronosticada
para € primer dia @ periodo afectado. A partir del segundo dia del periodo
antes mencionado se tomard € porcentgje de variacion  ocurrido € primer
dia como factor a gplicar a los siguientes dias. Para un siguiente periodo se
gplicara un factor de crecimiento.

6.4. Evaluacion del crecimiento de la potencia promedio semanal.

El objetivo en edta etapa es hdlar la pendiente del incremento o disminucién de la
potencia promedio semand, de acuerdo alo siguiente :

6.4.1.

6.4.2.

6.4.3.

6.4.4.

6.4.5.

Del periodo definido en @ punto 6.2.1, se tomardn los vaores maximos
diarios de la potencia correspondientes a las semanas comprendidas en €
periodo considerado.

Cdcular la potencia promedio  semanal con los datos definidos en € punto
anterior.

Cdcular la desviacion esténdar y la media de los promedios semandes
previamente ca culados.

Depurar los vaores de los promedios semandes de manera que éstos estén
comprendidos en € rango de la media + la desviacion esténdar del conjunto
de los datos correspondientes.

Con la informacion depurada <se evala la pendiente y € punto de
interseccion de larecta de regresion calculada.

6.5. Pronéstico dela demanda.

Finalmente, se procede a calcular la demanda de energia y potencia para el dia que
se esté pronosticando, de acuerdo alo siguiente:

6.5.1.

La pendiente calculada para la méxima potencia diaria (mPotMax) y la
calculada para la potencia promedio semanal (mPotPro) se promedian en
forma ponderada para hallar la pendiente de proyeccion (mProy), de la
siguiente manera :

+ N
mProy = 852 X mPotMa; mPotProQ
e 7]
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6.5.2.

6.5.3.

La mPotMax representa en si la tendencia de la potencia del dia tipico, la
misma que suele tener variaciones significativas, mientras que mPotPro
representa  la tendencia al incremento o disminucion semana de la
Potencia méxima a lo largo de toda la semana, la misma que por su
naturaleza es mas estable, de esta manera mPotPro actia como un factor
correctivo de mPotM ax.

Con mPotMax se evalla € punto de interseccion (bProy) con € ge "y"
guedando asi definida la recta de regresion de las potencias méximas para
el diatipico.

Max.Pot =mProy x Dia.Proy + bProy

Luego se evallia la maxima potencia (Max.Pot) para € dia proyectado
(Dia Proy).

La méxima potencia (MaxPot) hallada multiplica a los valores horarios
por unidad, del perfil de la demanda del dia elegido (punto 6.2.2), de esta
manera queda definido el prondstico del perfil de la demanda.

De ser necesario, € resultado del modelo puede ser regjustado a criterio
del programador, por las variables no consideradas en los model os.

1. PRONOSTICO EN LA PROGRAMACION DE LA OPERACION A CORTO

PLAZO

7.1. Programacion semanal

La demanda de potencia proyectada semanalmente es corregida siguiendo los
siguientes pasos.

7.1.1.

7.1.2.

7.1.3.

7.1.4.

7.1.5.

Diariamente las empresas integrantes del COES transmiten la informacion
requerida en las formas y periodos especificados en 5.2, actualizandose las
bases de datos de |la DPP.

Se gecuta e modelo, procediendo a determinar el diagrama de carga
esperado.

Se validan la consistencia de los resultados obtenidos. El programador
puede adoptar un criterio justificado de regjuste.

Si se prevé que en la semana a pronosticar existira un periodo de dias
feriados, la demanda se regjusta de acuerdo a la data historica de semanas
parecidas. La afectacion se rediza también para e dia previo y € dia
posterior a periodo festivo. De la combinacion de la informacién de
varios periodos festivos historicos, considerando la tasa de crecimiento, se
obtiene el prondstico de la demanda esperada.

Se promedian los valores pronosticados de los dias martes a jueves,
tomandose dicho promedio como € diagrama tipico ordinario. En la
programacion semana se considera cinco dias tipicos. domingo, lunes,
ordinario, viernes y sabado.

7.2. Programacion diaria

La demanda de potencia proyectada semanamente es corregida diariamente segiin
latendencia ddl dia anterior y tomando en consideracion los cambios estacionales y
acontecimientos importantes previstos a suceder, en la siguiente forma:

7.2.1.

Diariamente las empresas Integrantes del SINAC transmiten la
informacion requerida en las formas y periodos especificados en € item
5.2, actualizdndose las bases de datos de la DPP.
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7.2.2. Se gecuta e modelo, procediendo a determinar el diagrama de carga
esperado.

7.2.3. Se vdidan la consistencia de los resultados obtenidos. El programador
puede adoptar un criterio justificado de regjuste.

7.24. Para € caso de reprogramaciones diarias, € pronéstico de la demanda se
regjusta considerando la configuracién actual y prevista del sistema,
utilizando lainformacion de tiempo real y la tendencia de la demanda.

PROCEDIMIENTO N° 04

PROGRAMACION DE LA OPERACION CUANDO EXISTE SOBREOFERTA
HIDRAULICA

1. OBJETIVO

Establecer los criterios y prioridades a considerarse en la programacion de las centrales
hidréulicas de los integrantes del COES, cuando la oferta de su generacién es mayor a
la demanda.

2. BASE LEGAL
2.1. Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (Articulo 39°)

2.2. Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones
Eléctricas (Articulos 83°, 91°, 92°, 93°, 95°, 97°)

3. DEFINICIONES

Las definiciones utilizadas en e presente Procedimiento, estdn precisadas en €
Glosario de Abreviaturas y Definiciones,

4. RESPONSABILIDADES
4.1. Dela DOCOES

4.1.1.A través de la DPP, es responsable de la programacion de la operacion
considerando los criterios de vertimiento considerados en e presente
procedimiento.

4.1.2.En la medida de lo posible evitar € vertimiento, bajo € criterio del menor
costo operativo.

4.2. Delosintegrantesdel SINAC

4.2.1.Proporcionar a Coordinador la informacién necesaria: caudales y volumenes
en forma oportuna para aplicar los criterios de vertimiento sefialados en el
procedimiento.

4.2.2.Para su consideracion en la programaciéon de la operacion, las empresas
integrantes del COES presentardn a la DOCOES € informe técnico
sustentatorio de todas las restricciones eléctricas e hidraulicas de sus
instalaciones.

4.3. Del Coordinador

4.3.1.Proporcionar a la DPP la informacion necesaria: caudales y volimenes en
forma oportuna para que efectlie la evaluacion, y de ser € caso reprograma el
vertimiento.

4.3.2. Todas las restricciones € éctricas de sus instal aciones.
5. MEDIOS
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Los generadores con embase de regulacion informarén a Coordinador, en tiempo red o
en su defecto horariamente la informacidn requerida segiin @ presente procedimiento.

6. CRITERIOS GENERALESDE LA PROGRAMACION
6.1. Se debe programar a méximo lageneracion de las centraes con cogto variable cero.

6.2. A continuacion, se programard la operacion de las centraes de acuerdo d costo
variable ocasionado por los sdlidos en suspensién en € agua turbinada, de menor a
mayor costo.

6.3. Se debe programar, para todos los casos cumpliendo con las restricciones eléctricas e
hidraulicas.
7. PROGRAMACION
Se presenta sobreoferta hidroel éctrica cuando:
a  Setienevertimiento general (en todaslas centraes hidraulicas).
b  Setienevertimiento parcid (sdlo en dgunas centraes).
c No se tiene vertimiento aguno.
7.1. Cuando setiene vertimiento general

7.1.1.Se aplicarén los criterios generaes indicados en € numerd 6, en € orden
indicado.

7.1.2.S a aplicar e primer criterio se tuvieraya en e SINAC mayor capacidad de
generacion que la demanda, la demanda sera cubierta integramente en forma
proporcional a la capacidad de generacion de la central en cada periodo de
programacion (cada media hora).

Se veificard d cumplimiento del criterio 6.3. S no se cumpliera, se modificara
la programacion hasta cumplirlo, manteniendo en lo posible, para las centraes
sn redtricciones, la proporciondidad antesindicada

7.1.3.Luego de aplicado € primer criterio, sSin que se hubiera presentado la
situacion descrita en 7.1.2, se aplicard € criterio 7. b para e blogue restante
de demanda a cubrirse.

Se veificara € cumplimiento del criterio 7. ¢, de no ser asi, se modificara la
programacion empezando de la Udltima central considerada, hasta obtener €
cumplimiento del criterio referido.

7.2. Cuando setiene vertimiento parcial 0 no setiene vertimiento alguno

7.2.1.Paralas centrales sin vertimiento, se programara e cierre de sus embal ses, en
caso de tenerlos, hasta @ nivel permitido por las restricciones hidraulicas o
eléctricas.

7.2.2.A continuacion se aplicardlo indicado en el punto 7.1.

7.23.Cuando se ha desembasado agua para atender la demanda por
indisponibilidad de alguna central o unidad de generacion y se restablece la
indicada disponibilidad antes de lo previsto en la programacién, se redizara
la reprogramacién de la operacion en el horizonte adecuado para evitar
vertimiento en las centraes que hubieran desembalsado con valor agua
distinto a cero.

PROCEDIMIENTO N° 05
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EVALUACION DEL CUMPLIMIENTO DEL PROGRAMA DIARIO DE OPERACION

DEL SISTEMA INTERCONECTADO NACIONAL

1. OBJETIVO

Evaduar € cumplimiento del Programa Diario de Operacion, con la findidad de
mejorar la Operacion del Sistema.

2. BASE LEGAL

2.1

2.2.

2.3.

24,

Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (Articulos 39°, 40°. inciso
Cc,41°. incisosay b)

Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones
Eléctricas (Articulos 91°. incisos ay b, 92°, 93°, 97°, 201)

Decreto Supremo N° 009-97-EM.- Norma Técnica de Calidad de los Servicios
Eléctricos.

Resolucién Directoral N° 049-99-EM/DGE.- Norma Técnica de Operacion en
Tiempo Real de los Sistemas | nterconectados.

3. DEFINICIONES

Las definiciones utilizadas en e presente Procedimiento, estan precisadas en €
Glosario de Abreviaturas y Definiciones,

41.

4.2.

4.3.

RESPONSABILIDADES

Dela DOCOES

4.1.1. Evduar d cumplimiento dd PDO, y daborar  IEOD tomado como base la
informacién del IDCOS, IDCC, e informacion adiciona disponible de la
gecucion de laoperacion.

4.1.2. Remitir d Coordinador y a los integrantes dd COES € IEOD en la formay
los plazos fijados en € presente Procedimiento.

4.1.3. Enlazar su sisema informético con € de Coordinador de acuerdo a lo
establecido en laNTOTR numeral 3.0.2.

4.14. Regigrar la informacion de control de calidad dd SINAC, de los CC y dd
Coordinador utilizando € sstemade informacion de tipo satelital (GPS).

4.1.5. Recopilar en tiempo red y/o diferido la informacion del Coordinador y de los
integrantes del COES, | os datos necesarios para e aborar |0s IEOD.

4.1.6. Redizar una evauacion dd cumplimiento de PDO, consderando las
reprogramaciones 'y, segiin sea el caso, un despacho idedlizado.

4.1.7. Evauar los reclamos a que hubiere lugar sobre & IEOD, pudiendo
aceptarlos o rechazarlos. De ser € caso emitird una version corregida del
|[EOD dentro de un plazo méaximo de 8 horas.

4.1.8. Establecer la informacion de datos provenientes de tiempo rea de las
empresas no integrantes del COES necesarios para la elaboracion del IEOD
aser requerido a Coordinador.

Dd Coordinador
4.2.1. Elaborar € IDCOS.

4.2.2. Enviar la informacién en tiempo real a la DOCOES de acuerdo a lo
establecido en laNTOTR.

4.2.3. Proporcionar la informacién necesaria que permita a la DOCOES elaborar
e IEOD.

DelosIntegrantesdel COES

4.3.1. Dar informacién de su sistema automédticamente y en tiempo diferido a
Coordinador para elaborar el IDCOS de acuerdo a lo establecido en la
NTOTR.
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4.3.2. Emitir y enviar los IDCC de sus correspondientes empresas, alaDPP y a
Coordinador dentro de los plazos establecidos en € presente
Procedimiento.

4.3.3. Enviar las observaciones que hubieren en € IEOD hasta las 16:00 horas
dd diasiguiente a evaluado.

4.3.4. Utilizar la referencia horaria del Coordinador para el registro de eventos y
actividades vinculadas con la operacion en tiempo redl.

5. PERIODICIDAD
Lainformacion del dia evaluado se emitira el dia siguiente:

5.1. El IDCC serd emitido y enviado por cada uno de los CC de los integrantes del
COES a Coordinador con copiaala DPP, amés tardar alas 01:00 horas.

5.2. El IDCOS sera emitido y enviado por € Coordinador ala DPP a més tardar a las

02:00 horas.

5.3. Seenviaraunaversion preliminar del IEOD a més tardar las 03:00 horas.

5.4. El IEOD serd emitido y enviado por la DPP a los integrantes del COES y a
Coordinador, amés tardar alas 09:00 horas.

6. MEDIOS DE DIFUSION DE LOSINFORMES

Correo electrénico u otros medios similares, viafax en caso de desperfecto del medio
electronico. Asimismo, cada 15 dias la DPP convocara a los Integrantes del COES para
una reunion de caracter informativo.

7. PROCESO DE ELABORACION DEL IEOD
7.1. SECUENCIA
7.1.1. EI IDCC
Debe tener la siguiente informacién como minimo:

a
b

Despacho gjecutado de las unidades de generacion (MW, MVAR).

Eventos. falas, interrupciones, restricciones y otros de caracter
operativo.

M antenimientos g ecutados de acuerdo a PDO.

Horas de orden de arranque y parada, asi como las horas de ingreso y
salida de unidades de generacion del SINAC.

Caudales horarios de los principaes afluentes a centraes
hidroel éctricas.

Volumenes horarios de embalse en presas de las cuencas asociados a
las centrales hidroel éctricas.

Vertimientos en |os embal ses y/o presas en periodo y volumen.
Volumenes de combustible admacenado al fina de dia en centraes
térmicas.

Voliumenes de combustible consumido en e dia en centraes
térmicas.

Volumen consumido y presién de gas a la entrada del combustor en
forma horaria en las centrales térmicas a gas natural.

Registro horario de latension de las principales barras de su sistema.

Registro horario de los flujos de carga en las lineas de 138 y 220 kV
(o de niveles de tension superior) del sistema de transmisién del
SINAC en caso que no cuente el Coordinador con informacion en
tiempo real.
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n

En caso de fdlas, un informe preliminar, que incluya los parametros
eléctricos importantes registrados pre y post fala, actuacién de
protecciones, sefializaciones, interrupcién de suministros en potencia

y tiempo, causa probable de acuerdo a formato del INFORME

BREVE DE PERTURBACION (Procedimiento de Compensaciones
por NTCSE).

Otrainformacion que la DOCOES solicite para elaborar e IEOD.

Reporte : Diarioy en tiempo diferido.

Emisores  : Integrantesdel COES.

Receptores  : Coordinador(original) y la DPP(copia).
7.1.2. EI IDCOS

Debe tener la siguiente informacién como minimo:

1. Horasde orden de arranque y parada, asi como las horas de ingreso y
salida de las unidades de generacion del SINAC .

2. Instrucciones de regulacion primariay secundaria de frecuencia

3. Instrucciones de despacho de la operacion del SINAC.

4.  Otrainformacion requerida por la DPP para elaborar e 1EOD.

Reporte : Diarioy en tiempo diferido.

Emisor : Coordinador.

Receptor  : DOCOES.

7.1.3. EI IEOD

Debe contener la siguiente informacion del SINAC:

a  Principales eventos, tales como fallas, interrupciones, restricciones,
racionamiento y otros de caracter operativo.

b Despachos, previsto y gecutado, de las centrales de generacion (MW,
MVAR), asi como un resumen explicativo de las principaes
desviaciones, incluyendo un reporte de la maxima demanda diaria a
nivel de generaciény la hora de ocurrencia.

Cc Reporte de la gecucion de los mantenimientos programados y
gecutados, asi como un resumen explicativo de las principales
desviaciones.

d Horas de orden de arranque y parada, asi como las horas de ingreso y
salida de las unidades de generacion del SINAC incluido las unidades
de generacion superiores a5 MW conectadas a SINAC de empresas
no integrantes del COES.

e Costos marginales horarios programados y €ecutados, costo total de
operacion diaria programaday € ecutada.

Reporte de compensaciones.

g Reporte de los caudales horarios de los principales afluentes a las
centrales hidroeléctricas previstos y reales, asi como un resumen
explicativo de las principal es desviaciones.

h Reporte de evolucion de los volimenes previstos y reales de los

principales embases de las centrales hidroeléctricas, asi como un
resumen explicativo de las principales desviaciones. En caso de
presentarse, los vertimientos en los embalses y/o presas en periodo y
volumen.

Volimenes de combustible amacenado al finad del dia por cada
central térmica.
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p
q

r

Volumenes de combustible consumido en € dia por cada centra
térmica.

Volumen consumido y presién de gas a la entrada del combustor en
forma horaria de las centrales térmicas a gas natural.

Registro de los valores méximo, medio y minimo de la frecuencia y
la desviacién acumulada del sistema para un periodo de cada 30
minutos.

Registros de parametros y reporte de indices de calidad de acuerdo a
l[aNTCSE.

Registro horario de los flujos de carga en las lineas de 138 y 220 kV
(o de niveles de tension superior) cuando lo amerite, por gemplo
[imites de transmision, lineas de intercambio, entre otros.

Reporte del Coordinador relacionados con la RPF, RSF y respuesta
del SINAC.

Principal es instrucciones de despacho de la operacion del SINAC.

Recomendaciones para mejorar la programacion y la operacion
economica.

Otra informacion necesaria a destacar.

Reporte:  Diarioy en tiempo diferido.
Emisor: LaDPP.
Receptores.  El Coordinador y losintegrantes del COES.

1. OBJETIVO

PROCEDIMIENTO N° 06

REPROGRAMACION DE LA OPERACION

Reformular e PDO ante desviaciones de ofertay demanda previstas, asi como después
de fallas o0 eventos imprevistos.

2. BASE LEGAL

2.1. Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (Articulos 39°, 40°, 41°.

inciso b)

2.2. Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas
(Articulos 91°. inciso b y ¢, 92°, 194°. inciso b)

2.3. Decreto Supremo N° 009-97-EM.- Norma Técnica de Cdidad de los Servicios

Eléctricos.

2.4. Resolucién Directora N° 049-99-EM/DGE.- Norma Técnica para la Operacion en
Tiempo Redl delos Sistemas Interconectados.

3. DEFINICIONES

Las definiciones utilizadas en e presente Procedimiento, estan precisadas en €
Glosario de Abreviaturas y Definiciones,

4, RESPONSABILIDADES
4.1. LaDOCOES

4.1.1. A través de la DPP, es € encargado de la Reprogramacion de la Operacion,
tomando como referencia e PDO y e despacho gecutado hasta ese
momento.
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4.1.2. La DPP, hara llegar d Coordinador y a los integrantes del COES, la
Reprogramacion via correo electronico o similar, o via fax en caso de
desperfecto de |os sistemas anteriores.

4.1.3. Ordinariamente, la DPP emitir4 una reprogramacion a las 08:00 horas y
otro a las 16:00 horas y extraordinariamente en otras horas por iniciativa
propia o asolicitud del Coordinador.

4.2. Dd Coordinador

4.2.1. Requerir a la DPP de la DOCOES la reprogramacion de la operacion del
Sistema

4.2.2. Suminigtrar la informacion necesaria a la DPP que permita elaborar la
Reprogramacion.

4.2.3. El Coordinador en ausencia de la Reprogramacion elaborado por la DPP,
reformulard € programa de operacion, comunicando previamente tal
decisién ala DPP.

4.2.4. Atender la solicitud proveniente de un integrante del COES o algun otro
Integrante del SINAC que pueda ameritar una Reprogramacion.

4.3. DelosIntegrantes

4.3.1. Suministrar al Coordinador con copia a la DOCOES, la informacion
necesaria para efectuar la Reprogramacion cuando sea requerida.

4.3.2. Cumplir con la Reprogramacion a través de las indicaciones del
Coordinador.

4.3.3. Verificar inmediatamente que la Reprogramacion no vulnere la seguridad
de las personas, las limitaciones propias de equipos e instalaciones, la
seguridad del sistema y la integridad tanto de las instalaciones como de la
propiedad de terceros.

4.3.4. De comprobarse en la Reprogramacion inminentes vulneraciones, cuaquier
integrante del COES o agun otro Integrante del SINAC debera comunicar
al coordinador para su correccion, con copia a la DOCOES, por via
electronica o fax en casos excepcionales. Simultaneamente, remitirén copia
de lareclamacion alos demés integrantes por € mismo medio.

5. ETAPAS SECUENCIALES PREVIA A LA ELABORACION DE LA
REPROGRAMACION DE LA OPERACION

Se guiara por las siguientes etapas:

5.1. Luego de una accion correctiva de la operacion redizada en tiempo red, €
Coordinador observara, comparara y andizara la evolucion y € comportamiento del
Sgema con respecto d PDO, y gecutard las acciones inmediatas de
reprogramacion.

5.2. De persigtir la necesidad de la reprogramacion, dentro de los treinta (30) minutos
sguientes a la accion correctiva, € Coordinador <olicitard a la DPP la
reprogramacion, quien hara una evaluacion de la configuracion y recoleccion de
datos dd Sisema, y de la evduacion de los mismos decidirdn @ requerimiento de
una Reprogramacion. La evauacion se hara fundamentamente sobre la demanda,
disponibilidad de la oferta tota, eventos més relevantes del SINAC, evduacion de
laRPFy RSF einformacidn de las restricciones operativas dd sstema.

53. Antes de los ciento veinte (120) minutos sguientes la DPP, daboraa la
Reprogramacion de la Operacidon cuando menos para @ resto de las horas dd diay
comunicard d Coordinador y a los integrantes del COES la nueva formulacion de la
Operacion dd Sistema. Cuaquier observacion y correccion a la Reprogramacion se
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54.

coordinard con la DPP, para que a la brevedad posible emita una nueva
Reprogramacion.

En los sesenta (60) minutos restantes, € Coordinador dispondra la aplicacion de la
Reprogramacion. En caso contrario comunicara a la DPP su decison con la
respectiva sustentacion.

6. REPROGRAMACION DE LA OPERACION

La Reprogramacion de la Operacion se hara con la findidad de solucionar las causas que
la han originado, ademéas de cumplir con los criterios de seguridad, calidad y economia

La Reprogramacion se puede redizar a criterio de la DPP 0 a pedido del Coordinador en
coordinacion con los otros integrantes, cuando se prevé variaciones sostenidas d PDO o
después de superar Situaciones de contingencia.

La Reprogramacion y las digposiciones operativas del Coordinador, deben consderar: la
seguridad de las personas, las limitaciones propias de equipos e instdaciones, |a seguridad
del sstemay laintegridad tanto de las instalaciones como de |a propiedad de terceros.

Las principaes razones para €l aborar una Reprogramacién son:

6.1.

La desviacion de la demanda del SINAC, que origina un cambio en el programa de
operacion.

La indisponibilidad forzada en el despacho econdmico del sistema de un equipo de
generacion o transmisién que atere la gecucion del PDO.

Las variaciones de los caudaes naturales de los rios y e estado de los embalses,
que afecten la capacidad de generacién de las centrales hidraulicas.

La variacion de los niveles de tensién cuando se prevé exceder los limites
permisibles considerados enlaNTCSE y /o NTOTR.

Exceder € limite de capacidad de transporte de las lineas de transmision y de sus
componentes principales.

Indisponibilidad o restriccion parcial o total del suministro de combustible para las
plantas térmicas.

Variaciones de la frecuencia
Otros eventos imprevistos.
Por desviacion dela demanda

La demanda debe ser registrada en tiempo real o cuando menos cada media hora'y
comparada con la demanda programada en e PDO. Esto permitird verificar,
cuantificar y determinar en lo posible la(s) causa(s) de la(s) desviacion(es) de la
demanda, de manera que se pueda estimar la tendencia de la carga en las siguientes
horas del dia.

Cuando la demanda real es mayor o menor que la programada, y como
consecuencia se prevé que afectara los limites establecidos como reserva rotante
(RPF, RSF), @ Coordinador dispondra variar € despacho de la operacion en
tiempo real considerando criterios de seguridad y calidad, teniendo en cuenta en lo
posible, los procedimientos operativos del COES sobre la operacion a minimo
costo total del SINAC.

6.1.1. Por presenciade mayor demanda que la prevista

Se incrementara la generacion ded sistema de acuerdo a la siguiente
prioridad:
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6.1.2.

a  Centrades hidraulicas con capacidad de regulacion. Se aumentara
proporcionalmente en funcion a su potencia efectiva, tomando en
cuenta lo establecido en & Procedimiento Reserva Rotante en €
Sigema Interconectado Naciond. El valor limite de generacion
adicional estara dado por los maximos y minimos niveles permisibles
de los embalses, considerando las restricciones operativas de cada
central o del sistema segin sea el caso.

b  Con centrales térmicas, en funcion a menor costo operativo total
parael Sistema

Por presencia de menor demanda ala previsa
Se disminuira la generacion de acuerdo ala siguiente prioridad:

a  Las centrales térmicas, empezando por la de mayor costo operativo
total, excepto las que estén programadas por necesidad de energia, o
por restricciones operativas (tension, seguridad, calidad; etc.).

b  Centrales hidréulicas con capacidad de regulacion: Se disminuird en
lo posible la generacion, proporcionalmente a su potencia efectiva y
tomando en cuenta lo establecido en & Procedimiento Reserva
Rotante en & Sistema Interconectado Nacional. El valor limite de la
menor generacion estara dado por los niveles maximos y minimos
permisibles en los embalses, considerando |as restricciones operativas
de cada central o del sistema segun sea el caso.

c Centrales hidraulicas sin capacidad de regulacion: Todas las unidades
hidréulicas en forma proporcional a sus potencias efectivas,
considerando sus restricciones operativas y del sistema.

6.2. Por indisponibilidad forzada de equipos.

6.2.1.

6.2.2.

Cuando una unidad sale intempestivamente e Coordinador evaluara el
déficit producido y dispondra incrementar en esa magnitud la generacion
de las unidades de la reserva rotante de menor costo variable,
preferentemente.

Cuando un equipo de transmisién que enlaza centros de generacion, sale de
operacion intempestivamente, €l Coordinador evaluara € déficit o exceso
de generacién en cada area'y procede del siguiente modo:

a Para @ érea con déficit, dispondra preferentemente incrementar la
generacion de las unidades de la reserva rotante de menor costo
variable.

b Para €l aea con exceso, dispone preferentemente disminuir la
generacion de las unidades de mayor costo variable. Quedan
exceptuadas las unidades térmicas que operan por despacho de
energia. Una unidad térmica opera por despacho de energia cuando,
por optimizacion del despacho, permite aumentar los niveles de los
embalses de las centrales hidraulicas.

En ambos casos, € integrante del COES o algun otro Integrante del SINAC
cuyo equipo salga de operacién, comunicara a Coordinador € tiempo
previsto de su indisponibilidad. S su disponibilidad es inmediata, €l
Coordinador dispondra su reconexiéon. Si no lo es, € Coordinador tomara
las medidas correctivas que € caso amerita, informando sobre e hecho
inmediatamente a la DOCOES, quien evaluara € estado del sistemay, de
ser necesario, elaborard una reprogramacion tomando en consideracion los
efectos del evento, paralas horas restantes del dia.
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6.3. Por variacion delos caudales naturales
6.3.1. Incremento de caudales

6.3.2.

Se tomaran las siguientes acciones correctivas.

a

Si operan centrales hidraulicasy térmicas

En caso de producirse € incremento de los caudales naturaes, €l
Coordinador decidird incrementar la generacion de las centrales
hidrdulicas de pasada, en cuyas cuencas se presentaron los
incrementos de caudales naturales y por otro lado la disminucion
y/o reduccién de tiempo de operacién y/o sdlida de servicio de la
generacion térmica, minimizando €l costo operativo total.

Si solo operan centrales hidréulicas

El Coordinador dispondra incrementar la generacion de Centrales de
pasada y disminuir de aquellas con regulacion diariay semana hasta
que acancen la condicién de vertimiento. Alcanzado e vertimiento
por una central, se dispondra el incremento de la generacion de dicha
central para reducir en lo posible dicha condicion. Este criterio se
adopta en cada centra que va acanzando la condicion de
vertimiento.

En caso de sobre oferta hidraulicadel SINAC

En caso de sobre oferta hidraulica, el Coordinador disminuira la
generacion de todas las unidades hidréulicas en forma proporcional a
sus potencias efectivas considerando sus restricciones operativas.

Luego de tomar las acciones correctivas descritas, la DOCOES procedera
a elaborar la Reprogramacion de ser necesario con un horizonte semanal,
tomando en cuenta el estado actual del sistema.

Disminucion de caudales naturalesdd SINAC

Con la informacion inmediata que € Coordinador comunique a la
DOCOES, quien tomara las siguientes acciones correctivas.

a

Evauar s resulta éptimo para la operacion econdémica del sistema,
incrementar la generacion con centrales hidraulicas con regulacion
semanal y diariay de ser necesario disponer la operacion de unidades
térmicas de menor costo operativo.

Dependiendo de la magnitud y la persistencia de la disminucién de
los caudales, se procedera areprogramar el PSO.

Luego de tomar las medidas correctivas, la DOCOES procedera a elaborar
la Reprogramacién de ser necesario con un horizonte semanal, tomando en
cuenta el estado actual del sistema

6.4. Por variacion delatenson en barrasdd SINAC

Luego de disponer la operacién de una unidad o unidades térmicas por tension
por parte del Coordinador cuando la tension de una barra de carga sea inferior a
97.5% de la tension de operacién, 0 en caso de severa emergencia luego de la
desconexion manual de cargas preestablecidas para evitar colapso por tension,
cuando las barras de carga operan a tensiones inferiores a 95% de su tension de
operacion; la DOCOES procedera a elaborar la Reprogramacion, tomando en
cuenta:

a)

La potencia activa adicional de las unidades despachadas por tension.
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b)  Caracteristicas técnicas como tiempo minimo de operacidn y carga minima.

c) Una posible identificacion de la causa de la disminucion de tension para
gue ésta se considere en la Reprogramaci on.

d) Disminucion del despacho de las unidades hidraulicas.

€) De ser posible, solicitar la suspension de trabajos de mantenimiento s con
ello se superad problema de tensién.

6.5. Por limite de capacidad de transporte delas lineas de transmisién y equipos de
transformacion

Luego de adoptadas las medidas correctivas por parte del Coordinador y
comunicado oportunamente a la DPP, quien tomarda en cuenta para la
Reprogramacion o siguiente:

a La generacién y la demanda locales, para mantener las condiciones
normales de operacion.

b Indicar los periodos de operacion en los que se prevé sobrecarga
6.6. Por variacion de frecuenciadd sstema

En todo momento la DPP asignard una reserva rotante mediante una
Reprogramacion de acuerdo a Procedimiento Reserva Rotante en d Sistema
I nterconectado Nacional.

7. VIGENCIA DE LA REPROGRAMACION

La Reprogramacion reemplaza, para todos los efectos, d PDO desde su puesta en
vigencia por € Coordinador, y los integrantes del COES estan obligados a cumplirla.

El Coordinador debera sefidar en el IDCOS las causas de la Reprogramacion y, en los
casos que lo ameriten, lajustificacion de las directivas impartidas.
PROCEDIMIENTO N° 07
CALCULO DE LOSCOSTOSMARGINALESDE ENERGIA DE CORTO PLAZO
1. OBJETIVO

Determinar los Costos Marginales de Corto Plazo en e Sistema Interconectado
Nacional (SINAC), paralavalorizacion de las transferencias de energia

2. BASE LEGAL

2.1. Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (Articulos 41. inciso c,
107)

2.2. 2.2 Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones
Eléctricas (Articulos 105, 106, 213, 214, 215)

3. DEFINICIONES
3.1. COSTO MARGINAL DE CORTO PLAZO

Es e costo en que se incurre para producir una unidad adicional de energia, o
alternativamente el ahorro obtenido al dejar de producir una unidad, considerando
lademanday € parque de generacién disponible.

3.2. VALOR DEL AGUA SEMANAL

El vaor dd agua semanal es la variacion del costo futuro actualizado de
operacion y racionamiento del SINAC con relacion ala variacion del volumen del
embalse durante una semana. El valor agua semana cuyas unidades son §./m3,
puede ser expresado en S/./kWh, utilizando los rendimientos de las centrales.
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3.3.

3.4.

3.5.

CENTRAL HIDRAULICA DE PASADA

Central hidraulica que utiliza caudal natural, es decir agua fluente que no se
almacena en reservorios, para generacion de energia eléctrica.

CENTRAL HIDRAULICA DE REGULACION

Central hidraulica que utiliza agua amacenada en reservorios, es decir caudal
regulado, para generacion de energia eléctrica. Este amacenamiento puede ser
horario, diario, semanal, mensual, anua y plurianual.

CONDICION DE VERTIMIENTO

Se considera vertimiento aquella condicién en que un determinado embalse vierta
por no tener capacidad de almacenamiento disponible y las centrales generadoras
asociadas a éste tengan capacidad de generacion no utilizada y que ademés no
existaen e sistema ninguna unidad termoel éctrica despachada.

4. RESPONSABLE
Division de Evaluacion y Estadistica (DEE)
5.  PERIODICIDAD

Mensual, en la oportunidad de la aprobacion de la Vaorizacion de las Transferencias de
Energia.

6. APROBACION

La Direccidn de Operaciones aprobara los Costos Marginales de Corto Plazo para las
valorizaciones de transferencias de energia activa.

7.  INFORMACION REQUERIDA

7.1,

7.2.

7.3.

7.4,

7.5.

Rendimiento promedio del mes (kWh por masa de combustible) para cada central
térmica

Es calculada por la DEE, en base a rendimiento nominal, a la potencia nominal y
a la potencia media requerida para € despacho conforme a Procedimiento

Reconocimiento de Costos Eficientes de Operacion de las Centraes Térmicas del
COES-SINAC.

Costo de combustible para cada central térmica, calculado de acuerdo a
Procedimiento Programacion de Corto Plazo de las Centrdes Térmicas dd COES
SINAC.

La informacion que los generadores entreguen a la DOCOES, sera conforme alo
dispuesto en € Procedimiento relativo a la Informacion de Precios y Calidad del
Combustible. La Divisién de Estudios y Desarrollo (DED) podra verificar la
informacion presentada.

Costo variable no combustible (S/./kWh) para cada central térmica.

Los valores referenciales estan definidos en & Procedimiento Reconocimiento de
Costos Eficientes de Operacion de las Centrales Térmicas ddd COES-SINAC.

Factores de pérdidas marginales de energia

Los factores de pérdidas son calculados de acuerdo a Procedimiento Caculo de
Factores de Pérdidas Margindes.

Energia generada cada 15 minutos de cada grupo y/o central térmica (MWh).

Informacion entregada por los generadores en e plazo indicado en
Procedimiento N° 10.

R.M. N° 143-2001-EM/VME 39de39



MINISTERIO DE ENERGIA Y MINAS MARCO GENERAL REGULATORIO DE ELECTRICIDAD
DIRECCION GENERAL DE ELECTRICIDAD

7.6.

1.7.

7.8.

7.9.

7.10.

Energia generaday tiempo en periodo de cargay descarga (MWh).

Informacion entregada por los fabricantes y/o los generadores debidamente
sustentada y es un valor caracteristico de la unidad o tipo de méaguina.

Tiempo de operacion en sincronismo con e SINAC (horas) y nimero de
arrangues totales y efectivos.

Informacion entregada por los generadores y aprobado por la Direccion de
Operaciones.

Valor de Agua (S./kWh), para el volumen del Lago Junin
Determinado de acuerdo con & Procedimiento N° 08.

Precio basico de la energia (S/./kWh) en horas fuera de punta, en la barra de
referencia, Santa Rosa.

Precio publicado por la Comisién de Tarifas de Energia (CTE) semestralmente,
con vigencia a partir del 01 de mayo y 01 de noviembre de cada afio, y sujeto a
su respectiva formula de actualizacion.

Costo variable (S/./kWh) por centra hidraulica, incurrido por presencia de solidos
en suspension en € agua.

Informacion comunicada por los generadores debidamente sustentada y aprobada
por la Direccion de Operaciones.

8. DETERMINACION DEL COSTO MARGINAL DE CORTO PLAZO DE
ENERGIA EN EL SISTEMA INTERCONECTADO NACIONAL

8.1.

8.2.

COSTO MARGINAL EN SITUACION NORMAL

Para determinar el Costo Marginal de Corto Plazo del Sistema Interconectado
Naciona cada quince (15) minutos, se utiliza la informacién de energia de
generacion recibida de las empresas integrantes del COES, que corresponde al
despacho de potenciay energia de las centrales para € mes que se va aredizar la
valorizacion de las transferencias de energia.

El despacho lo determina la Direccién de Operaciones, asignando en forma
Optima los recursos disponibles de generacion para satisfacer la demanda,
garantizando la operacion al minimo costo total y preservando la seguridad y
calidad del abastecimiento de la energia eléctrica

Con los datos de las centrales hidraulicas y térmicas que han intervenido en €
despacho de potencia y energia, y segun lo programado y autorizado por €l
Centro Coordinador de la Operacion(CCO), se readiza cada quince (15) minutos
un ordenamiento de menor a mayor costo de las centrales, en base a sus costos
variables de operacion. Estos costos variables previamente se han referido a la
barra base de Santa Rosa, dividiendo los costos variables determinados segiin lo
indicado en & Procedimiento relativo a Reconocimiento de Costos Eficientes de
Operacion de las Centrdes Témicas ded COES-SINAC, entre e correspondiente
factor de pérdidas marginaes de las barras a las cual es estén conectadas.

La central marginal por cada periodo de quince minutos, es aguella cuyo costo
variable (S./kWh) es & mayor en dicho periodo y que se encuentre en capacidad
de producir una unidad adicional de energia. El costo margina de corto plazo es
igual a costo variable de la central que es marginal en el sistema.

COSTO MARGINAL EN CONDICION DE VERTIMIENTO

El costo margina de corto plazo en e SINAC, para una condicién de vertimiento
se determinara considerando Unicamente la compensacion a que se refiere el Art.
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213° dd Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas, y € costo variable
incurrido por la presencia de solidos en suspension en el agua turbinada.

8.3. COSTO MARGINAL EN CONDICION DE RACIONAMIENTO

El costo marginal de corto plazo en & SINAC, para una sSituacion de
racionamiento por déficit de generacion eléctrica, serd igua a costo de
racionamiento fijado por laCTE.

8.4. COSTO MARGINAL EN CONDICION DE SUB-SISTEMAS

En € caso que & SINAC se divida en sub-sistemas por causas de mantenimiento
o falla en las lineas que conforman & Sistema de Transmision, e Costo Marginal
de Corto Plazo sera calculado de acuerdo a lo indicado en e presente
procedimiento para cada uno de los sub-sistemas, considerandolos en forma
adada

8.5. COSTO MARGINAL EN CONDICION DE LIMITE DE CAPACIDAD DE
TRANSMISION DE LINEAS

En & caso que e SINAC se divida en sub-sistemas debido a que se ha alcanzado
el limite de capacidad de transporte de carga de las lineas que conforman el
Sistema Principal de Transmision, € Costo Margind de Corto Plazo sera
calculado de acuerdo alo indicado en e presente procedimiento, para cada uno de
los sub-sistemas, considerando |as restricciones de transmision.

Cuando una linea alcanza su maxima capacidad de transmisién determina costos
marginales en cada subsistema formado en cada extremo de lalinea

9. PROCEDIMIENTO DE CALCULO

En caso que una central térmica resultara marginal, € Costo Margina de Corto Plazo
no podra ser en ningun caso inferior a costo variable de dicha central. El costo variable
estd compuesto por €l costo variable combustible més el costo variable no combustible
y corresponde a los costos de operacion eficientes de cada unidad de generacion , segun
el régimen de operacién requerida.

En caso que una central hidraulica de pasada o de regulaciéon resultara marginal, e
Costo Marginal de Corto Plazo, sera igual, en € primer caso a pago de la
compensacion Unica a que se refiere e Art. 213° del Reglamento de la Ley de
Concesiones Eléctricas méas € costo variable incurrido por la presencia de solidos en
suspensién en € agua turbinada; y en e segundo caso ademés, e vaor del agua
expresado como costo unitario de energia.

El procedimiento para € calculo de los costos variables de las centrales térmicas e
hidréulicas es € siguiente :

9.1. CALCULO DEL COSTO VARIABLE DE CENTRALESTERMICAS

Se cdcula de acuerdo a Procedimiento Reconocimiento de Costos Eficientes de
Operacion de las Centrales Térmicas del COES-SINAC.

9.2. CALCULO DEL COSTO VARIABLE DE CENTRALESHIDRAULICAS
9.2.1. CENTRALESHIDRAULICASDE PASADA
Se calcula como lasuma de;

a  Lacompensacion Unicaa Estado, por €l uso de los recursos naturales
provenientes de fuentes hidraulicas, de acuerdo con € Art. 213° del
Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas, y considerando 1o
establecido en los articulos 214° y 215° del Reglamento delalLey, v;
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b  El costo variable (S./kW.h) incurrido por la presencia de sdlidos en
suspension en e agua turbinada.

9.2.2. CENTRALESHIDRAULICASDE REGULACION

Se calcula como la suma del valor agua expresado en energia (S/./kW.h),
de acuerdo con e Procedimiento N° 08, més los correspondientes a los
numerales 9.2.1. a) y b) anteriores.

10. CONDICIONES OPERATIVAS DE LAS CENTRALES TERMICAS NO
CONSIDERADASEN LA DETERMINACION DEL COSTO MARGINAL

10.1. CENTRALESTERMICAS QUE REGULAN TENSION

Las centrales térmicas que entran en operacion para regular la tension en las
barras del Sistema Interconectado Naciona (SINAC) no son consideradas para el
clculo del costo margina de corto plazo del SINAC. En € caso de estas
centrales, se reconoce la compensacion por operacion, de acuerdo con el
Procedimiento N° 11.

10.2. CENTRALES TERMICAS OPERANDO CON MINIMA CARGA

Las centrales térmicas que estan en operacion generando a minima carga, no son
consideradas para € céalculo del costo margina de corto plazo del SINAC. En €
caso de estas centrales, se reconoce la compensacion por operacion a minima
carga, de acuerdo a Procedimiento relativo a Reconocimiento de Costos
Eficientes de Operacion de las Centrales Térmicas ded COES-SINAC.

PROCEDIMIENTO N° 08

CALCULO DEL VALOR DEL AGUA PARA LA ELABORACION DEL PROGRAMA
SEMANAL DE OPERACION DEL SISTEMA INTERCONECTADO NACIONAL

1. OBJETIVO

Determinar € Vaor del Agua semanal utilizando la programacion dinamica del modelo
JUNRED con etapas semanales para e primer mes, procesando € modelo con €
mismo horizonte de tiempo utilizado en la tltimafijacion tarifaria.

2. BASE LEGAL
2.1. Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (Articulo 41°. inciso ¢)

2.2. Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas
(Articulos 91°. inciso d, 97°, 93°, 95°9)

3. DEFINICIONES

Las definiciones utilizadas en e presente Procedimiento, estan precisadas en €
Glosario de Abreviaturas y Definiciones.

4, RESPONSABILIDADES
4.1. Dela DOCOES
4.1.1. A travésdelaDPP, cdcular d Vdor dd AguaSemand (VAS).
4.1.2. A travésdelaDOCOES, gprobar € VAS.

Atender, la(s) solicitud(es) de reconsideracion a la aprobacion de VAS, planteada
por cuaquier integrante del COES.

4.2. DelosIntegrantesdd COES
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4.2.1. Proporcionar la informacidn requerida por la DOCOES para € céculo de

VAS.
5. PERIODICIDAD

El VAS es calculado, revisado y aprobado semanalmente junto con e PSO, por €

Director de Operaciones.
6. VIGENCIA

Semandl.
1. MEDIOS
Viamedio electrénico u otro equivalente, fax o teléfono.
8. INFORMACION REQUERIDA
a Caudales naturales del rio Mantaro.
Frecuencia : Diaria
Emisor : ELECTROPERU.
Receptor : DPP, cadadiaalas 08:00 horas.
b. Aporte semand previsto de las centrales de pasada.
Frecuencia > Semandl.
Emisores : Miembros del COES, DPP através dd PSO.
Receptor : DPP, cadamiércolesalas 12:00 h.
C. Prondstico semand de lademandadel SINAC.
Frecuencia > Semandl.
Emisor : DPP através ddl PSO.
Receptor : DPP, cada diamiércoles alas 12:00 horas.
d. Programacion semand de mantenimiento.
Frecuencia : Semandl.
Emisores : Miembros del COES, DPP através del PSO.
Receptor : DPP, cada diamiércoles alas 12:00 horas.
e Aporte mensud de las centrales de pasada.
Frecuencia : Mensud.
Emisores : Miembros dd COES, cadafin de mes.
Receptor : DPP.
f. Prondstico mensua de lademandadel SINAC.
Frecuencia : Mensud.
Emisor : DED.
Receptor : DPP.
0. Programacion mensud de mantenimiento.
Frecuencia - Mensud.
Emisor : DPP, através del programa mensua de mantenimiento.
Receptor : DPP.
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9. PROCEDIMIENTO DE CALCULO
La DPP, debera preparar |os siguientes datos para el modelo JUNRED:
9.1. Cauddesend rio Mantaro
Caudaes naturaes entre Upamayo- Mdpaso y Mapaso-Meorada.

9.1.1. Para la primera semana: se tomaran los promedios de los caudales naturaes
de los Ultimos sete dias, que corresponden a los cauddes desde @ dia
miércoles de la semana anterior hasta d dia martes de la semana en curso.
Cuando dentro de dicho periodo existan dias con caudales atipicos, d nimero
de dias a promediar podra ser modificado por € Director de Operaciones en
base a la evauacion estadigtica. Para la determinacion de estos caudales
naturaes se usarén las lecturas de las estaciones Upamayo, Puente Chulec y
Meorada.

9.1.2. Para las sguientes semanas, hasta completar € mes, se asumiran los caudales
pronosticados por € programa de cdculo HEC-4, utilizando para dlo la
hidrologia histéricamensuad hasta el mes anterior.

9.1.3. Para los meses de noviembre a mayo se usara toda la hidrologia histérica
mensua disponible y para los meses de junio a octubre la hidrologia histérica
reducida disponible para afios smilares.

9.1.4. Para & caudd natura afluente d lago Junin, se debera determinar en la data
histérica los afios hidroldgicos mas préximos a la hidrologia que e esta
regisrando. Las hidrologias més proximas se determinaran utilizando los
caudaes naturdes del Rio Mantaro. Se debe considerar una comparacion de
los caudales naturdes presentados los Ultimos tres meses anteriores con la
data histérica anua, en base a la menor desviacion cuadrética total del
periodo de tres meses. De esta comparacion se eegiran los dos afios més
proximos, los mismos que se usaan para sdeccionar las hidrologias
correspondientes a la data estadistica de los afluentes d Lago Junin. El caudd
autilizar serdd promedio de los valores vinculados a | os afios sdleccionados.

9.2. Aporte de las centraes hidraulicas de pasada

9.21. S en los Utimos Sete dias, las centrdes consderadas de pasada no
presentaron limitaciones operativas en su disponibilidad de generacion, se
usarén estos datos de generacion en los tres bloques considerados para la
etgpa semand. Para este efecto se usara la base de datos de generacion horaria
que utilizael COES.

9.2.2. En caso de exidir limitaciones operativas en la semana previa, se Uutilizard
como aporte de las centrales de pasada, € aporte que la DPP programe para
lasemanaen curso.

9.2.3. Para las sguientes etgpas semandes, hasta completar € mes, se usard como
gporte de pasada los datos de las matrices de potencia generable mensud (del
archivo de datos DEMFIL.DAT de programa JUNRED), cuya energia sea
concordante con la previta en la programacion mensud que efectud €
COES.

9.3. Prondstico de lademandadel SINAC utilizado parae caculo dd VAS
9.3.1. Paralademanda de |as etapas semandes.
Primera semana.- Se utilizarala demanda pronosticada por la DPP.

R.M. N° 143-2001-EM/VME 44 de 44



MINISTERIO DE ENERGIA Y MINAS MARCO GENERAL REGULATORIO DE ELECTRICIDAD
DIRECCION GENERAL DE ELECTRICIDAD

10.

Sguientes semanas hasta completar € mes.- Se usard la demanda prevista
para la primera semana, gustandose las Sguientes semanas en base a la
energia previsa para € mes en la programaciéon mensud del COES, pero
descompuesta en semanas, adoptando una tasa uniforme de crecimiento.

9.3.2. Paralas demandas mensudes:

Para los meses siguientes, hasta completar € primer afio, se condderara la
demanda mensud prevista en @ programa anuad de operacion dd COES, la
cud reflgard las tendencias de la demanda histérica considerando la
estructura del consumo anudl, y los Ultimos datos registrados.

Para las demandas mensuaes de los afios siguientes se utilizaran las tasas de
crecimiento adoptadas parala Gltima propuesta de fijacion tarifaria.

9.4. Programacion dd mantenimiento

94.1. Para la primera etgpa semand se condderardn los  mantenimientos
programados por |a DPP previstos en € PSO.

9.4.2. Para las dguientes etgpas y meses dd primer afio, s consideraran los
programas de mantenimiento gprobados en € Programa Anua de Operacion
del COES.

9.4.3. Para los meses de los afios sguientes, se consderaran los programas de
mantenimiento utilizados en la Ultima propuesta de fijacion tarifaria

PROCESAMIENTO Y RESULTADOS

Toda lainformacion indicada en (9) seraingresada a programa JUNRED, que luego de
su gjecucion determinard como resultado € Vaor del Agua Semana para los diferentes
estados del Lago Junin.

PROCEDIMIENTO N° 09

COORDINACION DE LA OPERACION EN TIEMPO REAL DEL SISTEMA

INTERCONECTADO NACIONAL
OBJETIVO

Reglamentar las coordinaciones de la Operacion en Tiempo Real del SINAC, en los
estados de operacién normal, aerta, emergencia y recuperacion, considerando lo
dispuesto en las Norma Técnica de Calidad de los Servicios Eléctricos (NTCSE) y la
Norma de Operacion en Tiempo Real de los Sistemas Interconectados (NTOTR).

BASE LEGAL

2.1. Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (Articulos 39°, 40°. Inciso
C, 41°. Incisosay b)

2.2. Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas
(Articulos 91°. Incisos ay b, 92°, 93°, 95°, 97°, 201°)

2.3. Decreto Supremo N° 009-99-EM.- Norma Técnica de Cdidad de los Servicios
Eléctricos (Titulos Tercero, Quinto y Sexto)

2.4. Resolucién Directora N° 049-99-EM/DGE.- Norma Técnica para la Operacion en
Tiempo Real delos Sistemas Interconectados.

DEFINICIONES

Las definiciones utilizadas en e presente Procedimiento, estan precisadas en €
Glosario de Abreviaturas y Definiciones,

RESPONSABILIDADES
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4.1. Dela DOCOES

41.1.

4.1.2.

4.1.3.

4.1.4.

4.1.5.

4.1.6.

4.1.7.

4.1.8.

4.1.9.

4.1.10.

4.1.11.

4.1.12.

4.1.13.

4.1.14.

Remitir a Coordinador y a los Miembros del COES los programas de
operacion: PSO, PDO y Reprogramacion de la Operacidn, de acuerdo a
los plazos, horarios y medios establecidos en los procedimientos PR-N°
01, PR-N° 02 y PR-N° 06.

Atender los requerimientos de reprogramacion solicitados por el
Coordinador en los términos, formas y plazos establecidos en
procedimiento PR-N° 06.

Enlazar su sistema informético con e del Coordinador, a través de un
sstema de comunicacion confiable y compatible. El sistema de la
DOCOES debe adaptarse a protocolo de comunicaciones del
Coordinador.

Efectuar € seguimiento de la evolucion de las variables de control del
sistema en tiempo real, a fin de tomar decisiones sobre la reprogramacion
de la operacion del Sistema.

Recopilar en tiempo real y/o diferido lainformacion del Coordinador y de
los Miembros del COES, |os datos necesarios para elaborar |os programas
de operacién de corto plazo (PSO, PDO y Reprogramacion de la
operacion).

Redlizar una evaluacién del despacho gecutado, considerando € PDO, su
reprogramacion 'y, seguin e caso, un despacho idealizado en los casos que
se requiera seguin acuerdos y procedimientos vigentes. Es responsable de
elaborar e IEOD utilizando la informacién disponible de la gecucion de
la operacién en tiempo real.

Convocar a reuniones a los Miembros del COES para € andlisis de falas
de los eventos mas resdtantes del sistema, cuyos resultados seran
comunicados a OSINERG dentro de los plazos establecidos por la
NTCSE.

Programar y evaluar € cumplimiento de la asignacién, la distribucion y €
uso 6ptimo de los recursos destinados para la reserva rotante del sistema
0 areas responsabl es de |os subsistemas aidlados.

Estd obligado a reconocer la referencia horaria establecida por el
Coordinador utilizando e sistema de informacion de tipo satelital, y
sincronizar esta referencia para la informacién de uso interno de la
DOCOESY de las empresas Miembros del COES.

Elevar un informe ampliado y sustentado en relaciéon a informe
preliminar emitido por e Coordinador, de los hechos que originen
interrupciones de méas del 5 por ciento (5%) de la demanda del sistema, a
Ministerio de Energia y Minas(la Direccion Genera de Electricidad) y al
OSINERG, dentro de las 48 horas de producido € evento.

Establecer las tensiones de operacion a ser controladas en barras del
sistema de transmision del SINAC, derivados de los estudios
especializados que realizala DPP.

Evduar € trato equitativo y la calidad de servicio eléctrico que €
Coordinador brinde a los clientes de los Miembros del COES ddl Sistema
en general.

Establecer las prioridades y los procedimientos para controlar
manuamente las tensiones de barras de SINAC, previo estudio
especializado.

Establecer de acuerdo con los Miembros del COES y el Coordinador €l
uso del codigo fonético internacional, para comunicaciones verbales en
medios alternativos de comunicacion.
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4.1.15.

4.1.16.

4.1.17.

4.1.18.

4.1.19.

4.1.20.

4.1.21.

4.1.22.

4.1.23.

4.1.24.

4.1.25.

Establecer la secuencia de conexion y desconexion de lineas y los
correspondientes procedimientos de coordinacion entre el Coordinador y
los Miembros del COES, previo estudio especiaizado.

Incluir los programas de racionamiento en los Programas de Operacion
Anual, Mensual, Semanal y Diario, en caso se prevea déficit de oferta en
e ssema, y veificar  cumplimiento con la informacién que €
coordinador proporcione acerca de la gjecucion de los mismos.

Pre-establecer los esquemas de rechazo automatico de carga antes del 30
de setiembre de cada afio, 0 en fecha que la Autoridad determine.

Pre-establecer rechazos manuales de carga y/o desconexion de
generadores u otros equipos para preservar la estabilidad y seguridad del
sistema, basado en estudios del Sistema.

Informar de los casos de incumplimientos y trasgresiones de las normas
NTCSEy NTOTR aOSINERG y laDGE.

Establecer la forma y plazos en que los titulares de generacion, redes de
transmision, redes de distribucién y clientes libres deben presentar la
informacin técnica en tiempo diferido.

Solicitar a través del Coordinador la forma en que los titulares de
generacion, redes de transmision, redes de distribucion y clientes libres
deben presentar la informacion en tiempo rea y diferido, requerida para el
cumplimiento de sus funciones.

Desarrollar los estudios eléctricos que garanticen la seguridad, caidad y
economia de la operacion.

Revisar y aprobar los estudios de operatividad de las instalaciones
existentes 0 nuevas del Sistema, que son necesarios para garantizar la
confiabilidad y operatividad del Sistema.

Evauar los reclamos que hubiere a la reprogramacion de la operacion del
sistemay alas disposiciones operativas del Coordinador.

Resdlizar estudios para definir e plan de restablecimiento del Sistema.

4.2. Del Coordinador

4.2.1.

4.2.2.

4.2.3.

4.2.4.

Coordinar la operacién en tiempo real ded sistema, a que se refiere €
Articulo 92° del Reglamento, e informar permanentemente a Director de
Operaciones. La actividad de coordinacion se desarrolla las 24 horas de
todos los dias del afio.

Disponer en todo momento de un Ingeniero Coordinador de turno,
encargado de gecutar la operacion en tiempo real de las instalaciones del
sistema en coordinacion con los Miembros del COES. El Coordinador
debe suministrar, oportunamente a la DOCOES, toda la informacion que
ésta requiera para evaluar, programar o reprogramar la operacion del
sistema. Asimismo, esta obligado a poner a disposicion de la DOCOES,
en tiempo real, la informacion relacionada con la operacion del sistema
gue sele solicite.

Para la transferencia de informacion de tiempo rea con la DOCOES,
proporcionar los puertos de comunicacién necesarios dentro de sus
instalaciones.

Proporcionar ala DOCOES vy alos Miembros del COES €l acceso ala
siguiente informacion:

a  El despacho red de las unidades de generacién: potencia activa y
reactiva.

b Los costos marginales, costos diarios de operacion/racionamiento
ddl sistema.

c L as perturbaciones ocurridas
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4.2.5.

4.2.6.

4.2.7.

4.2.8.

4.2.9.

4.2.10.

4.2.11.

4.2.12.

4.2.13.

4.2.14.

4.2.15.

d Las horas de sdida y reconexion de equipos por
mantenimiento/falla

e Las horas de orden de arranque/parada y las de ingreso/salida de
unidades.

L as disposiciones de la reprogramacion de la operacion del sistema.
L as disposiciones de regulacion de tension, frecuencia, etc.
El registro de la frecuencia

Otra informacion técnica adicional que sea requerida por la
DOCOES.

Elevar un informe preliminar de los hechos que origine interrupciones de
suministro a més del 5 por ciento (5%) de la demanda del sistema a
Ministerio de Energiay Minas, y al OSINERG, con copia a la DOCOES,
dentro de las dos (2) horas de ocurrido € hecho. Este informe sera
ampliado y sustentado ante dichos organismos, por la DOCOES, dentro de
las cuarenta'y ocho (48) horas de producido el evento.

Supervisar y coordinar la operacion en tiempo real del SINAC, siguiendo
el PDO o su reprogramacion e informa a la DPP su gecucion en los
IDCOP.

Solicitar a la DPP de la DOCOES la reprogramacion de la operacién en
tiempo real del SINAC.

Superar e cambio del estado de “ALERTA” a estado “NORMAL”,
mediante la adecuada utilizacidén y regtitucion de la reserva rotante,
reduciendo € riesgo de que e dSstema pase d estado de
“EMERGENCIA”.

Disponer la operacion de la(s) unidad(es) de reserva no sincronizada de
emergencia, s las condiciones del sistemalo ameritan.

Adecuar la configuracion del SINAC preservando la seguridad y calidad
de servicio eléctrico, logrando minimizar los costos de operacién y de
racionamiento.

Supervisar en tiempo real la reserva rotante asignada para RPF y RSF, la
frecuencia, e perfil de tensiones, los flujos de potencia activa y reactiva,
etc., en instalaciones y equipos vinculados a COES.

Registrar, evaluar y difundir la informacion de la operacion en tiempo
real. Por giemplo: los caudales de operacion, los niveles de los embalses
de regulacion para las centrales hidraulicas y € volumen de combustible
almacenado paralas centrales térmicas, etc.

Supervisar la gecucion de toda actividad que conlleve a un cambio de
estado de los equipos y dispositivos del sistema eléctrico vinculado al
COES.

Dirigir en coordinacion con los CC de los Miembros del COES, €
restablecimiento del sistema luego de una perturbacién e informa ala DPP
las coordinaciones y acciones tomadas, que permitan € andisis de falas.
La referida debe contener entre otros: la relacion de la actuacion de los
sistemas de proteccion, sefidizaciones, oscilogramas, actuacion de los
equipos de maniobras, valores de los pardmetros de control pre y post
falla, entre otros.

Por razones de mantenimiento o falla en € sistema u otras causas
justificadas, el Coordinador podra delegar a un integrante, la coordinacién
de la operacién en tiempo rea de un &rea, por un periodo determinado,
manteniendo la supervision periddica. La delegacion debe quedar
claramente registrada por € emitente y los receptores (s son varias areas
de coordinacidn) y sera comunicada oportunamente ala DPP.

oG —
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4.2.16.

4.2.17.

4.2.18.

4.2.19.

4.2.20.

4.2.21.

4.2.22.

4.2.23.

4.2.24.

4.2.25.

4.2.26.

4.2.27.

4.2.28.
4.2.29.

4.2.30.

4.2.31.

4.2.32.

En ausencia de la reprogramaciéon elaborada por la DPP, reformular €
programa de operacion, considerando los criterios de seguridad, calidad y
minimo costo operativo y de acuerdo alos procedi mientos vigentes.

Mantener una adecuada comunicacion con los CC de los Miembros del
COES del sistema para conducir la operacion durante las 24 horas del dia
y en cualquier circunstancia, a fin de preservar la seguridad y calidad del
suministro eléctrico del SINAC. Por otro lado e Coordinador establecera
la referencia horaria para € registro de todos los eventos y actividades
vinculados con la operacién en tiempo real del sistema utilizando
referencia de tiempo de tipo satelital (GPS).

La empresa 0 empresas en cuya representacion actlia €l Coordinador, son
pasibles de las sanciones a que hubiere lugar por é mal servicio y/o
incumplimiento por parte del Coordinador, en aplicacion de la ley, €
reglamento, la norma y los procedimientos operativos aprobados por €l
COES. Las sanciones a que hubiere lugar se gecutardn de acuerdo a la
NTOTR.

Establecer € detalle de la informacién en tiempo rea de las sefiales de
alarma de generadores, subestaciones, lineas, transformadores y equipos
de compensacion reactiva que le deben ser presentadas.

Informar las caracteristicas técnicas del protocolo de comunicaciéon de su
sistema SCADA para llevar a cabo la transferencia de informacion en
tiempo real.

Evaduar cuando se considera que un sistema de comunicaciones es
confiable y compatible con el del Coordinador.

Disponer las medidas necesarias en caso de que las empresas Miembros
del COES o algun otro Integrante del SINAC informen de sobrecargas de
SUS equipos.

Supervisar y controlar los niveles de tension en barras de transmision del
SINAC.

Disponer la puesta en servicio de las unidades de generacion de
emergencia cuando la tension esté por debgjo del 97,5% de la tension de
operacion y el rechazo de carga para vaores inferiores al 95%.

Instruir alos CC de generacion las directivas para regular la frecuencia del
sstemamediante la RPF y RSF.

C_uando las variaciones sostenidas de frecuencia exceden tolerancia_s,
disponer las medidas correctivas necesarias para mantener la frecuencia
dentro de |as tolerancias establecidas.

Cuando d error acumulado de frecuencia excede la tolerancia de IVDF,
establecer una estrategia de recuperacion e implementarla.

Llevar € registro delalVDF semana, mensual y anual.

Disponer |a ejecucion de maniobras que involucren equipos de generacion
y transmision, asi como aguellos de distribucion o de clientes libres que
considere necesarios.

Definir, en la gecucion del programa de operacion la secuencia de
maniobras en las instalaciones de los Miembros del COES, en
coordinacion con éstosy la DOCOES.

Evauar los reclamos que hubiere a la reprogramacion de la operacion del
sstema y a las disposiciones operativas del Coordinador, pudiendo
rechazarlas o aceptarlas.

Evauar los déficit por desconexidn intempestiva de equipos, variacion de
la demanda y/o los caudales respecto a la programacion diaria, tomando
las medidas correctivas correspondientes 'y  coordinando la
reprogramacion de la operacion con la DPP.
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4.2.33.

4.2.34.

4.2.35.

4.2.36.

4.2.37.

4.2.38.

4.2.39.

4.2.40.

4.2.41.

Supervisar € cumplimiento de los programas de racionamiento incluidos
en e Programa de Operaciéon Diario, tomando las medidas necesarias e
informando ala DOCOES de su gjecucion.

Disponer las acciones necesarias para restablecer la operacién del sistema
a su estado normal, después de producida una perturbacion.

Cuando sucede una fala genera en e Sistema, aplicar e plan de
restablecimiento del Sistema, en coordinacion con los Miembros del
COES.

Otorgar autonomia a los Miembros del COES para gecutar maniobras,
cuando las circunstancias lo justifiquen.

Elaborar e informe de perturbaciones, remitiéndolo a los Miembros del
COESy alaDOCOES.

Informar los casos de incumplimiento y/o transgresiones a la norma a
OSINERG con copiaala DOCOES.

El requerimiento de la presencia de la(s) unidad(es) no sincronizada(s) de
emergencia podra(n) ser utilizada(s) en los despachos en tiempo rea para
evitar e cambio de estado del sistema a situaciones de emergencia

De estar en vigencia un modelo de programacién de calculo multinodal y

multiembal se, coordinar de acuerdo al orden de despacho establecido por
él VAS para cada embal se.

Definir e plan de restablecimiento del Sistema, basado en estudios del
sistema, elaborado por e COES.

4.3. Delos Miembros del COES

4.3.1.

4.3.2.

4.3.3.

4.3.4.

4.3.5.

4.3.6.

4.3.7.

4.3.8.

4.3.9.

En un sistema interconectado, todos |os titulares de generacién que operen
conectados eléctricamente a sistema, asi como los titulares de redes de
transmision, titulares de redes de distribucion, los clientes libres del
sistema, estdn obligados a operar sus instalaciones y a suministrar la
informacién necesaria para coordinar la operacion de sistema en la
oportunidad, maneray forma que se sefiadlan en laNTOTR.

Contar con un Centro de Control (CC) parala operacién en tiempo real de
sus instalaciones.

Cumplir con las disposiciones del Coordinador y disponer de los recursos
humanos y materides necesarios para operar fisicamente sus
instal aciones.

Los Miembros de COES, titulares de los sistemas principaes de
transmision designan a su representante y éste a Jefe de Coordinacion.

El CC de cadaintegrante, debe contar con una persona responsable de la
operacion, en calidad de Jefe nombrado ante el Coordinador.

A través de sus respectivos CC, son responsables de la seguridad de las
personasy de sus instalaciones.

La informacién de las restricciones operativas 0 cambios en la
disponibilidad que afecten a la operacion presente o futura, serd
proporcionada al Coordinador y a la DPP de preferencia por medios
electrénicos, viafax, teléfono u otros analogos.

A través de su respectivo CC, emitir y enviar los IDCC de sus
correspondientes empresas, a la DPP y a Coordinador dentro de los
plazos establecidos en el PR-N° 05.

Mantener actualizados los Manuaes de Instrucciones de “Operacion”
correspondientes para € proceso de maniobras y la conexién o
desconexion de circuitos del sistema, remitiéndolo a la DOCOES para su
aprobacion.
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4.3.10.

4.3.11.

4.3.12.

4.3.13.

4.3.14.

4.3.15.

4.3.16.

4.3.17.

4.3.18.

4.3.19.

4.3.20.

4.3.21.

4.3.22.

4.3.23.

Los titulares de redes de distribucion y los clientes libres presentarén al
Coordinador, en tiempo red y, en la forma que éste lo establezca, la
informacion sobre la operacion de sus instalaciones que e Coordinador
considere que puedan afectar la calidad del servicio o la seguridad del
sistema

Para llevar a cabo la transferencia de informacion a que se refiere esta
accion, los Miembros del COES del sistema deben enlazar sus respectivos
Centros de Control, a través de un sistema de comunicaciones confiable y
compatible con e del Coordinador, adaptdndose a su protocolo de
COMuNi caci ones,

Dirigir, por disposicién del Coordinador o por cuenta propia (dependiendo
de la circunstancia y magnitud de la perturbacion), € restablecimiento del
suministro eléctrico de su subsistema o area, luego de producida una
perturbacion, e informard a Coordinador y ala DPP de las coordinaciones
y acciones tomadas, que permitan € andisis de falas. Los datos que
deben contener entre otros es la relacion de la actuacion de los sistemas de
proteccion, sefidlizaciones, oscilogramas, actuacion de los equipos de
maniobras, valor de los parametros de control prey post falla, etc.

Contar con los recursos para operar sus instalaciones e intercambiar
informacién con e Coordinador. Para la transferencia de informacion en
tiempo real sus Centros de Control deben enlazarse, através de un sistema
de comunicaciones confiable y compatible con & del Coordinador,
adaptandose a su protocolo de comunicaciones.

Presentar a la DPP con copia a Coordinador, la informacion técnica en
tiempo diferido, de acuerdo a la forma y plazos establecidos por los
Procedimientos, incluyendo los cambios previstos.

Presentar la informacion operativa de sus instalaciones en tiempo real a
Coordinador de acuerdo alaforma establecida por laNTOTR.

Utilizar la referencia horaria del Coordinador para €l registro de eventos y
actividades vinculadas con la operacion en tiempo redl.

Supervisar que sus equipos operen dentro de los limites de carga
declarados a COES Yy a Coordinador; en caso contrario los Miembros del
COES deberdn informar a Coordinador inmediatamente sobre estas
desviaciones. En cada caso informara la sobrecarga admisible y €l tiempo
maximo admitido.

Los niveles de tensién de las barras de distribucién serén regulados por
Sus respectivos titulares.

En la operacion en tiempo real, suministrar la potencia reactiva solicitada
a despachar por e Coordinador, considerando los limites operativos de
sus instalaciones.

Los Miembros del COES de generacion regularan la frecuencia del
sistema dentro de los margenes permitidos por las normas NTCSE y
NTOTR, bajo las directivas del Coordinador.

Ejecutar las maniobras dispuestas y/o autorizadas por e Coordinador en
tiempo real.

Veificar que la reprogramacion de la operacion del sistema y las
disposiciones operativas del Coordinador no vulneren las normas de
seguridad, calidad, economia ni limiten la operacion de sus equipos e
instalaciones, en caso contrario deberdn comunicar a Coordinador de
inmediato para su correccion respectiva.

Los Miembros del COES de generacion comunicaran a sus clientes los
programas de racionamiento establecidos en los Programas de Operacion
Anual, Mensual, Semanal y Diario, en caso se prevea déficit de oferta.
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4.3.24. Disponer e implementar los esquemas pre-establecidos por el COES para
situaciones de rechazo automético de carga, antes del 31 de diciembre de
cada afio.

4.3.25. Elaborar € diagnéstico de las perturbaciones y presenta las observaciones
mediante informe al Coordinador con copiaala DPP.

4.3.26. En caso se integren nuevas unidades al Sistema, éstas seran equipadas de
sistemas de comunicacion y control segun lo requerido por lanorma.

4.3.27. Informar los casos de incumplimiento de la norma por parte de los
Miembros del COES y/o e Coordinador a OSINERG con copia a la
DOCOES.

4.3.28. Aceptar la delegacion de responsabilidad de coordinacion, en caso asi 1o
disponga el Coordinador, asumiendo las responsabilidades derivadas del
cargo. Esta delegacion quedara claramente registrada por e remitente y el
receptor.

4.3.29. Los Miembros del COES, bgo su responsabilidad deben informar al
Coordinador, previo a la egecucion, las maniobras que signifiquen
variaciones de generacién o consumo que representen variaciones de la
demanda mayores a 1%, posibles transgresiones a la NTCSE y maniobras
en equipos de compensacion reactiva.

5. PERIODICIDAD

5.1

5.2.

5.3.

5.4.

5.5.

El PDO (de ser e caso la actualizacion del PSO) sera entregado antes de las
14:00 horas de cada dia y, en caso necesario, un gjuste a dicho programa antes de
las 22:00 horas, incluyendo el resultado de la operacién del mismo dia en horas de
maxima demanda. Este programa comprende € periodo de 00:00 - 24:00 del dia
siguiente.

Es obligacion de las empresas Miembros del COES, enviar permanentemente la
informacion de la operacion de sus instalaciones en Tiempo real a Coordinador,
quien a su vez retransmitira lainformacion ala DPP.

El IDCC serd emitido y enviado por cada uno de los CC de los Miembros del
COES a Coordinador y alaDPP, amastardar alas 02:00 horas de cada dia.

El IDCOS sera emitido y enviado por €l Coordinador ala DPPy alos CC delos
Miembros del COES a mas tardar alas 06:00 horas de cada dia.

El IEOD serd emitido y enviado por la DPP a los Miembros del COES vy al
Coordinador, amés tardar alas 10:00 horas de cada dia.

6. VIGENCIA
Las 24 horas de todos los dias del afio.
7. INFORMACION REQUERIDA

7.1,

7.2.

Medios

Correo Electronico u otros medios magnéticos, via fax 6 teléfono en caso de
desperfecto del medio electronico.

Requerimientos

7.2.1. Caracteristicas generales del equipamiento del sistema de generacion
a  Lapotenciaefectiva por unidad y consumo propio por central.
b  Laconfiguracion de las subestacionesy redes que posean.

c Las caracteristicas técnicas de las unidades de generacion, lineas,
transformadores y equipos de medicién.

d Las caracteristicas de los sistemas de proteccion y maniobras,
incluido los rechazos de carga.
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71.2.2.

7.2.3.

e Programas de generacion y/o pronéstico de la demanda mensual de
potenciay energia en cada barra de compra, paralos proximos doce
Meses.

f El tiempo de arranque entre la parada fria y e sincronismo, €
tiempo entre e sincronismo y la plena carga, @ tiempo minimo
requerido entre la parada y € re-arranque para cada unidad de
generacion, en condiciones normalesy de emergencia

g En caso de centraes térmicas: las caracteristicas del sistema de
aprovisonamiento 'y amacenamiento de combustibles, los
consumos especificos promedios y los consumos especificos para
distintos niveles de carga para cada unidad.

h  En caso de centraes hidraulicas. las caracteristicas de los embalses,
los tiempos de desplazamiento del agua en los hidroductos
principaes, la relacion de converson m3/kWh en funcion a nivel
de las presas, niveles minimo y méximo de los embalses, caudaes
minimo y méximo turbinables, series histéricas de los caudales, etc.

i Las curvas de capacidad de los generadores.

j Caracteristicas técnicas de las unidades asignadas para las RR y
RNSE del sistema

k Caracteristica de los sistemas de desconexion automética de
generacion (DAG).

I Sobrecargas admisibles de los equipos del sistema de generacion y
transmision.

Reporte : Anud y en tiempo diferido.

Emisores : Miembros dd COES.

Receptores : Coordinador(original) y laDPP(copia).

Programas de Mantenimiento y programas de operacion previstos

a Programa de mantenimiento mayor y anual de equipos e
instalaciones de las centrales de generacion, lineas de transmision y
sus componentes principales, equipos de distribucion y de clientes
libres.

b Los programas de carga prevista.
La informacién técnica adicionad a solicitud de la DPP y €

Coordinador.
Reporte : Anud, mensud y en tiempo diferido.
Emisores : Miembros del COES.

Receptores : DPP(origind) y @ Coordinador(copia).
La configuracion del sistema para mediano plazo.
a  Laconfiguracion de las subestaciones.

b Las caracteristicas de las lineas, transformadores, equipos de
compensacion reactiva'y equipos de medicion, etc., que posean.

c Las caracterigticas de los sistemas de proteccion, control y maniobra
(I6gicalocal, enclavamientos, sincronizacion, etc.)

d Caracteristicas técnicas y operativas de nuevos equipos que se
incorporan al sistema

e La informacién técnica adicionad a solicitud de la DPP y €
Coordinador.

Reporte : Anud, mensud y en tiempo diferido.
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Emisores  : Miembrosdd COES.
Receptores : DPP(original) y € Coordinador(copia).
7.2.4. Laconfiguracion del sistema de generacion y transmision para corto plazo

a  Confirmacion de los mantenimientos aprobados en la Programacion
de la Operacion Mensual y/o previson de mantenimientos
correctivos de las unidades de generacién y de las instalaciones
complementarias asi como de las lineas de transmision y de los
equipos complementarios de las Subestaciones (proteccion, mando y
servicios auxiliares), equipos de compensacion reactiva y de
transformacion.

b  Lavariaciéon horaria de los embalses de las centrales de generacién
hidraulicas.

c Restricciones operativas y/o pruebas (de generacién, transmision,
reserva de combustible entre otros).

d La variacion de los caudales promedios de operacion de las
principales cuencas del sistema de generacion hidraulica

e Informacion técnica adicional que e Coordinador y la DOCOES
requieran.

Reporte : Semandl, diario, diferido o en tiempo redl.
Emisores  : Miembrosdd COES.
Receptores : DPP(original) y & Coordinador(copia).

7.2.5. Mediante € protocolo de comunicaciones del Coordinador, se transmitira
de los titulares de generacion, la siguiente informacion en tiempo real:

a  Laposicion de los seccionadores de las subestaciones.

b La posicion de los interruptores de potencia.

Cc Los caudaes promedios y los niveles de las presas.

d Los niveles de tension en bornes de generacion y en barras de alta
tension.

Las potencias activay reactiva de cada generador y transformador.

Las sefides y darmas principales de las centrales de generacion,
transformadores, las cuales serdn concentradas en dos niveles:
alarmas de aertay alarmas de emergencia

g La informacién técnica adicional a requerimiento de la DPP o €
Coordinador.

Reporte  : EnTiempored.

()]

Emisores : Todoslos Miembrosdel COES dd sistemade : generacion.
Receptor  : El Coordinador, quien retransmitirdala DPP.

7.2.6. Mediante € protocolo de comunicaciones del Coordinador, se transmitira
de los titulares de transmision, la siguiente informacién en tiempo real:

a  Laposicién delos seccionadores de las subestaciones.
b La posicion de los interruptores de potencia.

C La posicion de los taps de los transformadores con regulacion bajo
carga o manual.

d Los niveles de tension en barras.
Las potencias activay reactivade las lineas y transformadores.
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f La potencia reactiva de equipos de compensacion reactiva
inductiva/capacitiva.

g Las sefides y darmas principaes de las subestaciones: lineas,
transformadores, equipos de proteccién y equipos de compensacion
reactiva, las cuales seran concentradas en dos niveles. alarmas de
alertay aarma de emergencia

h La informacion técnica adicional a requerimiento del Coordinador o
delaDPP.

Reporte : Entiempored.
Emisores  : Todoslos Miembrosddl COES del sstemade trasmision.
Receptor  : El Coordinador quien retransmitiraala DPP.

7.2.7. Mediante el protocolo de comunicaciones del Coordinador se transmitira
de los titulares de distribucién, la siguiente informacion en tiempo resl:

a Laoperacion de sus circuitos principales y complementarios de alta
tension o con cargas mayores a 1% de la demanda, asi como de sus
equi pos de compensaciOn reactiva de capacidad mayor a 10 MVAR.

b La informacion técnica adicional a requerimiento del Coordinador o
delaDPP.

Reporte : Entiempored.
Emisores  : Lostitulares de distribucion y clientes libres.
Receptor  : Coordinador quien retransmitirdala DPP.

7.2.8. Mediante el protocolo de comunicaciones del Coordinador se transmitira
la siguiente informacidn en tiempo redl:

a Informacion de la potencia activa y reactiva: € perfil de tensiones,
flujo de potencia activa y reactiva dd sistema de generacion,
transmisién y distribucion del SINAC.

b  Prondstico de los caudales de operacion (naturales y regulados) y el
estado de los embalses, que se estén gecutando en las centrales
hidréulicas de los miembros del COES.

c Estado operativo de las unidades calificadas y habilitadas como
reserva no sincronizada de emergencia, como se indica en €
Procedimiento relativo a la Reserva Rotante en € Sistema
Interconectado Nacional.

d Actudizacion de la base de datos. demanda horaria de potencia
activa de las unidades generadoras miembros del COES.

e Actudizacién de la base de datos: produccién horaria de potencia
activa de las unidades generadoras.

Reporte : Entiempored.
Emisor . Integrantes del SINAC  que no sean miembros del COES.
Receptor  : El Coordinador quien retransmitiraa la DPP.

8. CRITERIOSBASICOSDE LA OPERACION EN TIEMPO REAL

La gecucion de la operacion se basa fundamentalmente en € criterio de seguridad,
calidad y minimo costo de la operacion del servicio eléctrico, parael cua se requiere:

8.1. El control del balance de la demanda y la oferta de generacion en cada instante,
manteniendo la frecuencia y la tensén dentro de los vaores nominaes
establecidos por la NTCSEy laNTOTR.

8.2. El PDOy lareprogramacion de la operacion optimiza el costo de operacion diaria
del SINAC, teniendo en cuenta los costos futuros del agua y los costos variables
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totales, sin afectar las restricciones operativas de los equipos, la seguridad y la

caidad del

suministro eléctrico, asi como las obligaciones con terceros

(compafiias del agua potable, Ministerio de Agriculturay otros). Sin embargo en
la operacion en tiempo real del sistema, hay que tener en cuenta ademés las
siguiente consideraciones:

8.2.1. Operacion en estado normal

El Coordinador, acordara la operacion del SINAC con los CC de los
Miembros del COES, siguiendo en lo posible e PDO o la reprogramacion
de la operacién cuando haya sido emitido, con € objeto de mantener el
Sistema en estado normal, € cua se caracteriza por las siguientes
condiciones:

a

Los niveles de tension de operacion deben estar en € rango del +
2.5% del vaor de la tension de operacion.

La frecuencia del sistema debe regularse a 60 Hz aceptandose
variaciones sostenidas en €l rango de 60 Hz = 0.6 % (entre 59.64 y
60.36 Hz), variacion sibita de la frecuencia para D} = + 1.0 Hz
(59.0 Hz y 61.0 Hz), e integrd de variacién diaria de frecuencia
para + 600 ciclog/dia

Los transformadores de potencia y lineas de transmision seran
operados hasta los valores indicados en e Anexo 04.

La magnitud de la reserva rotante del SINAC es a menos € valor
calculado por la DPP de la DOCOES, considerados en el PDO o de
carécter extraordinario para los casos que en tiempo real ocurra la
sdlida intempestiva de una unidad de generacion o variaciones
significativas de la oferta/ldemanda del sistema.

El Coordinador verificara que las demandas, combustibles
disponibles en las centrales térmicas, caudales y embases de las
cuencas de los rios de las centrales hidraulicas y, la disponibilidad
de los equipos del SINAC estén dentro de los mérgenes previstos en
el PDO.

De producirse variaciones significativas de éstas magnitudes con relacion
a lo considerado en e PDO, o0 se produjera cambios forzados en la
disponibilidad de equipos principales, se efectuara la reprogramacion de la
operacion con lafinalidad de que la operacion del resto del dia mantenga
los criterios de seguridad, calidad y economia del suministro.

8.2.2. Operacién en estado de alerta

a

En este estado, €l Coordinador debe disponer |as acciones necesarias
para restablecer € estado normal de operacion, o en caso de serias
limitaciones de las condiciones operativas, tratar que éstas no
decaigan y conduzcan al SINAC a estado de emergencia.

Cuando los niveles de tensién y/o frecuencia se encuentren en los
limites establecidos para € estado de derta, & Coordinador,
dispondra con los CC de los Miembros del COES, las acciones
correctivas para recuperarlas a estado normal y s es posible
coordinard e ingreso de la(s) unidad(es) no sincronizadas de
emergencia

1 Paraunatensién nominal en barras AT (alta tensién) de carga, la

variacion de tension debe oscilar en vaores inferiores a + 5%
dela tension de operacion.
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2 Para tensiones nominales menores que la AT en barras de
carga, lavariacién detension no excederd a £+25% o0 +5.0
% de la tension de operacion

Evitar la desconexion automética de carga de los relés de minima
frecuencia gustados para actuar en la primera etapa.

Evitar e descenso de la frecuencia a valores inferiores a 58.5 Hz
para no perder la estabilidad del sistema y la reduccién de la vida
atil de las unidades térmicas. Por lo tanto, € nivel minimo de la
frecuencia del sistema lo determina la capacidad de las unidades
térmicas las que siempre se encuentran fijadas por debajo de 58 Hz.

Evitar que la frecuencia del sistema ascienda a valores superiores a
61 Hz.

Cuando los niveles de tension y/o frecuencia se encuentren en los limites
establecidos para € estado de alerta, e Coordinador establecera
conjuntamente con los CC de los Miembros del COES, las acciones
correctivas para recuperarlas a estado normal o0 en situaciones extremas
solicitard ala DPP la reprogramacién de la Operacion del Sistema.

8.2.3. Operacion en estado de emergencia

Producido un estado de emergencia en € SINAC, e Coordinador debera
concertar con los CC de los Miembros del COES las siguientes acciones:

a

Previa confirmacion o verificacion de la fala, se tratara de seguir
operando con las lineas de interconexion entre &reas operativas o
entre zonas geograficas, s las condiciones de la configuracion de la
red lo permiten, manteniendo la frecuencia y tension o mas cercano
posible alosvaloresde estado normal.

Una vez lograda la estabilidad o las condiciones normaes de
operacion del Sistema, € Coordinador informara a los CC € estado
de lared y de las restricciones existentes, asi mismo coordinara con
la DPP la reprogramacion de la operacion, s las condiciones del
sstemalo exigen.

Producida una contingencia que afecte la capacidad de generacion
y/o de transmision dd SINAC y a fin de lograr estabilizar la
totalidad del sistema o parte del mismo, sobre la base del nivel de
frecuencia y los niveles de tension de la red, se tomardn las
siguientes medidas:

b.1 Paraestabilizar lafrecuencia

- Usar lareservarotante hidréulicay/o térmica

- Usar lareservano sincronizada de emergencia

- Usar lareservafriahidréulica

- Usar lareservafriatérmica

- Conectar 0 desconectar cargas.

- Desconectar unidades de generacion.

- Efectuar rechazos de carga s fuera posible.
b.2 Paraestabilizar los niveles de tension:
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- Usar d méaximo las reservas de potencia reactiva de las
unidades de generacion en funcion a las curvas de
capacidad de cada unidad disponible en dicha zona o &reas
del sistema.

- Usar los equipos de compensacion reactiva.

- Redistribuir la generacién de energia reactiva.
- Usar lareservafria hidraulica

- Usar lareservafriatérmica

- Conectar o desconectar lineas.

- Conectar 0 desconectar cargas.

- Efectuar rechazos de carga s fuera posible.

8.2.4. Operacién en estado de recuperacion

El Coordinador procedera a las coordinaciones de las maniobras de
normalizacién de lared de acuerdo alas siguientes fases:

a

Fase de reconoci miento:

Luego de ocurrida una falla severa, cada CC inicia las acciones de
reconocimiento e identificacion del tipo de falla que ha provocado la
interrupcion parcia o total de lared, basado en la determinacion de
los siguientes datos:

al

a2

a3
a4

ad

Configuracion prey post - fdla

El personal de turno de los CC registrara y recolectard la
cronologia, magnitud y probables causas de la ocurrencia de
la(s) desconexion(es). A continuacion procederan a recopilar la
informacion del estado en que se encuentren sus equipos y la
configuracion pre y post falla, para confirmar la disponibilidad
de los mismos e informar a Coordinador de la operacion.

Causa Probable

Para determinar la causa probable, los CC recolectaran de las
instal aciones que controlan, la siguiente informacion:

a.2.1. Actuacion de los sistemas de proteccion y aperturas de
los interruptores.

a.2.2. Sefidizacionesy aarmas.
a.2.3. Condiciones climaticas.
Indicaciones de los registradores y localizadores de fallas.

Probables causas de la fala (equipo, error humano, mal gjuste
de la proteccion, cadidad de materides, fdta o ma
mantenimiento, condiciones atmosféricas, €tc.)

Consecuencias

Los CC, comunicardn a Coordinador la relacion de
suministros afectados, informacion que se anotara en magnitud
y duracion (tiempo estimado de la duracion de la restriccion
del suministro) en e Libro de Ocurrencias. Asmismo la
relacion de las pérdidas y dafios ocasionados a los equipos y/o
instalaciones a consecuenciade lafalla
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a6

Evauacion de lafalay medidas adoptadas

Con la informacién proporcionada por los CC, incluyendo las
medidas tomadas, € Coordinador determinara o siguiente:

a6.1. Tipo defala (transitoria, permanente, etc.).
a.6.2. Evaluacion de lamagnitud. (MW y MWh).
a.6.3. Equipos afectados.

a.6.4. Pron6stico de la causa de la falla y equipos
comprometidos

Una vez reconocida y aidada la falla, € Coordinador
procederda a disponer con los CC, la realizacién de la secuencia
de maniobras de recuperacion.

En el proceso de recuperacion los equipos probables causantes
de lafalla seran evaluados antes de su energizacion.

b.  Fasesdel proceso de recuperacion

Después de la fase de reconocimiento, las acciones de recuperacion
pueden dividirse en dos fases:

b.1

b.2

Fase de autorestabl ecimiento:

Transcurrido un maximo de 15 minutos desde la ocurrencia de
una fala y habiendo verificado la configuracion actua del
sistema, €l CC responsable de la(s) zona(s) afectada(s) iniciara
las maniobras de auto restablecimiento.

En esta fase, las acciones de recuperacién previamente
definidas, permitirdn la recuperacion de las zonas de
autorestablecimiento. Para que esta etagpa se cumpla
exitosamente, es necesario que en los CC de los Miembros del
COES, existan “Manuales de Operacion”  detalados que
brinden autonomia a los operadores para aplicarlos.

En caso que la reposicion del suministro eléctrico dependa de
varias empresas, los CC responsables coordinardn la
normalizacion en funcién a manua de “Procedimientos
I nterempresas’.

Fase coordinada:

En esta fase de recuperacion € Coordinador y CC deben dar
continuidad & proceso, sincronizando las zonas de
autorestablecimiento y recuperando las cargas del resto del
sstema

En e caso de encontrarse impedido para continuar con el
proceso principa de recuperacion, en las zonas de
autorestablecimiento, los respectivos CC coordinaran la
reformulacion del proceso de restablecimiento de la operacién
del sistema. Conforme a lo estipulado en e Manua de
Procedimiento de cada CC.

S las eapas de autorestablecimiento se cumplieron
exitosamente, los CC del Sistema, bgo la directiva del
Coordinador, sincronizarén y restableceran el COES.

9. METODOLOGIA PARA LA OPERACION EN TIEMPO REAL
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Durante la gjecucion de la operacidn en tiempo readl, las actividades del Coordinador se
limitardn a seguir e PDO o su Reprogramacion, dando origen a los Despachos en
tiempo rea con la aplicacion de las acciones correctivas del caso, para mantener e
sistema en estado normal, pero expuestos permanentemente a la presencia de las
desviaciones significativas al programata como:

La desviacion de la demanda que origina un cambio en e programa de operacion.

La indisponibilidad forzada en € despacho econémico del sistema del equipo de
una empresa integrante que altere la gjecucién del programa diario de operacion.

Las variaciones de los caudaes naturales de los rios y € estado de los embalses,
que afecten la capacidad de generacion de las centrales hidraulicas de pasada o con
regulacion diariay semanal.

La variacion de los niveles de tensién cuando se prevé exceder los limites
permisibles considerados en laNTCSE 6 NTOTR.

Exceder € limite de capacidad de transporte de los sistemas de transmision y de
Sus componentes principales.

Indisponibilidad o restriccién total o parcia del suministro de combustible para
las plantas térmicas.

Variaciones de la frecuencia.

El despacho econémico en tiempo real serd gjecutado por e Coordinador tal como se
indica a continuacion:

9.1. Por desviacion de la demanda

La demanda debe ser registrada en tiempo real o cuando menos cada media hora,
y se comparara con la demanda programada en el PDO. Esto permitira verificar,
cuantificar y determinar en lo posible la(s) causa(s) de la desviacion de la
demanda de manera que se pueda estimar la tendencia de la carga en las
siguientes horas ddl dia.

Cuando la demanda rea es mayor o menor que la programada y como
consecuencia se prevé que afectara los limites establecidos como reserva de
frecuencia (RPF, RSF), € Coordinador dispondra variar e despacho de
generacion considerando criterios de seguridad y calidad, teniendo en cuenta en
lo posible, los procedimientos operativos del COES sobre la operacion al minimo
costo total del SINAC.

9.1.1. Despacho por presencia de mayor demanda que laprevista

Se incrementard la generacion del sistema, de preferencia de acuerdo a
la siguiente prioridad:

a Centrales hidraulicas con capacidad de regulacion. El valor limite
de generacion adicional estard dado por los maximos y minimos
niveles permisibles de los embalses, considerando las restricciones
operativas de cada central o del sistema seglin sea €l caso.

b Con centrales térmicas. en funcién a menor costo operativo total
parael Sistema

9.1.2. Despacho por presencia de menor demanda alaprevista

Se disminuira la generacién, de preferencia de acuerdo a la siguiente
prioridad:

a Las centrales térmicas: empezando por la de mayor costo operativo
total, excepto las que estén programadas por necesidad de energia
0 por restricciones operativas (tension, seguridad, calidad, etc.) o
por requerimiento propio de un generador con sus clientes.

b Las centrales hidraulicas con capacidad de regulacion: El valor
[imite de la menor generacion estara dado por los niveles méximos
y minimos permisibles en los embases, considerando las
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restricciones operativas de cada central 0 del sistema segiin sea €
caso.

c Centrales hidréulicas sin capacidad de regulacion: La disminucion
de generaciéon de las unidades hidraulicas se efectuard en forma
proporcional a sus potencias efectivas, considerando sus
restricciones operativas y del sistema.

En caso de producirse la variacién sostenida que afecte a las reservas
asignadas del sistema, € Coordinador solicitara la reprogramacion de la
operacion.
9.2. Despacho por indisponibilidad forzada de equipos y/o sus componentes
principales

9.2.1. Indisponibilidad forzada de una unidad de generacion

Cuando se produce la repentina indisponibilidad de una unidad de
generacion, e Coordinador evaluara € déficit y dispondra incrementar en
esa magnitud, la generacién de las unidades de reserva rotante de menor
costo variable preferentemente o, en su defecto dispondra la operacion de
la unidad o unidades de emergencia con menor costo operativo total para
el sistema

9.2.2. Indisponibilidad de unalinea de transmision

Cuando se indispone repentinamente una linea de transmision que enlaza
centros de generacion, ocasionando un déficit o exceso de generacion, las
acciones correctivas seran:

a De producirse un déficit de generacién: el Coordinador decidira se
incremente la oferta con unidades de la reserva rotante de menor
costo variable o, en su defecto, dispondra la operacién de unidades
de emergencia, siempre en funcién a menor costo operativo total
parael sstema

b De producirse un exceso de generacion, €l Coordinador decidira
se disminuya la oferta con unidades de mayor costo variable,
guedando exceptuadas las unidades térmicas que estdn operando
por cuota de energia o, por restricciones operativas de cada central
0 del sistema, segin sea € caso, manteniendo como objetivo €
menor costo total de operacion del sistema.

9.2.3. Indisponibilidad de un generador y unalinea simultdneamente

De producirse la indisponibilidad de un generador y una linea
simultaneamente, e miembro del COES cuyo equipo salga de operacion,
comunicara a Coordinador € tiempo previsto de la indisponibilidad,
pudiendo presentarse uno de los siguientes casos.

a S la disponibilidad es inmediata, el Coordinador dispondra la
reconexion e informard ala DPP de las medidas adoptadas.

b Si no lo es, e Coordinador tomara las medidas correctivas que €
caso amerite, informando sobre e hecho y las medidas adoptadas
inmediatamente a la DPP, quien evaluara € estado del sistemay,
de ser necesario, realizara la reprogramacion.

9.2.4. Indisponibilidad de lalinea de transmision y sus componentes

En caso necesario, debera ser cubierta por e incremento de la generacién
de las centrales hidraulicas con regulacion diaria y semanal, 0 con
unidades de la reserva rotante de menor costo variable o, en su defecto, se
dispondra la operacién de las unidades de emergencia.
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Si la indisponibilidad provocara variaciones de los pardmetros de control del
sistema en forma sostenida, € Coordinador solicitara ala DPP la Reprogramacion
de la Operacion del SINAC.

9.3. Despacho por variacion delos caudales naturales
9.3.1. Incremento de caudaes

Se tomaran las siguientes acciones correctivas.

a

b

En caso de centrales hidraulicas y térmicas:

De producirse e incremento de los caudales naturaes, el
Coordinador decidira incrementar la generacion de las centrales
hidrdulicas de pasada, en cuyas cuencas se presentaron los
incrementos de caudales naturales 'y, por otro lado la disminucion
y/o la salida de servicio de la generacion térmica, empezando por
la de mayor costo operativo total, manteniendo como objetivo el
menor costo de operacion del sistema.

Si solo operan centrales hidraulicas:

El Coordinador dispondra incrementar la generacion de centrales de
pasada y disminuir aguellas con regulacion diaria y semanal hasta que
acancen la condicion de vertimiento.

9.3.2. En caso de sobre oferta hidraulica:

a

b

En caso de sobre-oferta hidraulica, e Coordinador disminuira la
generacion de todas las unidades hidréulicas en forma proporcional
a sus potencias efectivas, considerando sus restricciones
operativas.

En lo posble minimizar & vertimiento de las centrales
hidroel éctricas.

9.3.3. Disminucion de caudales naturaes;

Se tomaran las siguientes acciones correctivas.

a

Evauar s resulta Optimo para la operacion economica del
sstema, € incrementar la generacion con centrales hidraulicas con
regulacion semana y diaria.

Dependiendo de la magnitud y la persistencia de la disminucién de
los caudales, se evaluara la RSF del SINAC, en caso llegard a los
l[imites de regulacion aprobados (RSF + DRSF), € Coordinador
solicitard ala DPP la Reprogramacién de la Operacion.

9.4. Despacho por variacion de latension en barras del SINAC

Tanto para la operacion dd sistema integrado como para la operacion en sub

ssemas;

9.4.1. Caidade Tension

a

Acciones correctivas

Se procederan inicidmente a monitorear los equipos de
compensacion reactiva, conexion de lineas, se despachard la reserva
de energia reactiva loca de las unidades de generacion, maniobras
sobre los equipos de compensacion reactiva, y en casos extremos
disponer la operacion de unidades térmicas por tension.

De continuar las limitaciones de tension en barras de SINAC, se
dispondrd la reprogramacion de la operacion de las unidades
generadoras de acuerdo a la disponibilidad y a la necesidad de
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94.2.

94.3.

energia reactiva del sistema, considerando las restricciones
operativas correspondientes y manteniendo como objetivo la
seguridad, la calidad y € menor costo total de operacion del sistema
paralas condiciones existentes.

b Acciones extremas

En situaciones extremas & Coordinador puede disponer |a puesta en
sarvicio de las unidades de reserva fria (no-sincronizadas) para
elevar la tensién de una barra de carga, cuando ésta es inferior a
97.5 % de la tension de operaciéon y puede disponer e rechazo de la
misma, cuando la barra opere con tensiones inferiores al 95% de la
tension de operacion.

Incremento de Tension

En caso del incremento de la tension en barras del SINAC, se procedera a
reducir la generacion de energia reactiva dentro de los limites de
operacion dadas por las curvas de capacidad de la unidad respectiva hasta
conseguir las tensiones nominales de operacion, teniendo en cuenta las
restricciones operativas correspondientes. De persistir con tensiones
elevadas en las baras del sistema, se operardn los equipos de
compensacion reactiva'y en casos extremos se procedera a la desconexion
de lineas y transformadores de potencia, preservando la confiabilidad,
seguridad y calidad del suministro eléctrico.

Regulacion de Tension

a.  Todos los Miembros dedd COES del sistema estdn obligados a
proveer de equipos necesarios para la supervision de los niveles de
tension en sus respectivas instalaciones.

b. Los niveles de tensidn en las barras de los sistemas de distribucién
seran regul ados directamente por sus titulares.

c. Los Miembros del COES del sistema estéan obligados a suministrar
la potencia reactiva inductiva o capacitiva solicitada por €
Coordinador, hasta los limites de capacidad de sus equipos para
mantener |os niveles adecuados de tensién.

d. El Coordinador es responsable de supervisar y controlar los niveles
de tension en barras del sistema de transmision. En el estado normal
la tension de barras de carga se mantiene dentro del + 2.5 % de la
tension de operacion.

e. El COES establecera las tensiones de operacion a ser controladas en
las barras de los sistemas de transmision sobre la base de estudios
especializados. Estas tensiones no deben exceder los rangos de
operacion especificados para € estado normal. Transitoriamente
hasta € afio 2009 la tensién de operacién serd la estipulada en los
contratos entre el suministrador y € cliente.

f. El COES mediante un estudio, establecera las prioridades y los
procedimientos para reducir o elevar manuamente la tension de
barras.

g. El Coordinador puede disponer la puesta en servicio de las unidades
de reserva no sincronizada para €levar la tensién de una barra de
carga, cuando ésta es inferior a 97.5% de la tensién de operacion y
puede disponer € rechazo de carga para elevar tensiones cuando la
barra de carga opere a tensiones inferiores a 95% de la tensién de
operacion.

h. Tratdndose de una barra de entrega, la tension se gusta a las
tolerancias especificadas en laNTCSE.
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A partir de la evaluacion de las medidas correctivas adoptadas en el
Despacho, e Coordinador solicitard a la DPP una reprogramacion de la
operacion del SINAC.

9.5. Despacho por limite de capacidad de transporte de la linea de transmision y
equipos de transformacién

95.1.

9.5.2.

9.5.3.

En tiempo real, los Miembros del COES a través de sus CC supervisaran
que sus equipos operen dentro de los limites de carga informados al
Coordinador y ala DOCOES.

Si se presentaran sobrecargas fuera de los limites de tolerancia admisible
en las lineas y equipos de alta tension del sistema, en coordinacion con los
CC, @ Coordinador decidira la modificacion del flujo de carga del
sistema, variando |los parametros de control (tension y frecuencia) en los
sistemas de generacidn, transmision y transformacion del SINAC,
respetando en lo posible las disposiciones dadas por la NTCSE y la
NTOTR.

En caso de detectarse una sobrecarga que exceda los limites fijados para
un equipo determinado de un integrante, éste le comunicara a
Coordinador, quien dispondré las medidas necesarias para reducir la carga
del equipo. El integrante informara en cada caso, €l valor de la sobrecarga
admisible y e tiempo méximo admitido en las coordinaciones existentes
en ese momento.

A partir de la evaluacion de las medidas correctivas adoptadas en el despacho en
tiempo real e Coordinador solicitarda a la DPP la Reprogramacion de la
Operacion.

9.6. Despacho por variacion de frecuenciadd sistema

Tanto para la operaciéon integrada del sistema u operacion en sub sistemas
aidados:

9.6.1.

9.6.2.

9.6.3.

9.6.4.

9.6.5.

9.6.6.

Los Miembros de generaciéon del COES son responsables por la
regulacion de la frecuencia del SINAC bajo la directiva del Coordinador.

Frente a una variacion sostenida 6 slbita de la frecuencia, en primera
instancia sera controlada y regulada autométicamente por la(s) central (es)
calificada(s) para gjercer la RPF. Sin embargo, e Coordinador dispondra
la RSF con la central o centrales calificadas para gercer dicha funcion de
acuerdo a Procedimiento relativo a la Reserva Rotante en e Sistema
Interconectado Nacional.

Para los casos de separacion del sistema, en la etapa de la programacion
de la operacién se prevera asignar ala central o centrales habilitadas por la
DOCOES que gerceran la RPF y RSF de acuerdo a Procedimiento
relativo ala Reserva Rotante en e Sistema Interconectado Nacional.

De contarse con un Sistema de Control Automético de Generacion, éste
efectuarala RSF.

La frecuencia del Sistema se gjustara a las tolerancias especificadas en las
NTCSE, paralos siguientes indicadores:

- Variaciones Sostenidas de Frecuencia.
- Variaciones Slbitas de Frecuencia.
- Integral de Variaciones Diarias de Frecuencia

Las unidades asignadas para la RPF y RSF operaran de acuerdo a los
procedimientos establecidos por € COES, a los cuales se sujetan las
disposiciones del Coordinador.

S las variaciones sostenidas de frecuencia exceden tolerancias
establecidas por la NTCSE en un momento dado, e Coordinador
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9.7.

9.6.7.

9.6.8.

9.6.9.

dispondra inmediatamente las medidas correctivas necesarias para
mantener |a frecuencia dentro de los limites permitidos.

S laintegra de Variacion Diaria de Frecuencia (IVDF), en un momento
determinado del dia excede las tolerancias especificadas, € Coordinador
establecera una estrategia de recuperacion y la implementara. En ningln
caso la frecuencia de recuperacion, establecidas como parte de esta
estrategia, determinara que las tolerancias para los otros indicadores sean
excedidas. En todo caso debe mantenerse e criterio de minimo costo
operativo.

El Coordinador registrarg, adicionalmente, la IVDF semana, mensua y
anua del sistemaintegrado y de los subsistemas.

Diariamente la DOCOES enviaed a OSINERG segin formato
establecido, la informacion de frecuencia y sus indicadores de calidad de
los puntos de control establecidos.

El control de la RPF sera continuo, en caso llegara a los limites de regulacién
aprobados, € Coordinador dispondra devolver la capacidad de regulacion
mediante una RSF con la centra o centraes cdificadas para gercer dicha
funcion, en casos extremos el Coordinador solicitard a la DPP la Reprogramacion
de la Operacion.

El Coordinador debera indicar claramente todas las incidencias ocurridas durante
la operacién en tiempo real del sistema en los respectivos IDCOP y a su vez esta
misma informacion sera transmitida ala DPP.

Coordinacién de maniobras

9.7.1.

9.7.2.

9.7.3.

9.7.4.

9.75.

9.7.6.

El Coordinador dispondra la gecucion de toda maniobra que involucre
equipos de generacion y transmision, asi como de aquellos equipos de
distribucion o de clientes libres que € Coordinador considere necesario.
Las maniobras requeridas por los Miembros del COES, por
mantenimiento o0 pruebas, se gustaran a las incluidas en & PDO. Asi
mismo se efectlan las maniobras necesarias para mantenimientos
correctivos de fuerza mayor.

El Coordinador definira la secuencia de maniobras de las instalaciones del
sistema, en coordinacion con los Miembros del COES. Por otro lado los
Miembros del COES son responsables de egecutar las maniobras
dispuestas y/o autorizadas por el Coordinador. Toda maniobra se efectuaré
considerando la seguridad de las personas 'y del equipo.

La comunicacion entre e Coordinador y los Miembros del COES, o
viceversa, debe contener, en forma explicitalo siguiente:

a.  El nombre delaentidad y persona que emite la comunicacion;
Laidentificaciéon del equipo involucrado, s es el caso;

La disposicion correspondiente;

La hora en que debe gecutarse;

La hora en que se imparte la comunicacion;

Lahorade entrega del equipo o instalacion;

Lahora que seincorporaa sistema; y,

La confirmacién de parte del CC responsable, la conformidad de
puesta en servicio del equipo o instalacion.

Toda disposicion o informacion operativa se emitira principamente a
través de teléfono siempre con grabacion permanente. De ser requerida se
emitird ladisposicion o su confirmacidn por escrito.

El supervisor de turno de un Miembro del COES que reciba oralmente una
disposicién del Coordinador, la repetira para asegurar a emisor la

Qe o a0 o
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9.7.7.

9.7.8.

recepcion clara del mensge. Tratdndose de cdodigos, siglas u otras
instrucciones similares, en un mensge hablado, se utilizard & codigo
fonético internacional .

Mediante un estudio, el COES establecera la secuencia para la conexion o
desconexion de las lineas y los correspondientes procedimientos de
coordinacién entre el Coordinador y los Miembros del COES.

Si ingresan nuevos equipos o instalaciones a Sistema, las coordinaciones
de las maniobras se efectuardn bajo los procedimientos establecidos para
el caso entre los Miembros del COES, e Coordinador y laDOCOES.

9.8. Reprogramacion por coordinaciones defectuosas

9.8.1.

9.8.2.

9.8.3.

La reprogramacion, operacion del sistema y las disposiciones operativas
del Coordinador deben considerar: la seguridad de la persona, las
limitaciones propias de equipos e instalaciones, la seguridad del sistemay
laintegridad tanto de las instalaciones como |a propiedad de terceros; por
lo que los Miembros del COES deben verificar inmediatamente que la
reprogramacion o tales disposiciones, no vulneren dichas consideraciones.

De comprabarse inminentes vulneraciones, cualquier Miembro del COES
deberd comunicarlo inmediatamente a Coordinador para su correccion
con copia a la DOCOES, por via electrénica o fax en caso excepcional.
Simultaneamente remitirdn copia del reclamo a los demas Miembros del
COES por e mismo medio.

El Coordinador evaluard inmediatamente € reclamo, aceptandolo o
rechazandolo, debiendo sustentar su decision; luego hara de conocimiento
a todos los Miembros del COES por via electrénica o fax. De aceptarla
corregira  inmediatamente sus  disposiciones  y/o requerira la
reprogramacion ala DOCOES.

10. RACIONAMIENTO Y RECHAZO DE CARGA
10.1. Racionamiento

10.1.1.

10.1.2.

10.1.3.

10.1.4.

El servicio eléctrico se raciona cuando, en un momento determinado la
oferta eléctrica es inferior a la demanda en € sistema, como consecuencia
de salidas programadas o forzadas del equipo, caudales bgjos, escasez de
combustible, etc.

Los programas de operacion anua, mensua, semanal y diario incluiran el
plan de racionamiento, s se prevén déficit de oferta. EI cumplimiento de
estos programas es obligatorio para todos los Miembros del COES del
sistema interconectado. Los titulares de generacion comunicaran a sus
clientes todo racionamiento programado inmediatamente después de
conocerse los programas de operacion. EI Coordinador supervisara el
cumplimiento de los programas incluidos en los PDO.

El racionamiento se efectuara en proporcién a las demandas maximas de
los Miembros del COES, de este modo se determinara €l porcentaje de
racionamiento que le corresponde a cada titular de generacion y
distribucion, estos a su vez distribuirdn dicho porcentagje entre sus clientes
de acuerdo a las prioridades y/o compromisos adquiridos con ellos. Para
evauar la demanda a ser racionada en e sistema o0 en un &ea, la
DOCOES pronogticara la demanda de las empresas distribuidoras y
clientes libres en cada barra del sistema de transmisién, tomando en
cuenta sus consumos histéricos. Asi mismo las empresas distribuidoras
pronosticaran la demanda de cada circuito de la red primaria de
distribucion.

Las cargas esenciales tienen prioridad en e servicio. El racionamiento
debe ser distribuido en forma rotativa y equitativa entre las cargas
restantes. Se entiende por cargas esenciades a hospitales y a otras
instalaciones para las cuaes € servicio eléctrico es de vital importancia.
OSINERG cdlificara cuales son las cargas esenciales.
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10.1.5. S una empresa distribuidora o un cliente libre excediera su potencia
asignada seguin € programa de racionamiento, € Coordinador le notificara
para que, en un plazo maximo de quince(15) minutos, se sujete a
programa. De persistir e exceso, transcurrido € plazo, e Coordinador
puede disponer la desconexién de sus cargas en coordinacion con sus
suministradores.

10.1.6. El Coordinador informara diariamente a la DOCOES sobre la gecucion
de los programas de racionamiento, sustentando los cambios realizados.
La DOCOES evauara su cumplimiento, y basado en estos resultados,
establecera los planes de racionamiento de los PDO siguientes.

10.2. Rechazos autométicos de carga

10.2.1. El COES encargard o efectuard anualmente los estudios necesarios para
pre-establecer los esquemas de rechazo automatico de carga y hacer
frente a Stuaciones de inestabilidad del sistema. Estos esquemas de
rechazo de carga son de cumplimiento obligatorio y son comunicados a
todos los Miembros del COES antes del 30 de setiembre de cada afio, y
éstos los implantarén antes del 31 de diciembre del mismo afio.

10.2.2. El COES definira mediante un estudio los esquemas de rechazo de carga
para evitar inestabilidad angular y/o de tensién, dicho estudio tomara en
cuenta por 1o menos los siguientes criterios:

a  Nivel méximoy minimo de frecuencig;

Valores maximos y minimos de tension;

Etapas de desconexién automética'y temporizaciones,
Se dara prioridad de desconexién de carga;

Porcentgje de carga de cada titular incluido en los esgquemas de
rechazo de carga;

f.  Segmentacion del sistemaen &reas de operacion aislada;
g. Caracteristicas dd equipamiento a ser utilizado.

Los titulares de generacion y distribucion estableceran un orden de prioridad para
la demanda de sus clientes segin € porcentge de participacion que les
corresponda.

Los criterios iniciales para e esquema de rechazo de carga serén los que se fijan
en latercera disposicion transitoriade laNTOTR.

ANEXO N°01
CONFIGURACION DEL SISTEMA: AREASOPERATIVASDE LA RED

® 20T

Actuamente en e Sistema Interconectado Nacional se pueden distinguir las siguientes Areas
Operativas, lascuaes pueden operar independientemente:

Areal: Conformada por las centraes térmicas. Nueva Central Térmica de Tumbes y
Las Mercedesy las subestaciones Zorritosy Tumbes.

Area2: Conformada por las centrdes térmicas de Maacas, Tdaa y Verdin y las
Subestaciones Tdaray Mdacas.

Area 3 Conformada por las central hidraulica Curumuy y las centraes térmicas de Piura,
Sullanay Paitay |as subestaciones de Piura Oeste y Piura Centro.

Area4: Conformada por la centrd hidraulica de Carhuaquero y la centrd térmica de
Chiclayo y lasubestacion  Chiclayo Oeste.

Areab: Integrada por la centra hidraulica Gdlito Ciego y la centrd térmica de
Pacasmayo, y las subestaciones de Gallito Ciegoy Guada upe.
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Area 6:
Area’7:

Area 8:

Area9:

Area 10:

Areal1l:

Area 12

Area 13

Area 14:

Area 15:

Area 16:

Integrada por la central térmicade Trujillo Sur y la subestacion Trujillo Sur.

Integrada por las centraes hidraulicas Cafion del Peto y Pariac, la centrd térmica
de Chimbotey las subestaciones de Chimbote 1, Chimbote 2 y Hudlanca

Integrada por la centra hidraulica Cahua, la centrd térmica de Paramonga y las
subestaciones de Paramonga Nuevay Paramonga Existente.

Integrada por las centrales hidréulicas  Huinco, Matucana, Callahuanca,
Moyopampa y Huampani, las centrales térmicas de Santa Rosay Ventanillay las
subestaciones de Ventanillas, Chavarria, Santa Rosa, San Juan y Callahuanca.

Integrada por la centrd térmica de San Nicolés y las subestaciones de San Nicolés
y Marcona

Integrada por las centrales hidraulicas de Yaupi, Mapaso, Pachachaca 'y Oroya, la
centra térmica de Aguaytia y las subesteciones de Tingo Maria, Vizcara,
Paragshall, Huanuco, Carhuamayo y Oroya Nueva.

Integrada por las centrdes hidraulicas de Mantaro, Regtitucidn, Yanango y
Chimay, y las subestaciones de Campo Armifio, Huancaveica, Huayucachi,
Pachachaca, Pomacocha, Independencia, Ica, Ayacucho y Socabaya.

Integrada por las centraes hidraulicas de San Gaban, Dolorespata, Bellavista y las
subestaciones asociadas.

Integrada por las centrd hidréulica de Charcani |, II, I, IV, V y VI, vy las
centrales térmicas de Chilina, Mollendo y las subestaciones asociadas.

Integrada por las centraes térmicas de llo y Moquegua y las subestaciones
asociadas.

Integrada por las centrales hidréulicas de Aricota 1, 2, las centraes térmicas de
Cdanay Paray las subestaciones asociadas.

- Aln cuando se han previsto acciones para evitar la desintegracion total del sistema,
eventualmente se pueden aislar areas operativas en una 0 mas areas geogréaficas, en casos
especificos de mantenimiento o por circunstancias de fuerza mayor.

- Los integrantes del sistema son encargados de mantener actualizados Sus propios
Manuales de Operaciones y/o Manua de Procedimientos Interempresas, segin sea €
caso, con €l objeto de facilitar el proceso de maniobras de desconexion o reposicion de
circuitos del sistema.

ANEXO N°02-A

CARACTERISTICA DE OPERACION DEL SISTEMA HIDRAULICO DEL

SINAC
RENDIMIENTO CAUDALESDE
CENTRALES POTENCIA PROM. OPERACION
POTENCI MINIM | MAXI | PROM
HIDRAULICAS |EFECTIVA A ENERGIA @) MO | EDIO
Mwh/mils
DEL SINAC (Mw) Mw/m3/seg m3 m3/seg | m3/seg | m3/seg

ANEXO N°02-B

CARACTERISTICAS DE OPERACION DE LOSRESERVORIOSDEL SINAC
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VOLU EMBALEMBAL|VOLU RESERVORIO O
EMBALSES MEN SE SE MEN CENTRALES
MINIM | MAXI |MUER| QUE ALIMENTA AGUAS
DE UTIL @] MO TO ABAJO
miles | miles | miles | miles
REGULACION m3 m3 m3 m3
ANEXO N° 03

NIVELES DE CARGA PERMISIBLESEN LASLINEASDEL SINAC

Tensi L ongi|Capacid/Capaci|Capaci| Facto|NUume
Caédigo | 6n | tud ad dad | dad r ro
Lineade Nomi Nomin| Maxi |Limit
N9 Empresa| Transmision Actual | nal Nominal| al ma | ante | de
T.
Corrien|Condu Circui
te ctor tos
kWV)(Km) (A) | (A) | (A)
ANEXO N° 04

NIVELES DE CARGA PERMISIBLES EN TRANSFORMADORESDE POTENCIA
DEL SISTEMA INTERCONECTADO NACIONAL

RELACION | CAPACIDAD
DE DE CAPACIDAD DE
CODIG|TRANSFORM |TRANSFORM [TRANSFORMACI
o) ACION ACION ON
EMPRES|SUBESTACI/ACTUA| NOMINAL | NOMINAL |SOBRECARGA (2
Ne| A ON L (PLACA) (PLACA) HORAS
(kV) (MVA) (MVA)

OBJETIVO

Determinar y vaorizar las transferencias de energia activa entre generadores
integrantes del COES.

BASE LEGAL
2.1. Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (Articulo 40°. inciso d)

2.2. Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas
(Articulos 81°, 91°. inciso e, 102°, 107°, 108°, 114°, 136°)

PROCEDIMIENTO N° 10

VALORIZACION DE LAS TRANSFERENCIAS DE ENERGIA ACTIVA ENTRE
GENERADORES INTEGRANTES DEL COES
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3. PERIODICIDAD
Mensual.
4, RESPONSABLE
Division de Evaluacion y Estadistica.
5. APROBACION
La Direccidn de Operaciones aprobara €l informe de valorizacion correspondiente.

Cualquier generador integrante podra solicitar reconsideracion de la aprobacion
efectuada.

La valorizacion aprobada origina la obligacion de pago o cobro entre generadores
integrantes.

6. DEFINICIONES
L as siguientes definiciones son de aplicacién especifica para e presente Procedimiento.
6.1. Generador Integrante

Es e generador cuyas instalaciones forman parte del Sistema Interconectado
Nacional (SINAC) y que cumple con los requisitos establecidos en los
dispositivos legales vigentes para integrar el COES.

6.2. Entrega

Aporte de energia activa de una central generadora 0 de una instalacién de
transmision a una Barra de Transferencia.

6.3. Retiro

Energia activa que es comercializada y/o consumo fisico en una Barra o la que es
tomada por un titular del Sistema de Transmision Principal desde una Barra de
Transferencia hacia unainstalacion de transmision.

Cuando se trata de consumos fisicos, su legalidad quedard demostrada con €l
reconocimiento de dicho consumo fisico en e modelamiento que se efectla para
reflgjarlo en otro lugar segn contrato de comercializacién y/o transporte.

6.4. Barrade Transferencia

Es toda barra del Sistema Principa de Transmision y ademas aquella barra del
Sistema Secundario de Transmision en donde existen entrega(s) y/o retiro(s) de
dos 0 mas generadores integrantes.

1. PREMISAS

7.1. La determinacion de las transferencias de energia activa y su valorizacion se
realiza en las Barras de Transferencia.

7.2. Lavadorizacion de las entregas y retiros entre generadores integrantes del COES en
los Sstemas secundarios de transmision, serdn considerados como parte de la
vaorizacion de las transferencias, previo acuerdo de los generadores integrantes
involucrados. De no haber acuerdo, se vaorizara provisonamente por disposicion
dd Directorio del COES, hasta que se produzca dicho acuerdo.

7.3. El periodo de vaorizacion mensual de las transferencias de energia activa
comprende desde las 00:00 horas del primer dia del mes hasta las 24:00 horas del
Gltimo dia del mismo mes.

8. DATOS
8.1. El COES mantendra actualizadalainformacion siguiente:
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8.2.

8.3.

8.4.

8.5.

8.6.
8.7.

1) Relacién de integrantes.

2) Relacion delas Barras de Transferencia

3) Descripcion delas entregas y retiros en barras de transferencia
4)  Compromisos de potencia de los generadores integrantes.

5) Esguema smplificado del Sistema Interconectado Nacional - Barras de
Transferencia.

Cualquier actualizacion de esta informacion sera comunicada a |os integrantes en
el informe correspondiente.

El Costo Marginal de Corto Plazo (CMCP) en la Barra de Referencia (Barra de
Transferencia Santa Rosa) es € calculado segin € PR-N° 07. Para cuaquier otra
Barra de Transferencia,  CMCP esta dado por e CMCP en la Barra de
Referencia multiplicado por € factor de pérdidas marginaes de energia activa de
dichabarra, evaluado conforme se indicaen 8.5.

Cuando € SINAC se divida en sub-sistemas los costos margindes seran
determinados por aplicacion del PR-N° 07.

En e caso que & COES utilice un modelo multinodal, los CMCP resultantes
seran utilizados para estas val orizaciones.

Cada generador integrante del COES presentara la informacion de sus Entregas y
Retiros provenientes de medidores ubicados en las barras de transferencia, para
periodos de 15 minutos.

En los casos de excesos de consumo de energia activa con relacion a los
compromisos pactados, estos corresponderdn a retiros del generador que lo
abastece, y de haber dos 0 més generadores que abastecen simultaneamente un
mismo consumo, dichos excesos de consumo seran repartidos entre ellos
proporcional mente a sus compromisos contractuales.

Cuando la informacién de los medidores no es suficiente para cubrir € periodo
indicado en € numeral 7.3 0 ésta es registrada en niveles de tensién menores alos
de la Barra de Transferencia, se deberan utilizar los factores de pérdidas de
transformacion y transmision acordados por los generadores involucrados o
aquellos de la fijacion tarifaria vigente. El objetivo es que las mediciones se
lleven alabarray d nivel de tensién més alto, esto es a la barra de transferencia,
de acuerdo a lo sefidado en € articulo 114° del Reglamento. El detalle del
célculo efectuado deberd alcanzarse al COES.

Los titulares de Sistemas Principaes de Transmisién proporcionaran la
informacion de sus Entregas y Retiros registradas en las Barras de Transferencia,
para periodos de 15 minutos.

El COES calculara los factores de pérdidas marginales que mejor reflgien la
operacion real del sistema eléctrico, para su aplicacion en la vaorizacion de las
transferencias de energia activa.

El Valor del Agua es determinado segiin el PR-N° 08.

El Tipo de Cambio (TC) para € ddlar de los Estados Unidos de Norteamérica es
el valor publicado en € Diario Oficial El Peruano por la Superintendencia de
Banca y Seguros como “Cotizacién de Oferta y Demanda - Tipo de Cambio
Promedio Ponderado” o e que lo reemplace. Se tomara € vaor Venta
correspondiente & Ultimo dia hébil del mes para el cua se efectliala valorizacion.
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8.8. En & caso que algin integrante no entregue oportunamente la informacién

indicada en los numerales 8.3 y 8.4, la Division de Evauacion y Estadistica del
COES usara la mgjor informacién disponible, 1a que sera propuesta a CTEE para
su aprobacién, efectuandose e gjuste correspondiente en la siguiente valorizacion.

9. PROCEDIMIENTO
9.1. En cada Barra de Transferencia se debe cumplir que la sumatoria de Entregas

9.2.

9.3.

94.

9.5.

9.6.

9.7.

9.8.

debe ser igual a la sumatoria de Retiros. En cada barra de transferencia del
sistema secundario de transmisién solo existirdn Entregas y Retiros de
generadores integrantes involucrados.

Al efectuarse e baance de energia en cada Barra de Transferencia del Sistema
Principal de Transmisiéon, € error admisible no deberd ser mayor de 2% del
Retiro (s e error es negativo) o de la Entrega (s € error es positivo) del
Transmisor. S la diferencia del balance es igual o menor que e error admisible,
dicha diferencia se cerrard con la Entrega o Retiro del Transmisor segun dicho
error sea positivo 0 negativo respectivamente.

Si la diferencia del balance es superior a error admisible, deberdn verificarse los
perfiles de las Entregas y Retiros en dicha barra. Si después de dicha verificacion
persistiera € error, la Divisén de Evaluacion y Estadistica cerrara € balance
provisionamente, para efectos de la transferencia de energia, con € Retiro o
Entrega del Transmisor segin sea e caso, debiendo revisar en detale toda la
medicién que lleve a dar solucion a problema dentro de los 15 dias siguientes de
aprobada la valorizacion.

De considerarlo necesario € COES requerira que los propietarios de la medicién
efectlen, bajo su supervision, € contraste de los medidores y/o la correcta
sincronizacion de sus relojes. El resultado de dicho andlisis y € guste a que de
lugar, se incluiran en la siguiente valorizacion.

Las Entregas y Retiros de cada generador integrante serén valorizadas a Costo
Marginal de Corto Plazo de la Barra de Transferencia correspondiente.

Para cada generador integrante se determina su Saldo de Transferencias que
resulta de la sumatoria de las valorizaciones de sus Entregas menos la sumatoria
de las valorizaciones de sus Retiros.

La sumatoria de los Saldos de Transferencias en € Sistema Principa de
Transmisién de los generadores integrantes constituira €l Saldo Resultante.

El Saldo Resultante sera asignado a cada generador integrante, prorrateandolo en
proporcién a sus ingresos por potencia del mes para € cua se efectla la
valorizacion.

Las compensaciones por consumos de baja eficiencia de combustible y por
operacion a minima carga se redizardn de acuerdo a lo establecido en €
Procedimiento Reconocimiento de Costos Eficientes de Operacion de las
Centrales Térmicas del COES-SINAC.

La compensacion por Regulacién Primaria de Frecuencia se realizara de acuerdo
a lo establecido en & Procedimiento Reserva Rotante en € Sistema
Interconectado Nacional .

El Saldo de Transferencias Neto para cada generador integrante sera la suma de
los saldos obtenidos en los numerales 9.3, 9.4, 9.5y 9.6.

Para determinar |os pagos mensuales que debe efectuar cada generador integrante
econdmicamente deficitario a los generadores integrantes econdémicamente
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10.

11.

excedentarios, se prorratea su Saldo de Transferencias Neto en la proporcion en
gue cada uno de éstos participen en € saldo positivo total.

INFORMACION ESTADISTICA
El COES mantendra actualizada la informacion estadistica siguiente:

1 Produccién mensua de energia activa por unidad de generacion 'y por empresa.

2 Costos Marginales promedios ponderados mensuales.

3 Balance de energia por barray por Empresa.

4 Vaor Aguasemanal.

5 Tipo de Cambio.

6 Factor de Pérdidas Marginales.

7 Costos Variables.

CRONOGRAMA

11.1. Las empresas integrantes de COES entregaran a la Direccion de Operaciones la
informacion pertinente en el formato establecido por la misma en € transcurso de
los cinco (5) primeros dias calendario del mes.

11.2. La Direccion de Operaciones procesara la informacién y elaborara el respectivo
Informe en dos (2) dias calendario del mes.

11.3. La Direccién de Operaciones entregara el dia octavo caendario € Informe de
Valorizacion de Transferencias de Energia y los cdlculos correspondientes a las
empresas integrantes para su revision. Las empresas integrantes presentaran sus
observaciones ala Direccién de Operaciones en dos (2) dias calendario.

11.4. La Direccion de Operaciones emite los cuadros de pago € décimo dia caendario del
mes sguiente de la vaorizacion.

S se hubieran presentado observaciones que no puedan ser subsanadas hasta el
décimo dia caendario, la Direccién de Operaciones aprobara la valorizacion con
cargo a emitirse los gjustes que resulten pertinentes.

11.5. La Direccion de Operaciones remitira el mismo dia de la aprobacion € Informe
aprobado a las empresas integrantes para | os efectos que corresponda.

11.6. Los pagos resultantes de las eventuales observaciones no subsanadas a que se

refiere el punto 11.4, deberén ser incluidos en la liquidacion de la factura del mes
siguiente de subsanada la observacion.

PROCEDIMIENTO N° 11

RECONOCIMIENTO DE COSTOS POR REGULACION DE TENSION EN BARRAS DEL

SINAC

OBJETIVO

La operacion del sistema eléctrico debe efectuarse con un perfil adecuado de tensiones
de entrega de energia (Tensiones) conducentes a un suministro eléctrico de buena
calidad de tension.

Es objetivo de este procedimiento precisar las obligaciones y el reconocimiento de los
sobrecostos de operacion incurridos por las empresas integrantes del COES
(Integrantes) para regular la tensién en barras pertenecientes a Sistema Principal de
Transmision.
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2. BASE LEGAL
2.1. Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (Articulos 40, 41)

2.2. Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas
(Articulos 83, 92, 93, 95)

2.3. Decreto Supremo N° 009-97-EM.- Norma Técnica de Cdidad de los Servicios
Eléctricos.
2.4. Resolucion dela CTE N° 03-95 P/CTE y modificatorias.

3. DEFINICIONES

Las definiciones utilizadas en e presente Procedimiento, estdn precisadas en €
Glosario de Abreviaturas y Definiciones,

4, RESPONSABILIDADES

Los Integrantes son responsables de la operacion de sus equipos para € control de la
tension en e SINAC.

La DPP es responsable de las programaciones anuaes, mensuales, semanales y diaria
de la operacion del SINAC, la que debe considerar los niveles de tension en las barras
del SINAC en laoptimizacién del despacho de centrales.

El COORDINADOR es responsable en tiempo real del despacho que sea necesario
para regular las tensiones en las barras de transferencia, para la operacion en tiempo
real.

La Direccion de Operaciones es responsable de la aprobacion del informe  técnico que
presentara la DPP sobre cada uno de los eventos, para el reconocimiento de los sobre
costos por generacion.

La DEE basada en € referido informe y los cambios en las entregas de energia a
SINAC, calculara los sobre costos incurridos por |os Integrantes.

La Direccion de Operaciones reconoceray aprobara |os referidos sobre costos.
5. OBLIGACIONES

5.1. Compensar a las empresas generadoras que contribuyen a mejorar e nivel de
tenson en baras del Sistema Principal de Transmision del SINAC con
autorizacion del COORDINADOR, y que son aquellas cuyas unidades se
arrancan para despachar energia reactiva y aguellas cuya generacion de energia
activa se reduce para permitir e despacho de las anteriores.

5.2. Corresponderd compensar a las partes implicadas, la operacion de unidades para
regular tension en barras correspondientes a Sistema Secundario de Transmision.

5.3. Las unidades generadoras entregardn, cuando sea solicitado por €l
COORDINADOR, la potencia reactiva requerida hasta e limite determinado
técnicamente para cada una de dllas.

5.4. EI mantenimiento preventivo de las unidades generadoras y de lineas de
transmision deberd sujetarse a programa semanal aprobado por la DOCOES.

5.5. Los Integrantes estdn obligados a instalar temporalmente equipos registradores
del factor de potencia en diversos puntos de la red, en las oportunidades que la
Direccion de Operaciones del COES lo solicite. Los resultados serén reportados a
dicha Direccion.

6. SOBRE COSTOS POR TENSION
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Los sobre costos por Tension (sobre costos) son aquellas erogaciones originadas por
variaciones en e programa diario de operacion del SINAC (variaciones) que
congtituyen incrementos de inyecciones de potencia reactiva y que originan
alteraciones del despacho de potencia activa respecto a los valores programados para la
operacion de minimo costo.

El PDO por tension considera la necesidad de arrancar o variar la carga de una o més
unidades de generacion Unicamente para regular la Tension en cuaquier barra del
SINAC. En caso de incluirse € despacho de alguna unidad por Tension, este se
efectuara considerando siempre la operacién a minimo costo. El costo variable de dicha
unidad no serd considerado en e costo marginal del SINAC, siempre y cuando se
demuestre que no fue mas econdémico operar bajo esta condicién en € sistema.

La DPP determinara los sobre costos, que serén iguales a la diferencia entre € costo de
la operacion del PDO para un dia especifico y € costo resultante de un PDO sin €
problema de tensién. En la determinacion de los sobre costos deberdn considerarse los
costos variables combustibles y no combustibles; los costos por rendimiento térmico y
los costos de arranque, rampa de carga, descarga y parada calculados de acuerdo a
Procedimiento Reconocimiento de Costos Eficientes de Operacion de las Centrdes
Térmicas dd COES-SINAC, considerando la potencia real generada, la DPP informara
diariamente |os sobre costos en e IEOD.

7. DETERMINACION DE LA COMPENSACION POR SOBRE COSTOS

7.1. Se compensardn a los Integrantes que incurran en sobre costos por regular
Tensién (compensaciones) en barras del Sistema Principal de Transmision, en un
monto que sea igua a los incrementos valorizados a un costo unitario resultante
de la diferencia entre & costo variable de su unidad (o0 sus unidades) y € costo
marginal del sistema.

Las Compensaciones se cacularan mensuamente mediante un gjuste al céculo
de transferencias de energia activa, mediante €l siguiente procedi miento:

Sean :

Elr = laenergiareal inyectada por un Generador 1 (G1) para mejorar latension.
Elp = laenergiaque debi6 generar e G1, sin considerar problemas de tension
CV1 = Costo variable del G1

Cmg = Costo marginal del sistema en la barra de referencia (Santa Rosa)

fpl = Factor de pérdidas de energia de la barradonde inyectael G1

NA = Numero de arranques.

El G1, para mejorar latension del sistema incurre en un gasto (E1r-E1p)*CV1 y
percibe e monto (E1r-E1lp)* Cmg*fp1l.

Por tanto, debe compensarse el monto:

C = (Elr-Elp)* (CV1-Cmg*fpl)

Los costos variables y gastos adicionaes de arranque y parada, s son aplicables,
se cacularan de acuerdo a Procedimiento Reconocimiento de Costos Eficientes de
Operacion de las Centrales Térmicas ded COES-SINAC; aplicado a periodo en que
se regul 6 tensién, considerando NA=0 si la unidad estaba operando o NA=1 s la
unidad no estaba operando.

En caso de tratarse de més de un generador, € procedimiento general es similar a
descrito, obteniéndose la compensacion total como la sumatoria de las
Compensaciones individual es.
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7.2. En e caso que uno 0 més generadores con costo variable menor a de la unidad
gque se despacha para meorar la tension reduzcan su generacion, les
correspondera una compensacion solamente en € caso que dicha reduccion de
generacion produzca vertimiento energético. La compensacion para cada uno de
los generadores que han vertido se efectuard en proporcién a la energia vertida
Esta compensacién no es aplicable en caso de vertimiento generalizado,
regulacion secundaria de frecuencia, o por motivos distintos a las necesidades de
regulacion de tension.

La compensacion econdémica a costos marginales para € generador i que ha
vertido por requerimientos de tension durante € periodo de regulacion es:

Ci =K * (Elr —Elp).(Evi / S Evi).(Cmg . fpi— CVi)
Donde:

Ci =compensacién por la energia vertida al requerirse despachar una unidad por
regulacion de tension.

K = proporcion de la energiaa compensar = S Evi / S DEI

Evi = energia vertida por € generador i durante el periodo de regulacién de
tension por requerimiento del COORDINADOR.

D Ei = decremento de energia del generador i.

Elr —Elp = exceso de energia despachada por la unidad que realiza regulacién
de tension (numeral 7.1).

Cmg=costo marginal de energia del sistema sin considerar la unidad que
efectlialaregulacion de tension.

fpi = factor de pérdidas marginales de la barra donde inyecta el generador i
Cvi = costo variable delaunidad i.
8. OPORTUNIDAD DEL INFORME Y VALORIZACION RESPECTIVA

La DPP formulard mensualmente, dentro de los cinco(5) primeros dias de cada mes,
un informe (Informe) sobre las fechas y tiempos de operacién de grupos térmicosy de
los cambios en las entregas de energia por motivos de meora de la Tension,
correspondiente al mes anterior.

La DOCOES aprobara € Informe para la valorizacion y cdculo de compensaciones y
los pagos entre Integrantes.

La DEE valorizara los cambios en las entregas de energia al sistema por mejora de
tension basada en |os registros de energia cada 15 minutos.

La DOCOES aprobara el informe de la DEE para larealizacién de |os pagos.
9. PAGO DE LASCOMPENSACIONES

Las compensaciones seran pagadas de acuerdo a lo establecido en € Procedimiento
N°15.

ANEXO
EJEMPLO DE APLICACION

Durante 4 horas se despacha una unidad térmica local GO de 100MW y CV = 40 US¥MWh
por tension, requiriéndose disminuir generacion hidraulica lgjana por 105 MW en base a dos
generadores hidraulicos G1 y G2 , en 51 y 54 MW respectivamente. Esta disminucién de
generacion hidraulica de 105 MW corresponde a 100MW locales, debido alas pérdidas.
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El cmg del sistema sin considerar la unidad despachada por tensién es de 28 USS/MWh y €
CV de los generadores hidraulicos es cero. Los factores de pérdidas marginales son fp0 = 1.0;
fp1=0.98; fp2=0.98

Los vertimientos son 20MWh en €l generador 1y 10 MWh en @ generador 2.

La compensacion que le corresponde a generador térmico es, segin 7.1:

CO= 400MWh=* ( 40* 1-28) USS/MWh = 4800 US$

La compensacién total de energia para los generadores hidréaulicos que han vertido es:
? Etcv = 20+ 10=30 MWh

proporcion K = 30/ (105*4) =0.071

Es decir, los 400 MWh témicos requieren una disminucion de 105*4= 420 MWh
hidréulicos, de los cuales = 0.071*400 = 28.4 MWh producen vertimiento (se compensan) y
400-28.4=371.6 MWh no producen vertimiento ( no tienen compensacion).

L as compensaciones a cada generador hidraulico son:
Cl1=400* 0.071*( 20/ (20+10) )* ( 28* 0.98—-0) = 519.53 US$
C2=400* 0.071*( 10/ (20+10) )* ( 28* 0.98—-0) = 259.76 US$

Notese que € sobre costo para e sistema es US$4800 e cual resultaigual alaevauacion de la
diferencia de costos de generacion del sistema con y sin € problema de tensién. Sin embargo,
los generadores del sistema pagan, ademas de este sobre costo, la pérdida de oportunidad de la
energia vertida, por US$ 779.29.

PROCEDIMIENTO N° 12

PROGRAMACION DEL MANTENIMIENTO PARA LA OPERACION DEL
SISTEMA INTERCONECTADO NACIONAL

1. OBJETIVO

Establecer los procedimientos a seguir en la elaboracion de los programas de
mantenimiento de los equipos principales de generacion y transmision del SICNAC, y
definir las responsabilidades de los Integrantes, del Coordinador y de la DOCOES;
asimismo lainformacion necesariarequeriday gercer e control para su cumplimiento.

2. BASE LEGAL
2.1. Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (Articulo 41°. inciso b)

2.2. Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas
(Articulos 91°. inciso ¢, 115°, 116°, 117°)

2.3. Resolucion Suprema N° 233-98-PCM  (1998-05-01). Escada de Multas y
penalidades por infracciones a las Leyes de Concesiones Eléctricas y Organica de
Hidrocarburos.

2.4. Decreto Supremo N° 009-99-EM.- Norma Técnica de Cdidad de los Servicios
Eléctricos.
2.5. Resolucién Directora N° 049-99-EM/DGE.- Norma Técnica para la Operacion en
Tiempo Real delos Sistemas Interconectados.
3. DEFINICIONES

Las definiciones utilizadas en e presente Procedimiento, estdn precisadas en €
Glosario de Abreviaturas y Definiciones,

4, RESPONSABILIDADES
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4.1. DELA DOCOES

41.1.

4.1.2.

4.1.3.

4.1.4.

4.15.

4.1.6.

41.7.

4.1.8.

4.1.9.

4.1.10.

4.1.11.

4.1.12.

4.1.13.

4.1.14.

Pronosticar la demanda de potenciay energia anua dd sstemay veificar la
existencia de reservarotante y fria parala programacion del mantenimiento.

Consolidar y elaborar los programas de mantenimiento (preventivo y/o
correctivo) bajo los criterios de seguridad, calidad y economia para el
SINAC.

Establecer la forma y plazos en que los titulares: de generacion, de redes
de transmisién, de redes de distribucion y clientes libres deben presentar
la informacion de sus programas de mantenimiento; en los dos Ultimos
casos los integrantes del COES coordinaran con sus clientes.

Remitir d Coordinador y a los integrantes del COES los programas de
operacion: PSO, PDO y Reprogramacion de la Operacion, incluido los
mantenimientos programados de acuerdo a los plazos, horarios y medios
establecidos en los procedimientos PR-N° 01, PR-N° 02 y PR-N° 06.

Coordinar, actudizar y elaborar en los términos y plazos establecidos los
programas de mantenimiento Mayor de SINAC.

Coordinar, actudizar y elaborar en los plazos y términos establecidos los
programas de mantenimiento Anual del SINAC.

Coordinar y eaborar los programas de mantenimiento mensuades de las
unidades de generacidn, lineas de transmision y componentes principaes del
SINAC.

Coordinar y eaborar los programas de mantenimiento semanades de las
unidades de generacidn, lineas de transmision y componentes principaes del
SINAC.

Coordinar y actudizar los programas de mantenimiento diarios de las
unidades de generacidn, lineas de transmision y componentes principaes del
SINAC.

Aprobar los programas de mantenimiento Mayor, anud, mensua y semand
del SINAC.

Andizar y susentar mediante & uso de herramientas computacionaes las
repercusones sobre la segurided, calidad y economia de suministro
géctrico. La secuencia o smultaneidad de los mantenimientos de los
equipos principaes de generacion y/o transmisén del sistema dentro de un
mismo periodo, y de acuerdo a los resultados obtenidos, puede recomendar:
continuar, adelantar 0 postergar la programacion del mantenimiento para una
fechamas propicia

A través dd CSO, evduar € grado de cumplimiento de los programas de
mantenimiento y comunicar a los integrantes del COES los resultados
obtenidos en forma semana y mensud.

Reportar mediante € IEOD a los integrantes dd COES €& grado de
cumplimiento de los programas de mantenimiento de corto plazo de
SINAC, asi como un informe sucinto de aquellos trabgos eecutados de
mantenimiento correctivo de emergencia.

Comunicar a los integrantes del COES con la debida anticipacion sobre los
proximos plazos de presentacion y actudizacion de los programas de
mantenimiento Mayor, Anua y Mensua de susingtalaciones.
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4.1.15. Coordinar, evauar e informar los programas de mantenimiento de urgencia

gue no se encuentren consderados en los programas de mantenimiento
semanales aprobados, considerando la seguridad, cdidad y economia.

4.1.16. Informar de los casos de incumplimientos y transgresiones a las normas.

NTCSEy NTOTR aOSINERG.

4.1.17. Obtener la informacion de los programas de mantenimiento de los

generadores no integrantes del COES.

4.2. DEL COORDINADOR

421

4.2.2.

4.2.3.

4.24.

4.2.5.

4.2.6.

4.2.7.

Supervisar, controlar y coordinar con los Integrantes dd SINAC €
cumplimiento del programa de mantenimiento diario.

Coordinar con los Integrantes del SINAC la suspensién o modificacion de la
gecucion dd mantenimiento programado de un equipo o indaacion a
solicitud del Integrante 0 S las condiciones dd sstema asi o exijan,
comunicando ala DPPlajudtificacion.

Alertar y solicitar ala DPP la reprogramacion de la operacion S la gecucion
del programa de mantenimiento de un equipo o indaacion se prevé que
afectaralaoperacion norma del sstema

Atender a los Integrantes dd SINAC que soliciten la gecucion de los
trabgos de mantenimiento correctivo de emergencia, y de acuerdo a un
andisistécnico solicitar ala DPP la reprogramacion de la operacion.

Coordinar y supervisar la gecucion de las maniobras de desconexidn y
conexion de circuitos por mantenimiento, con los Integrantes del SINAC.

Coordinar las maniobras de desconexién y conexion por mantenimiento
programado en ingtalaciones que intervengan varias empresas, sobre la base
de las digposciones dadas por los Procedimientos de Operaciones
| nterempresas.

Recopilar informacion y reportar diariamente en los IDCOS d tiempo
utilizado en la gecucion de los trabgos de mantenimiento respecto a lo
programado asi como sus desviaciones (desde € inicio de las maniobras de
liberacion hagta la findizacion de los mismos), y por otro lado emitir un
resumen sucinto de los trabajos g ecutados por losintegrantes del SINAC.

4.3. DELOSINTEGRANTESDEL COES

4.3.1.

4.3.2.

4.3.3.

En un sstema interconectado, todos los titulares de generacién que operen
conectados eéctricamente a SINAC, asi como los titulares de redes de
transmision, de redes de distribucion, los clientes libres del sstema, estan
obligados a suminigrar la informacion necesaria para coordinar los
programas de mantenimiento en la oportunidad, manera y forma que se
sefidan enlasNormasy en e presente Procedimiento.

A través de sus respectivos CC, son responsables de la seguridad de las
personas y de sus ingtaaciones durante la gecucion del programa de
mantenimiento, asi como de las maniobras desconexion y conexion de sus
circuitos.

Solicitar a Coordinador la suspension de la gecucién del mantenimiento
programado de su equipo o ingtaacion, s las condiciones asi o exigieran; y
comunicar la judtificacion del caso a la DPP dentro de las 24 horas de
producidaladteracion d programa.
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4.34.

4.3.5.

4.3.6.

4.3.7.

4.38.

4.3.9.

4.3.10.

4.3.11.

4.3.12.

4.3.13.

4.3.14.

Alertar y solicitar d Coordinador la reprogramacion de la operacidon s la
gecucion de programa de mantenimiento de un equipo o instdacion se
prevé que afectarala operacion norma del SINAC.

Mangar sus propios planes de trabgo de mantenimiento preventivo, los
mismos que sirven de base para la formulacion a largo, mediano y corto
plazo de los requerimientos del programa y que son presentados a COES
dentro de los plazos 'y formas establecidos en € presente Procedimiento.

Ejecutar las maniobras dispuestas y/o autorizadas por € Coordinador para €
cumplimiento de los trabgos de mantenimiento programado. De ser
necesario suspender € mantenimiento a solicitud dedl Coordinador o de la
DOCOES.

Actudizar y coordinar los programas de mantenimiento Mayor de sus
empresas periddicamente dentro de los plazos y formas establecidos por la
DOCOES para un horizonte anud.

Actudizar y coordinar los programas de mantenimiento Anua de sus
empresas mediante los programas de mantenimiento Mensudes en las
formasy plazos establecidos por laDOCOES.

Actuaizar y coordinar los programas de mantenimiento Mensuades de sus
empresas mediante los programas de mantenimiento Semanaes que serén
presentados ala DOCOES para su gprobacion

Actudizar y coordinar los programas de mantenimiento Semandes de sus
empresass mediante los programas diarios de mantenimiento y que son
enviados a COES dentro de las formas y plazos establecidos en @ presente
Procedimiento.

Solicitar a la DPP la inclusén de los trabgos de mantenimiento no
considerados (mantenimientos correctivos o preventivos que no dteren la
operacion prevista) en d PSO, previa judtificacion de la urgencia de su
gecucion.

Solicitar en tiempo real d Coordinador, la atencidén de agquellos trabgjos de
mantenimiento  correctivo de emergencia, y/o las pruebas de sus
ingalaciones y equipos, con oportuna justificacion de la urgencia con copia
alaDPP.

Informar diariamente en los IDCC a Coordinador, € tiempo utilizado en la
gecucion de los trabgjos de mantenimiento de sus respectivas ingtaaciones
(desde d inicio de las maniobras de liberacion hagta la findizacion de los
trabgjos gecutados y/o hasta su puesta en operacion), asi como un resumen
sucinto de lo redizado.

Presentar a la DOCOES la informacidn correspondiente a los programas de
mantenimiento de sus clientes.

5. PERIODICIDAD

5.1. Los programas de mantenimiento Mayor y Anual seran aprobados y entregados a
los integrantes del COES y a Coordinador para su gecucion, de acuerdo a lo
establecido en 7.2, amas tardar € 30 de noviembre de cada afio. Por otro lado, la
actualizacion con un horizonte anual, se hara trimestramente, cuya aprobacion y
entrega para su gjecucion debe producirse a més tardar € tercer jueves del Ultimo
mes del trimestre en curso.

5.2. El Programa de Mantenimiento Mensual serd aprobado y disponible para su
gjecucion amés tardar € Ultimo jueves de cada mes.
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5.3. El Programa de Mantenimiento Semanal serd aprobado y disponible para su
gjecucion todos | os jueves de cada semana alas 14:00 horas.

5.4. El Programa Diario de Mantenimiento seré emitido y disponible para su gjecucion
amés tardar alas 14 horas 0 22 horas de cada dia.

6. VIGENCIA

Durante todos |os dias del afio.
7. INFORMACION REQUERIDA

7.1. MEDIOS

Correo dectrénico u otros medios magnéticos, via fax ¢ teléfono en caso de
desperfecto del medio electrénico.

7.2. PLAZOSY FORMAS DE ENTREGA DE INFORMACION
7.2.1. PROGRAMA DE MANTENIMIENTO MAYOR (PMMA)

a

Actudizacion de la relacién de unidades generadoras y equipos
principales de transmision.

Reporte : A méstardar € 30 de setiembre de cada afio.

Emisores : Integrantes del COES. Generadores no integrantes del
COES.

Receptor : DPP.

Propuesta de requerimientos de mantenimiento Mayor de cada unidad
generadoray equipos principaes de transmision.

Reporte : A més tardar € 30 de setiembre de cada afio la
propuesta inicidl de su respectivo programa de
mantenimiento mayor para € afio Sguiente. La
informacion a ser entregada debe incluir lo siguiente:

- A olicitud de la DPP los periodos dternativos para la
gecucion de los trabgjos propuestos.

- A <olicitud de la DPP la informacion que sea necesaria
para evauar las ventgas o impedimentos para redizar 1os
trabg os en diferentes fechas.

Emisores : Integrantes del COES. Generadores no integrantes del
COES.

Receptor : DPP.

Previson de la demanda de sus clientes por dias tipicos de cada mes
en bloques de maxima, mediay minima demanda.

Reporte : A méstardar el 30 de setiembre de cada afio.

Emisores : Integrantes del COES. Generadores no integrantes del
COES.

Receptor : DPP.

Redtricciones operdivas y/o pruebas (de generacion, transmision,
digtribucion y reservade combustible) del SINAC.

Reporte : A mastardar € 30 de setiembre de cada afio.

Emisores : Integrantes del COES. Generadores no integrantes del
COES.

Receptor : DPP.
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Prondgtico de los caudales de operacion (naturales y regulados) y la
matriz de energiagenerable.

Reporte :A maéstardar e 30 de setiembre de cada afio.

Emisores : Todos los integrantes generadores hidraulicos del
COES.

Receptor :DPP.

La DPP daborara la consolidacion, coordinacion y gecucion de un
programa preliminar de mantenimiento Mayor, € que serd entregado a
cadaintegrante del COES paralas observaciones del caso.

Reporte  : En tiempo diferido, antes del 07 de octubre.
Emisor :LaDPPde COES

Receptores. Integrantes del COES. Generadores no integrantes del
COES.

Actuaizacion trimestra del Programa de Mantenimiento Mayor para
un horizonte de 12 meses, incorporando |las modificaciones a solicitud

dd Integrante del COES o dd Integrante del SINAC a criterio de la
DOCOES.

Reporte : En tiempo diferido, como sigue:

1 Presentacion de la modificacion por los integrantes del
COES o Integrantes a criterio de la DOCOES, antes de
los primeros 07 dias del ultimo mes dd trimestre en
CUrso.

2 Elaboracion de la actudizacion ded PMMA antes de la
primera quincenadel Ultimo mes ddl trimestre en curso.

3 Aprobacion de la actudizacion d PMMA por la
DOCOES, en laprimera quincena del mes de octubre.

4 Las actudizaciones trimedrdes dd PMMA seréan
gprobadas como fecha limite la Ultima semana ded
trimestre.

Emisor : LaDOCOES.

Receptores. Los integrantes del COES, Integrantes del SINAC a
criterio delaDOCOESYy & Coordinador.

7.2.2. PROGRAMA ANUAL DE MANTENIMIENTO (PAM)

a

La informacidn a ser entregada con la propuesta inicid del Programa
de Anud de Mantenimiento, debe incluir lo siguiente:

- A olicitud de la DPP los periodos dternativos para la gjecucion de
los trabgjos propuestos.

- A licitud de la DPP la informacion que sea necesaria para
evauar las ventgas o impedimentos para redizar los trabgos en
diferentes fechas

Reporte : Anua y en tiempo diferido hasta €l 15 de setiembre de
cada afo.

Emisores : Losintegrantes del COES.
Receptores : DPP(original) y el Coordinador(copia).
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El COES comunicara a sus integrantes @ programa preliminar para su
conformidad y/o observaciones a mismo.

Reporte : En tiempo diferido, hastael 15 de octubre.
Emisor : LaDPP.
Receptores : Losintegrantes del COESYy e Coordinador.

Los integrantes ded COES presentardn sus observaciones y/o la
conformidad a programa.

Reporte : En tiempo diferido, antesdel 15 de noviembre.
Emisores  : Losintegrantes del COES
Receptores : LaDPPy €& Coordinador.

La DPP, actudiza, aprueba y entrega a los integrantes del COES €
PAM.

Reporte : En tiempo diferido, antesdel 30 de noviembre.
Emisor : LaDPP.
Receptores : Losintegrantes del COESYy e Coordinador.

7.2.3. PROGRAMA MENSUAL DE MANTENIMIENTO (PMM)

a

Los integrantes del COES y los generadores no integrantes del
COES presentaran sus propuestasiniciaes ala DPP.

Reporte : En tiempo diferido, € martes anterior a la reunion de
coordinacién del Programa de Mantenimiento Mensual.

Emisores : Losintegrantes del COES.
Receptor : LaDPP.

Reunion de los integrantes del COES, generadores no integrantes
dd COES y la DPP para la coordinacion del Programa de
Mantenimiento Mensual.

Reporte : A mas tardar e martes anterior a Ultimo jueves de
cadames, alas 14 horas.
Emisor : LaDOCOES.

Receptores : Losintegrantes del COESYy e Coordinador.

Aprobacion del Programa de Mantenimiento Mensua por la
DOCOES.

Reporte : A mastardar € Ultimo jueves de cada mes.
Emisor : LaDOCOES.
Receptores : Losintegrantes del COESYy e Coordinador.

7.2.4. PROGRAMA SEMANAL DE MANTENIMIENTO (PSM)

a

Los integrantes del COES y los generadores no integrantes del
COES presentaran sus propuestas iniciaes.

Reporte : Antes de las 14 horas de los dias martes de cada
semana

Emisores  : Losintegrantes del COES.
Receptores : LaDPPy el Coordinador.

Reunion de los integrantes del COES, generadores no integrantes
del COESYy la DPP parala coordinacion del PMS.
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Reporte . Cada dos jueves a partir de las 14 horas.
Emisor : LaDOCOES.
Receptores : Losintegrantes del COESYy e Coordinador.
Cc Aprobacién del Programa de Mantenimiento Semana por la

DOCOES.

Reporte : A més tardar alas 17 horas del pendltimo dia habil de
cada semana

Emisor : LaDOCOES.

Receptores : Losintegrantes del COESYy e Coordinador
7.25. PROGRAMA DIARIO DE MANTENIMIENTO (PDM)

a Consolidacion de las propuestas de mantenimiento de los
integrantes del COES 'y los Generadores no integrantes del COES.

Reporte : Todos los dias antes de las 10:00 horas.
Emisores  : Losintegrantes del COES.
Receptor  : DPP.

b  Emisién del PDM.

Reporte : Todos los dias antes de las 14 horas, y de ser
necesario alas 22 horas.
Emisor : DPP.

Receptores : Losintegrantes del COES 'y Coordinador.

8. OTRAS CONSIDERACIONESADICIONALES

a

8.1.

8.2.

Los integrantes del COES podrén solicitar a la DPP la inclusion de los trabgjos de
mantenimiento que no hayan sido previamente considerados en los programas
correspondientes, justificando la necesidad de su € ecucién.

Es facultad de la DPP aceptar la gjecuciéon de estos trabajos, donde evaluaran los
efectos de los mantenimientos no programados, velando por la calidad, seguridad y
economia de la operacion del SINAC.

Los integrantes del COES, los generadores no integrantes y demas integrantes del
SINAC, podrén solicitar a Coordinador la inclusion en tiempo real de los trabajos
de mantenimiento correctivo de emergencia, quienes comunicaran la justificacion
de la necesidad urgente de su gjecucion y con copia del documento ala DPP.

Los mantenimientos de equipo de transmision que puedan ocasionar
racionamientos a los clientes, tanto en € sistema principal como en e secundario
deberén ser previamente acordados con su suministrador.

MODIFICACIONESAL PROGRAMA

8.1.1. Una vez aprobado un Programa de Mantenimiento por la DOCOES, éste
no serd modificado hasta la préxima actualizacion.

8.1.2. Nuevas solicitudes podran ser consideradas en los programas de menor
horizonte tempora siguiente, luego de haberse considerado los
mantenimientos ya programados y verificado las reservas de potencia
adecuada, asi como la calidad, seguridad y economia de la operacion del
SINAC.

LOSCONFLICTOSY SUS SOLUCIONES
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8.2.1. En caso de conflictos de mantenimiento preventivo coincidentes, se tendra
lasiguiente prioridad para su gecucion:

a  Programade Mantenimiento Anual.

b  Programade Mantenimiento Mensual.
¢  Programade Mantenimiento Semanal.
d  Programade Mantenimiento Diario.

8.2.2. En caso de tenerse igualdad de precedencia, la prioridad ser& acordada
por la DOCOES, considerando el sustento técnico de las empresas. Esta
prioridad sera determinada por la DPP en caso de tratarse de trabajos de
urgencia que exijan decisiones inmediatas

8.2.3. No se programardn mantenimientos simulténeos de unidades generadoras
que conlleven a la disminucion de la reserva no sincronizada a valores
menores al 10% de la demanda activa total del sistema o sub sistemas,
salvo que sea inevitable sobrepasar € porcentgje indicado, para lo cua el
integrante del COES sustentara la necesidad de la Programacion del
Mantenimiento ala DPP del SINAC.

8.3. MANIOBRASNECESARIAS

De ser necesarias desconexiones y conexiones de unidades generadoras y equipos
de transmisén por Mantenimiento Programado se programaran de acuerdo d
Procedimiento de Operacion del COES 'y Procedimientos interempresas vigentes.

PROCEDIMIENTO N° 13

DETERMINACION DE LA ENERGIA FIRME DE LASUNIDADES GENERADORAS
DE LASEMPRESASINTEGRANTESDEL COES

1. OBJETIVO
Determinacién de la Energia Firme de las centrales generadoras de las empresas
integrantes del COES'y de su sumatotal.

2. BASE LEGAL

2.1. Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (Articulo 41°. Inciso d).

2.2. Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones
Eléctricas (Articulo 103°)

3. DEFINICION
Energia Firme: Eslaméxima produccion esperada de energia el éctrica en condiciones de

hidrologia seca para las unidades de generacion hidroeléctricay de indisponibilidad
esperada paralas unidades de generacion térmica

4, RESPONSABLE

Divison de Estudios y Desarrallo.
5. PERIODICIDAD DE CALCULO

Anud.

R.M. N° 143-2001-EM/VME 85de85



MINISTERIO DE ENERGIA Y MINAS MARCO GENERAL REGULATORIO DE ELECTRICIDAD
DIRECCION GENERAL DE ELECTRICIDAD

6. VIGENCIA

Anua (Enero - Diciembre).
1. DATOSBASE

Serén proporcionados por las Empresas Integrantes antes del 31 de octubre.

7.1

7.2.

7.3.

Paralas centraes hidraulicas:

Potencia efectiva determinada con el procedimiento COES correspondiente,
caudal(es) méaximo(s) turbinable(s) de la(s) central(es), mantenimientos
programados de las unidades y elementos hidréulicos conexos, indices de
indisponibilidad fortuita mensual, caudales naturales mensuales para la
probabilidad de excedencia que fija € Reglamento, capacidad Gtil méxima de los
embalses a considerar, requerimientos de agua para riego y/o agua potable,
capacidades de tuneles, canales, y otros.

Paralas centrales térmicas:

Potencia efectiva de la(s) unidad(es) determinada con e procedimiento COES
correspondiente, mantenimientos programados de la(s) unidad(es), indices de
indisponibilidad fortuita mensua de la(s) unidad(es).

Paralos nuevos proyectos.

Se deberd tener la informacion equivalente a la solicitada para las unidades
existentes y debera ser proporcionada por las empresas propietarias.

8. PROCEDIMIENTO DE CALCULO

8.1.

CENTRALES HIDRAULICAS

La Energia Firme est4 conformada por los aportes de los caudales naturales de
pasada de la cuenca entre e (los) embalse(s) y la(s) central(es), y por los aportes
debidos ala(s) descarga(s) del (los) embalse(s).

Para |la determinacién de la energia anual se seguird el siguiente proceso:

8.1.1. Para la probabilidad de excedencia mensua que fija e Reglamento se
determina los caudales naturaes afluentes al embase y los caudaes
naturales de pasada de la cuenca considerada, de la serie hidrologica
disponible (la utilizada en la Gltima Fijacion Tarifaria).

8.1.2. Se determina e volumen Util inicial del afio de los embalses estacionales
como e promedio de los volimenes (tiles historicos de inicio del afio de
la serie hidrologica disponible. En caso que la cantidad de volimenes
histéricos disponibles sea inferior a la cantidad de afios de la serie
hidroldgica disponible, para los afios con informacion fatante el volumen
medio del embase (50% de capacidad (til) sera € volumen inicia del
ano.

8.1.3. Se procede a simular para los doce meses del afio la operacion de la(s)
central(es); teniendo como objetivo maximizar su generacion acumulada
y considerando lo siguiente:

- Mantenimiento mayor de las unidades hidraulicas.

- Restricciones por riego y/o agua potable.

- Capacidades maximas de tuneles, canales, compuertas, €tc.
- Volumen fina del afio de los embal ses considerados.
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- Volimenes minimos de |os embal ses en los meses de smulacion.
- Pérdidas por filtracion y evaporacion
- Volumenes de los vasos de regulacién horaria.

Cada cuenca sera representada considerando sus caracteristicas propias.
En € Anexo A se presenta un gemplo sencillo de un embalse y una
central hidréulica, a fin de ilustrar como se determina la energia generable
una vez determinada la descarga de un mes.

La Energia Firme de la(s) central(es) del afio, sera igual ala suma de las
energias mensuales obtenidas en el proceso de simulacién afectadas por su
Disponibilidad Fortuita Mensual (1-Indisponibilidad Fortuita).

K=12

EF = g {Eg. x@- IF}

K=1

EF.  EnergiaFirme
Eg«:  Energia generable mensual k
IFK:  Indisponibilidad Fortuita de mes k
La Indi,sponibilidad Fortuita de mes k se determina con la siguiente
expresion:
IFk = HIF / T
Donde;

HIF. horas de indisponibilidad fortuita durante € mes, por causas
atribuibles a las centrales de generacion en evaluacion.

La Indisponibilidad Fortuita Mensual promedio a aplicarse al cdlculo de la
Energia Firme serd e promedio de las indisponibilidades mensuaes de los
5 Ultimos afios. En caso de que no disponga de suficiente informacion se
debera de usar las Indisponibilidades de unidades similares del SINAC o
de fuentes especializadas.

8.2. CENTRALESTERMICAS

8.2.1. Se determina la energia generable de la unidad generadora en cada mes del
afno, como € producto de su potencia efectiva multiplicada por las horas del
mes, afectada por la Digponibilidad por Mantenimiento (1 - Indisponibilided
por Mantenimiento); y por la Disponibilidad Fortuita (1 - Indisponibilided
Fortuita).

K=12

(PEXT, )1- IM, )(1- IF,)

Qo

Eg; =

~

=1

Eg: Energia generable anual delaunidad i
PE: Potencia Efectiva de la unidad térmica
Tk Horas del mes k

IMk:  Indisponibilidad por Mantenimiento Programado del
mes k
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8.2.2.

8.2.3.

| Fg : Indisponibilidad Fortuitadel mesk
La Indisponibilidad por Mantenimiento Programado del mes k se
determina segun la siguiente expresion:
IMk = HMP / T«
Donde:

HMP : Horas de mantenimiento programado en e mes k por causas
atribuibles a las unidades de generacion en evaluacion.

Tk :Horasde mesk.
La Indisponibilidad Fortuita del mes k se determina con la siguiente
expresion:
IFx = HIF/ T«
Donde;

HIF : Horas de indisponibilidad fortuita durante € mes por causas
atribuibles a las unidades de generacion en evaluacion.

La Indisponibilidad Fortuita Mensual promedio a aplicarse a célculo dela
Energia Firme serd e promedio de las indisponibilidades mensuaes de los
5 Ultimos afios. En caso no se disponga de suficiente informaciéon se
debera de usar las Indisponibilidades de unidades similares de la Nationa
Energy Reliability Council (NERC), de acuerdo a anexo B.

La Energia Firme de una central térmica esta formada por la suma de la
energia generable de las unidades que la conforman:

i=N
e =4 Eg

i=1
N : NUmero de unidades que conforman la central térmica.
EF: EnergiaFirme
ANEXO A

EJEMPLO DE PROCESO DE SIMULACION DE LA OPERACION DE UNA

CENTRAL CON UN EMBALSE

La smulacion de operacion de embalses se basa en la solucion de la ecuacion de continuidad para
todo € periodo de andisis.

Q—Di— P

—Rt:VFt—Vlt t= 1,2,..,12

Q: : aporte natural a embalse en el periodo t

D : descarga en el periodo t

P;: pérdidas en € periodo t

R:: rebose por e vertedero de demasias en € periodo t

Vli: volumen a inicio del periodo t

VF;: volumen a fin del periodo t
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P

D, | > R

La energia mensua generable por la central en un mes “k” estard dada por la siguiente

expresion:

Egk: Min{ Pex Ty X (l—|Mk),((ka+Rk)X (1—IMk)+Dk)xRend}

Donde:
Pe Potencia efectiva de la Central.
Rend: Rendimiento delacentra expresado en (GWH/n).
IMy @ Indisponibilidad por Mantenimiento Programado de |as unidades de la central.
Tk Horas del mesk.
Qpk : Cauda natura de pasada del rio (entre el embalsey la centra), expresado en
volumen en & mesk.
Dk Descarga en el mesk, expresado en volumen.
Rk Rebose en €l mes k, expresado en volumen.
ANEXO B
INDISPONIBILIDAD
CENTRAL | COMBUSTIBLE | HORAS %
FORZADA |PROGRAMAD [FORZADA |PROGRAMAD
A A
VAPOR CARBON 365.1 992.3 4.2 11.3
PETROLEO 269.8 1008.9 3.1 11.5
GAS 250.7 1056.2 29 12.1]
GAS JET 197.6 529.8 2.3 6.0
GAS 278.1 532.4 3.2 6.1
DIESEL 359.2 528.0 4.1 6.0
DIESEL TODOS 170.4 188.3 19 2.1
CICLO COMBINADO 208.0 956.3 2.4 10.9
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Fuente: National Energy Reliability Council

1.

PROCEDIMIENTO N° 14

VERIFICACION DE LA ENERGIA FIRME DE UN GENERADOR
(PROPIA'Y CONTRATADA) VS SUS COMPROMISOSDE VENTA

OBJETIVO

Verificar que € total de la energia firme de un generador (propiay contratada), cubra
SuUS compromisos de venta.

BASE LEGAL

2.1. Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas
(Articulos 102° y 104°)

DEFINICION

Energia Firme: Es la maxima produccién esperada de energia eléctrica en condiciones
de hidrologia seca para las unidades de generacion hidroeléctrica y de indisponibilidad
esperadas para las unidades de generacion térmica.

RESPONSABLE

Division de Estudios y Desarrollo.

PERIODICIDAD

Anual. Esta verificacion se efectuara antes del 30 de noviembre de cada afio.
VIGENCIA

Anual, 01 de enero a 31 de diciembre.

DATOSBASE

7.1. Demanda anua de cada integrante del COES. Energia comprometida con sus
propios usuarios y con otros integrantes del COES. Dicha demanda incluira las
pérdidas de transmision correspondientes.

7.2. Cada integrante debera proporcionar a COES dicha informacion, antes del 31 de
octubre del afio anterior.

7.3. Energia Firme de cada empresaintegrante del COES.
PROCEDIMIENTO

Cada integrante del COES deberd estar en condiciones de satisfacer en cada afio
calendario la demanda de energia que tenga contratada con sus usuarios, con energia
firme propiay, la que tuviera contratada con terceros, pertenezcan o no al COES.

Para cada generador, € COES verificard que la suma de su energia firme y la
contratada a terceros, cubra como minimo la demanda de energia anua que tenga
contratada con sus usuarios. Esta verificacion se efectuard antes del 30 de noviembre de
cada aflo y se comunicard a todos los integrantes. Aquellos que no cumplan la
condicion sefidada, deberan corregir esta situacion antes del 31 de diciembre.

En los consumos que fueran abastecidos simultdneamente por dos 0 més generadores,
el COES verificard que la energia total abastecida sea efectuada manteniendo
mensua mente la misma proporcion que sus Compromisos.

PROCEDIMIENTO N° 15

VALORIZACION DE TRANSFERENCIAS DE ENERGIA REACTIVA ENTRE

INTEGRANTESDEL COES
OBJETIVO
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Determinar y valorizar las transferencias de energia reactiva entre integrantes del
COES.

2. BASE LEGAL

2.1. Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (Articulos 40°. inciso d,
59°, 60°

2.2. Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas
(Articulos 80°, 91°. inciso e, 100°, 108°, 132°)

3. DEFINICIONES
Paralos fines del presente procedimiento se adoptaran las siguientes definiciones:

3.1. FER: Monto recaudado por los generadores por concepto de facturacion por
exceso de energia reactiva en periodos de punta (Resolucion P/ICTE 015-95 y
modificatorias) més aguellos montos correspondientes a la energia reactiva
suministrada a los clientes libres que son reflgjados en las barras de transferencia
(definidas para las transacciones de energia activa), valorizados de acuerdo a lo
establecido por resolucion de la CTE para clientes regul ados.

3.2. ST: Costo equivalente mensua correspondiente a la anualidad del equipamiento
de compensacion reactiva en operaciéon y no considerado en mecanismos de pago
existentes (Pegje de Conexion + Ingresos Tarifarios).

3.3. S : Costo de la energia reactiva aportada por Generador “i” a Sistema en los
periodos de punta, més otros costos incurridos por operacion exclusivamente por
regulacion de tension, tipificados en el Procedimiento N° 11.

3.4. |;: Aporte del generador “i” a Sistema por servicio de control de tensiéon.

3.5. FCR: Fondo de Compensacion Reactiva del COES, que contiene € saldo
acumulado de los montos recaudados por Facturacion de Energia Reactiva (FER)
considerada a partir del 01-05-95, y deducidos |os montos pagados a generadores
(S) y transmisora (ST) por aplicacion del presente procedimiento. Los referidos
montos facturados permaneceran en las cuentas de los integrantes hasta el
momento en que sean requeridos por el COES.

3.6. A los costos mencionados en 3.2 y 3.3, asi como a Fondo de Compensacion
Reactiva indicado en 35 se les aplicard a partir de mayo de 1995, segin
corresponda, un interés del 12 % contabilizado en la siguiente forma:

3.6.1. A los costos mencionados en 3.2 y 3.3, desde e mes siguiente a que
corresponden; es decir, a los costos del mes m se consideraran intereses
desde & mes (m+1).

3.6.2. Al Fondo de Compensacion Reactiva indicado en 3.5, después de un mes
al mes que corresponde la facturacion por energia reactiva; es decir, alo
facturado parael mes m se consideraran intereses desde el mes (m+2).

4, PERIODICIDAD
Mensual.
5. RESPONSABLE
Division de Evaluacion y Estadistica.
6. APROBACION
La Direccion de Operaciones aprobara el informe de valorizacion correspondiente.

Cualquier generador integrante podra solicitar reconsideracion de la aprobacion
efectuada.

7. PREMISAS

7.1. Se remunerard la energia reactiva entregada por los generadores durante los
periodos de punta reactivo definidos por la CTE.

7.2. El costo unitario del kKVAR-H sera Unico para el SINAC y se determinaré en base
a la mensualidad correspondiente a costo de la fuente de energia reactiva de
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7.3.

menor costo hipotéticamente conectada a Sistema Principal de Transmision
(SPT).

Se reconocera en favor de las empresas de Transmision, los costos asociados a
aquellos equipos que proveen compensacion reactiva ad SINAC y que no estan
incluidos en otros mecanismos de pago establecidos, previa aprobacion del
Directorio del COES. Estos costos estaran limitados a aquellos correspondientes a
los equipos de compensacién de menor costo capaces de brindar un servicio
equivalente.

8. DATOS

8.1.

8.2.

8.3.

8.4.

Lecturas de Energia Activa y Reactiva para e correspondiente mes, en periodos
de quince minutos, paralos medidores especificados en Anexos N° 2y N° 3.

El monto ST, definido en 3.2, serd calculado en base a plan referencial de la
Empresa de Transmision y la Resolucion de la CTE correspondiente a la Fijacion
Tarifaria del mes de mayo. El referido monto sera aprobado por el COESYy tendra
unavigencia anual.

El costo unitario del kVAR-H sera Unico para el SINAC y se determinaré en base
ala anualidad correspondiente a costo de un banco de capacitores de 30 MVAR
para 220 kV, considerando una tasa de 12 % y 30 afios (ver Anexo N° 1). El
referido costo unitario tendrd una vigencia de seis meses y podra ser revisado
como parte del estudio tarifario.

Las empresas integrantes deberdn informar @ COES los rangos efectivos de
potencia reactiva correspondientes a sus unidades de generacion.

9. PROCESO DE CALCULO

9.1.

9.2.

9.3.

Cadames "m" & COES efectuara un calculo de la suma de los aportes requeridos
para el mes anterior de acuerdo con la ecuacion siguiente:

[SUM (Ii)]m-l = [SUM (S)] m-1+ ST m-1- FCR m-1

Donde:

m-1 = mesparad cua se efectlalavalorizacion.

i = 1.g (No. degeneradores)

[SUM(I)]m1 = Sumade los aportes requeridos de los generadores para el mes
m-1).

FCR a1 = Saldo del Fondo FCR para € mes (m-1), formado por la

suma acumulada de los montos facturados por energia reactiva hasta € mes (m-1)
inclusive, menos la suma acumulada de los pagos efectuados a generadores y
transmisora hasta el mes (m-2) inclusive.

[SUM(S)]m1 = Suma de los pagos a generadores por servicios asociados a
compensacion reactiva efectuados durante € mes (m-1).

STm1 = Pago alatransmisora para el mes (m-1).

En el caso que

I:CRm-l 8 [SUM (S)] m-17t STm-l
entonces, [SUM(l)]m-1=0

El monto a ser pagado a la Empresa de Transmision (ST) sera establecido como
sesefidaen 8.2.

Las magnitudes S seran calculadas a partir de la cuantificacion de la energia
reactiva aportada por cada generador "i" a Sistema en los periodos de punta
reactivo definidos por la CTE, registrada por medidores digitales en los puntos de
entrega de energia reactivaindicados el Anexo No. 2.

Se podréan afiadir a valor anterior los mayores costos reclamados por los
generadores por su participacion en la regulacion de tensién, de acuerdo a lo
establecido por e Procedimiento No. 11. [SUM(I;)]m1
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9.4. El término [SUM(I})]m1 resultante del clculo detallado en 9.1 sera prorrateado
entre los generadores en proporcién a la energia activa total registrada para cada
uno en los medidores indicados en 8.1, en los referidos periodos de punta.

9.5. Los pagos a generadores y transmisora definidos en 3.2 y 3.3 se efectuaran con
cargo a las cuentas que componen € FCR (definido en 3.5) en proporcién a los
respectivos saldos del mes anterior.

10. CRONOGRAMA
Dia 5 Entregade losdatosindicados en 8.1 por las empresas integrantes del COES.

Dia 8 Procesamiento de datos y elaboracion del informe de vaorizacion de las
transferencias.

Dia 9 Entregade informe alos integrantes para su revision.
Dia10 Aprobacion del informe por la Direccion de Operaciones.
ANEXO N°1
COMPENSACION REACTIVA EN 220 kV
PRESUPUESTO ESTIMADO POR BANCO (US$)

Celda de 220, con capacitores 30 MVAr, conexion doble barra, al Costo Total
exterior
1. EQUIPOS ELECTROMECANICOS
1.1 SUMINISTROS

Interruptor trifasico en SF6, 2000A, 220kV con base y tablero loca 75000
Seccionador trifasico, con cuchillas de tierra, 1250A, 220kV, 16000
completo
Seccionador trifasico de barras, 1250A, 220 kV, completo 29000
Transformador de corriente 100:5/5A, 220 kV, monofésico 30000
Transformador de corriente, para proteccion de neutro de capacitores 6000
Pararrayos, 220 kV fase-fase, 150 kV fase-tierra, 20 kA 15000
Tablero para proteccion, medicion y mando remoto desde sala de 30000
control
Banco de capacitores de 30,000 kVAr, con bases adecuado para 220 135000
kV
Reactor de amortiguacién, apropiado para 220 kV 21000
Cables de control 2500
Cadena de 19 aidadores antifog para 220 kV, completo, incluye 4620
ferreteria
Estructuras: pérticos metalicos de las barras de 220 kV 24000

Sub-Total Suministros 388120
Fletesy Seguros 19406

Subtotal Suministros CIF 407526
Transporte, montagje y pruebas 61129

SUB-TOTAL EQUIPAMIENTO 468655

R.M. N° 143-2001-EM/VME 93de93



MINISTERIO DE ENERGIA Y MINAS MARCO GENERAL REGULATORIO DE ELECTRICIDAD
DIRECCION GENERAL DE ELECTRICIDAD

1.2 COSTOS INDIRECTOS
G.G,, utilidades, imprevistos e intereses 93731
TOTAL 562386
Gastos de internamiento (aranceles y gastos de aduana) 89656
TOTAL EQUIPAMIENTO 652042
2. INGENIERIA Y SUPERVISION 49792
Ingenieria 18746
Supervisién en fébrica 8551
Supervision en obra 22495
Sub-Tota ingenieriay supervision 49792
TOTAL: INGENIERIA'Y SUPERVISION 49792
TOTAL GENERAL 701834

Nota: No incluye IGV.
CALCULO PRECIO UNITARIO (*)

INVERSIO| MENSUALID HORAS OPER. Y
N US$ AD US$ MENSUAL |US$/HOR |[US$/kVA MANT. 3%
ES A Rh
701834 6890 213 32 0.00108 3,2E-05
TOTAL
USH/kVAR
0,001112

(*) VIDA UTIL 30 ANOS, TASA DE INTERES 12

ANEXO N°2
DESCRIPCION DE LOS CODIGOS DE LOS PUNTOS DE ENTREGA DE ENERGIA
REACTIVA
EMPRESA CODIGO DESCRIPCION
EDEGEL IBEGL | Entregade EDEGEL proveniente de C.T. Santa Rosa UTI

I9EGL | Entrega de EDEGEL proveniente de C.H. Huinco

E9EGL |Entregade EDEGEL proveniente de C.H. Matucana

E19EGL |Entrega de EDEGEL proveniente de CC.HH. Moyopampa,
Huampani y Callahuanca.

E20EGL |Entrega de EDEGEL proveniente de CC.HH. Moyopampa,
Huampani y Callahuanca.

E21EGL |Entrega de EDEGEL proveniente de C.H. Callahuanca.
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E22EGL

Entrega de EDEGEL proveniente de CC.HH. Moyopampa y
Callahuanca

E23EGL

Entrega de EDEGEL proveniente de CC.HH. Moyopampa y
Callahuanca

E24EGL

Entrega de EDEGEL proveniente de C.H. Huampani.

E27EGL

Entrega de EDEGEL proveniente de C.H. Moyopampa.

E29EGL

Entrega de EDEGEL proveniente de C.H. Callahuanca

E30EGL

Entrega de EDEGEL proveniente de C.H. Huampani

E31EGL

Entrega de EDEGEL proveniente de C.H. Callahuanca

E41EGL

Entrega de EDEGEL proveniente de C.T. Santa RosaBBC

E42EGL

Entrega de EDEGEL proveniente de C.T. Santa Rosa BBC

E43EGL

Entrega de EDEGEL proveniente de C.T. Santa Rosa BBC

144EGL

Entrega de EDEGEL proveniente de C.T. Westinghouse

E21EGL

Entrega de EDEGEL proveniente de C.H. Callahuanca

192EGL

Entrega de EDEGEL proveniente de C.H. Yanango

ELECTROPER
U

11EP

Entrega de ELECTROPERU proveniente de C.H. Mantaro

|2EP

Entrega de ELECTROPERU proveniente de C.H. Mantaro

I3EP

Entrega de ELECTROPERU proveniente de C.H. Mantaro

[4EP

Entrega de ELECTROPERU proveniente de C.H. Mantaro

CAHUA-CNP

E1CA

Entrega de CAHUA proveniente de C.H. Cahua

E2CA

Entrega de CNP proveniente de C.H. Gallito Ciego

E3CA

Entrega de CNP proveniente de C.T. Pacasmayo.

ETEVENSA

11V

Entrega de ETEVENSA proveniente de C.T. Ventanilla

EEPSA

E2EEP

Entrega de EEPSA proveniente de C.T. Malacas

EGENOR

E1EGN

Entrega de EGENOR proveniente de C.T. de Paita

E3EGN

Entrega de EGENOR proveniente de C.T. de Sullana

E4EGN

Entrega de EGENOR proveniente de C.T. de Piura

ESEGN

Entrega de EGENOR proveniente de C.T. de Piura

EGEGN

Entrega de EGENOR proveniente de C.T. de Chiclayo Oeste

122EGN

Entrega de EGENOR proveniente de C.H. Carhuaquero

ESEGN

Entrega de EGENOR proveniente de C.T. de Chimbote 3

E9EGN

Entrega de EGENOR proveniente de C.T. de Chimbote 1,2

E10EGN

Entrega de EGENOR proveniente de C.H. de Cafién del Pato

E11EGN

Entrega de EGENOR proveniente de C.T. de Trupal

E12EGN

Entrega de EGENOR proveniente de C.T. de Trujillo
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SHOUGESA E1SH Entrega de SHOUGESA proveniente de C.T San Nicolas
EGECEN E1EGC |Entrega de EGECEN proveniente de CC.HH. Yaupi, Mapaso,
Pachachacay Oroya
AGUAYTIA I1IAGT | Entregade AGUAYTIA proveniente de C.T. Aguaytia
EGEMSA E1IM Entrega de EGEM SA Proveniente de C.H. Machupicchu
E2M Entrega de EGEM SA Proveniente de C.H. Herca
E3M Entrega de EGEM SA Proveniente de C.T. Dolorespata
E4M Entrega de EGEM SA Proveniente de C.T. Taparachi
ES5M Entrega de EGEM SA Proveniente de C.T. Bellavista
SAN GABAN |E1B Entrega de SAN GABAN Proveniente de C.H. San Gaban
E2B Entrega de SAN GABAN Provenientede C.T. Tintaya
E3B Entregade SAN GABAN Proveniente de C.T. San Rafael
EGASA E74G Entrega de EGASA Proveniente de C.H. Charcani V
E75G Entrega de EGASA Proveniente de C.H. Charcani 123
E76G Entrega de EGASA Proveniente de C.H. Charcani 1V
E77G Entrega de EGASA Proveniente de C.H. Charcani VI
E78G Entrega de EGASA Proveniente de C.T. Chilina
E79G Entrega de EGASA Proveniente de C.T. Mollendo
EGESUR E84S Entrega de EGESUR Proveniente de C.H. Aricota 1
E85S Entrega de EGESUR Proveniente de C.H. Aricota 2
E86S Entrega de EGESUR Proveniente de C.T. Caana
E87S Entrega de EGESUR Proveniente de C.T. Mogquegua
ENERSUR E102N | Entregade ENERSUR Provenientede C.T. llo 1
E103N | Entregade ENERSUR Provenientede C.T. llo 2

Este formato debera ser actualizado permanentemente.

PROCEDIMIENTO N° 16

RACIONAMIENTO POR DEFICIT DE OFERTA

1. OBJETIVO

Establecer las responsabilidades de los integrantes del COES en situaciones de
racionamiento del suministro por déficit de oferta asi como sefidar las coordinaciones
operativas para un adecuado cumplimiento.

2. BASE LEGAL
2.1. Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (Articulos 32°, Articulo 40°,
inciso ¢, Articulo 57°)

2.2. Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas
(Articulos 83°, 91°, 131°)
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2.3. Decreto Supremo N° 009-97-EM.- Norma Técnica de Cdidad de los Servicios
Eléctricos.
2.4. Resolucién Directora N° 049-99-EM/DGE.- Norma Técnica para la Operacion en
Tiempo Redl delos Sistemas Interconectados.
3. DEFINICIONES

Las definiciones utilizadas en e presente Procedimiento, estdn precisadas en €
Glosario de Abreviaturas y Definiciones,

4, VIGENCIA

Permanente, sempre que se encuentre contemplado en |os programas o reprogramaciones

de operacion.

5. REPONSABILIDADES
5.1. Dela DOCOES

5.1.1.

512

513.

5.14.

5.15.

5.1.6.

5.1.7.

5.18.

Llevar una base de datos de demanda a nivel de baras de carga de los
medidores e ectrénicos de energiadel SINAC.

Evaluar la demanda a ser racionada en € sistema o en un area, estableciendo
el Programa de Racionamiento de Carga (PRC) que se emitira como un
Anexo d PDO.

Incluir en los Programas de Operacién Anua, Mensua, Semana y Diario
los PRC, s se prevén déficits de oferta.

Programar € racionamiento consderando que € mismo debe ser distribuido
en forma rotativa y equitaiva entre las cargas dd sstema integrado o del
&rea con déficit de oferta

Evauar  cumplimiento del PRC y en base a estos resultados eaborar 1os
programeas de racionamientos de los PDO siguientes.

Mantener actudizada la informacion sobre la oferta y demanda de potencia
y energiadd sistema proyectado paramediano y largo plazo.

Conforme ala NTOTR, obtener de las empresas distribuidoras € prondstico
de la demanda horaria de cada circuito de las redes primaria de distribucion,
asi como la demanda horaria previstay gecutada de sus clientes.

Cuidar que las cargas esencides tengan prioridad en € servicio (hospitales y
otras indtdaciones para las cudes € servicio déctrico es de vitd
importancia; OSINERG cdlificara cudes son las cargas esencides).

5.2. DelosIntegrantesdel COES

521
522
523,

524,

Comunicar € racionamiento programado a sus clientes de ser @ caso.
Cumplir los programas de racionamiento en forma obligatoria

Los titulares de generacion comunicaran a sus clientes todo racionamiento
programado inmediatamente después de conocerse los programas de
operacion.

Las empresas suministradoras de cada uno de los principaes clientes libres
informarén la demanda horaria previstay €ecutada de los indicados clientes.

5.3. Dd Coordinador

53.1.
53.2.

Comunicar y difundir é PRC alosintegrantes.

Coordinar y supervisar d cumplimiento de los programas de racionamiento
incluidos en los PDO 0 su reprogramaci ones.
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5.3.3. Veificar quelas cargas esenciaes tengan prioridad en € servicio.

5.34. Informar diariamente a la DOCOES sobre la gecucion de los programas de
racionamiento sustentando |os cambios redlizados.

535. S una empresa didribuidora 0 un cliente libre excediera su potencia
adgnada, segin d PRC, le notificarda para que en un plazo méximo de
quince minutos se sujete a programa. De persistir € exceso, transcurrido €
plazo, d Coordinador puede disponer la desconexion de sus cargas en
coordinacién con sus suministradores.

6. INFORMACION REQUERIDA

6.1.

6.2.

Medios

La informacion requerida sera remitida a la DOCOES mediante correo electronico u
otro medio similar, viafax ¢ teléfono, en caso de desperfecto del medio dectrénico.

Requerimiento
Mientras exista una Situacion de racionamiento, serequiere:

a. Demanda horaria red gecutada de las empresas digtribuidoras y clientes libres
en cada barra dd sistema de transmision gecutada de cada circuito de la red
primaria de distribucion (tension superior a10 kV).

Reporte:  Diario antesdelas 10:00 h dd diasiguiente.
Emisor:  Coordinador.
Receptor: DOCOES.
b.  Prondstico de la demanda horaria red de cada circuito de la red primaria de
distribucion.
Reporte:  Diario antes de las 10:00 h, de lademanda del siguiente dia
Emisores. Empresadistribuidorasy suministradores de clientes libres.
Receptor: DOCOES

7. CONSIDERACIONES FUNDAMENTALES

7.1,

7.2.

7.3.

7.4,

El servicio eléctrico se raciona cuando, en un momento determinado, la oferta
déctrica es inferior a la demanda en € sistema, como consecuencia de salidas
programadas o forzadas de equipo, caudales bajos, escasez de combustibles, entre
otros.

S d racionamiento fuera inminente, se debe buscar disminuir su magnitud via
autoreducciéon de la demanda gestionada por € Coordinador en cargas que su
modo de operacion lo permita. Estas coordinaciones se informarén ala DOCOES
y alas empresas suministradoras de |os clientes afectados.

El racionamiento se efectuard en proporcion a las demandas méaximas de los
integrantes, de este modo se determinara el porcentgje de racionamiento que le
corresponde a cada titular de generacion y distribucién, éstos a su vez distribuiran
dicho porcentaje entre sus clientes de acuerdo a las prioridades y/o compromisos
adquiridos con ellos. Para evaluar la demanda a ser racionada en € sistema o en
un area, la DOCOES pronosticara la demanda de las empresas distribuidoras y
clientes libres en cada barra del sistema de transmision, tomando en cuenta sus
consumos historicos. Asimismo, las empresas distribuidoras pronosticardn la
demanda de cada circuito de lared primaria de distribucién.

Los Programas de Operacion Anual, Mensud, Semanal y Diario incluirdn
programas de racionamiento, s se preven déeficits de oferta. EI cumplimiento de
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10.

los programas de racionamiento es obligatorio para todos los integrantes del
sistema interconectado. Los titulares de generacion comunicaran a sus clientes
todo racionamiento programado inmediatamente después de conocerse los
programas de operacion. El Coordinador supervisara € cumplimiento de los
programas de racionamiento incluidos en los Programas de Operacion Diaria.

PROGRAMACION Y DETERMINACION DEL DEFICIT

La indisponibilidad de las unidades generadoras o lineas de transmision por trabgos de
mantenimiento serén informadas d COES para su consideracion en los programas de
mantenimiento anua, mensud o semana, segln corresponda, indicando las causss,
trabgjos aredizar, periodo del trabgjo y la potencia aindisponerse.

La DOCOES debera formular € programa de operacion correspondiente. De llegarse a
determinar racionamientos en & suministro, éos deben aminorarse en base a
coordinaciones con los integrantes del COES a fin de postergar trabgos de mantenimiento
y/o modificar & programa de carga de sus unidades.

En caso de déficit previsto con urgencia durante € dia en operacion, s existe un periodo
de tiempo igua o superior a tres horas para proceder d racionamiento, la DPP evauarg,
determinard y efectuara una reprogramacion de la operacion, comunicando a las empresas
generadoras € racionamiento que deban gplicar en informe adjunto ala reprogramacion.

CONTROL DEL CUMPLIMIENTO DEL RACIONAMIENTO

Conforme a la NTOTR, es responsabilidad de los integrantes de SINAC cumplir €
programa de racionamiento establecido por la DOCOES o por € Coordinador, segin sea
el casn. La DOCOES atendera la(s) solicitud(es) de reconsderacion a PRC establecido,
planteada por cualquier integrante del COES.

El Coordinador redizaralos gjustes en tiempo red del programa de racionamiento.
EVALUACION

Cuando hubiera racionamiento, € Coordinador informard a la DOCOES sobre €

racionamiento gecutado, las desviaciones a lo programado, causdes de dlo y sus
consecuencias, S lashubiera

La DOCOES en base a lo anterior formulara la evaluacion correspondiente, la que
comunicara d MEM, DGE, OSINERG, a todos los integrantes del COES 'y a su criterio a
los Integrantes SINAC.

PROCEDIMIENTO N° 17

DETERMINACION DE LA POTENCIA EFECTIVA'Y RENDIMIENTO DE LAS

CENTRALES TERMOELECTRICAS
OBJETIVO

Establecer e procedimiento de medicién y cédculo de la potencia efectiva vy
rendimiento de las unidades termoel éctricas que integran el COES.

BASE LEGAL
2.1. Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (Articulo 41°. inciso d)

2.2. Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas
(Articulos 81°. inciso g, 91°. inciso f)

DEFINICIONES

El Ensayo de Medicion de la Potencia Efectiva y Rendimiento de una unidad
generadora es € conjunto de pruebas que se efectlian para determinar los valores de la
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potencia efectiva y rendimiento de las unidades involucradas mediante un proceso de
medicion para posterior célculo.

Los Ensayos de Potencia Efectiva pueden ser ordinarios o extraordinarios. Los
ensayos ordinarios se realizan cada dos afios calendario.

La Potencia Efectiva de una determinada unidad termoeléctrica es la potencia
continua (antes de servicios auxiliares) entregada por la unidad, correspondiente a
bornes de generacién, cuando opera a Condiciones de Potencia Efectiva'y a maxima
carga.

Condiciones de Potencia Efectiva son las imperantes cuando las condiciones
ambientales corresponden a la presion atmosférica, temperatura de bulbo seco,
humedad relativa y temperatura de la fuente fria que se definen a continuacion, y que se
designan como presion ambiente de potencia efectiva, temperatura ambiente de
potencia efectiva, humedad relativa de potencia efectiva y temperatura de fuente fria de
potencia efectiva.

Presién ambiente de potencia efectiva: Es la que corresponde a la altura ala que esta
instalada la unidad .

Temperatura ambiente de potencia efectiva: es igua a promedio de las
temperaturas maximas medias mensuales de la zona, contado sobre €l periodo de los
ultimos 20 afios. En caso de no existir registros para €l periodo se tomaran |os registros
existentes y se someteran a consideracion del COES.

Las méximas medias mensuales de temperatura se obtienen de alguna fuente confiable
(SENAMHI, CORPAC), paralalocalidad mas cercana ala central térmica.

Humedad Relativa de potencia efectiva: es un valor representativo de las condiciones
atmosféricas de la zona, obtenido en primera instancia como el promedio de promedios
anuales alo largo del mismo periodo para € que se calcula la Temperatura ambiente de
potencia efectiva. De no existir datos 0 s estos fueran incompletos, se elegira €
promedio de valores registrados disponibles, los que se someteran a consideracion del
COES.

Temperatura de fuente fria de potencia efectiva: se tendra en consideracion en caso
de las centrales a vapor o de ciclo combinado en que la fuente fria para condensacion
del vapor agotado sea distinta a la atmésfera, como una fuente de agua tal como una
laguna, pozo, lago, rio, 0 mar.

Se escogera como temperatura representativa a promedio de maximos mensuales de la
fuente fria, durante e mismo periodo que se usd para la Temperatura ambiente de
potencia efectiva. En caso de no existir registros, que estos sean muy incompletos o
poco confiables, se elegira un valor de temperatura que guarde la misma distancia con

la Temperatura ambiente de potencia efectiva que la que guarden los promedios de las
temperaturas de la fuente friay de bulbo seco registradas durante el ensayo.

Méaxima car ga es la que corresponde a lo que e operador de la planta determine como
tal, sinincurrir en sobrecarga.

Correccidon por desviaciones, la Figura N 3-1 que sigue indica € procedimiento que se

sgue.
FiguraN 3-1
Condicionesde Célculo Condicionesde
MEDICION Potencia Efectiva
Parametros ambientales Condiciones de Potencia
smilitud
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(Presion, temperatura,
humedad, etc.).

Pardmetros operativos

(Hz, cosF, etc.). Curvas de
Correccion

Potenciay Consumo de Rendimiento
Combustible.

La potencia y Rendimiento de las unidades termoeléctricas a Condiciones de Potencia
Efectiva se obtienen aplicando a la Potencia y Rendimiento a Condiciones de Ensayo
factores de correccion por condiciones ambientales (presion atmosférica, temperatura
ambiente, humedad, temperatura de la fuente fria) y por variables operativas (velocidad
de giro, poder caorifico del combustible, consumo de auxiliares, factor de potencia,
inyeccion de agua a la cAmara de combustion, entre otras).

En primer lugar se determina los factores de correccion aplicables, para llevar de una
condicion operativa (condicion “x”, de Ensayo) a otra (condicién “y”, de Potencia
efectiva), como:

FCP factor de correccion por temperatura ambiente;

FCPp factor de correccion por atura sobre €l nivel del mar;

FCPyy factor de correccion por humedad (absoluta) del aire;

FCPTR factor de correccion por temperatura del agua de refrigeracion

FCPpc) factor de correccion por poder calorifico (bgjo) del combustible;

FCPrpm factor de correccion por velocidad de giro;

FCP ¢ factor de correccion por temperatura del combustible;

FCPogr factor de correccion por factor de potencia sobre el generador y exc.;
FCPH 20 factor de correccion por Inyeccion de agua (Turbinas a gas).

En las formulas anteriores las dos primeras letras FC indican Factor de Correccion; la
tercera letra designa la variable corregida (P se refiere a la Potencia; g designaria d
rendimiento) y el subindice indica el motivo de la correccion.

Cdculo de las potencias (“P’) y rendimientos (“g") para las nuevas condiciones de
referencia, mediante relaciones de laforma:

N
Py = (H FCP ) * Py
i=1

N
gv :(H FCg ) * g x
i=1

Normas Técnicas de Referencia: Son aquellas que se utilizardn supletoriamente para
el ensayo y célculo de la potencia efectiva y rendimiento a carga parcia de las unidades
termoel éctricas. Versan sobre procedimientos de ensayo y de célculo de la potencia y
eficiencia, incluyendo las consideraciones que devienen de la similitud aerodinamica,
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asi como las consideraciones a tener presentes con los combustibles para € caso de la
eficiencia térmica. Son también de aplicacion las normas homdlogas, es decir agquellas
gue pertenecen a otro sistema de normas, pero que se han obtenido por adaptacién de la
Norma.

En & caso de los Motores Diesdl, los cdlculos se referirdn alas normas 1SO-3046-1, 0 a
las versiones més modernas de la misma norma 0 norma homaloga.

Los céculos, para el caso de las Turbinas a Gas se referirdn a la seccion 8 de la norma
SO 2314: 1989, 0 alas versiones més modernas de la misma 0 norma homologa.

En e caso de las turbinas a vapor, los célculos se referirdn a las normas DIN1943,
Secciones 6 a 8, de febrero de 1975, o a las versiones mas modernas de la misma
norma o norma homéloga.

En caso de no contar con las curvas de eficiencia del generador eléctrico, se empleardn
los procedimientos contenidos en la norma | EC 34-2 u homdloga.

Dichas normas son publicas y se encuentran disponibles en la DOCOES.
4, RESPONSABLE

La Division de Estudios y Desarrollo del COES es la responsable de proponer y
programar €l Plan Anua de Pruebas de Potencia Efectiva y la encargada de aprobar en
primerainstancia el Informe Final del Ensayo.

La Direccién de Operaciones es la responsable de disponer se efectlien las Pruebas de
Potencia Efectivay de aprobar |os informes en instancia final.

El Directorio del COES es e responsable de aprobar € Plan Anua de Pruebas de
Potencia Efectiva.

5. OPORTUNIDAD
Los Ensayos de Potencia Efectiva pueden ser ordinarios o extraordinarios.

Los ensayos ordinarios se redlizan cada dos afos calendario. El caendario anua de
ensayos ordinarios se aprueba en e mes de noviembre del afio anterior, en sesion de
Directorio del COES, a propuesta de la Direccién de Operaciones.

Los ensayos extraordinarios se efectuaran cuando a juicio de la Direccion de
Operaciones del COES o de una Empresa Generadora integrante del COES, existan
razones para considerar que la potencia o rendimiento de alguna unidad puede haber
sufrido un deterioro relativamente importante, cuando la unidad ha sido repotenciada o
cuando ha transcurrido un tiempo operativo 0 calendario que aconsgja verificar la
capacidad de la unidad.

6. VIGENCIA

Los ensayos de potencia efectiva de las centrales termoel éctricas tienen vigencia por un
periodo de dos afios calendario.

7. INFORMACION REQUERIDA

La Empresa Generadora es la encargada de preparar y poner a disposicion en planta la
informacion técnica correspondiente a las unidades a ensayar asi como de la central en
las que estas se encuentran ubicadas.

Lainformacion béasica necesaria, comprende:

a Pliego Técnico de las unidades, incluyendo las especificaciones técnicas,
procedimientos de operacion y e informe de resultados de las pruebas de
recepcion y puesta en operacion;
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b)
c)
d)
€)

7.1,

Esquemas de Principio de lasinstalaciones y de sus servicios auxiliares;

Esguemas de disposicion de planta;

Diagrama unifilar eléctrico de la central y unidades;

Curvas de comportamiento

I nspeccion en sitio

Con anterioridad a inicio de los ensayos de potencia efectiva, la unidad de
generacion estara sujeta a una inspeccion de reconocimiento o verificacion de:

a)

b)

La ubicaciéon y estado operativo de los principales equipos y sistemas
auxiliares;
Los puntos de medicion y registro de la potencia y otras variables
eléctricas.

8. PROCEDIMIENTO
8.1. Partesqueintervienen

8.2.

El procedimiento de determinacion de la potencia efectiva y rendimiento de las
centrales termoel éctricas que integran el COES involucra el concurso de 3 partes:

a)

b)

c)

La Empresa Generadora, propietaria de las unidades o centra que se
ensayaran;

La DOCOES, encargada de planear y aprobar la programacion para la
giecucion de los ensayos, luego de dar conformidad a los cronogramas
presentados por € integrante; y

El gecutor del ensayo.

I nspeccion y Etapas

Ingpeccion en € Sitio: Con anterioridad al inicio del ensayo, la centra de
generacion estara sujeta a unainspeccion de reconocimiento o verificacion de:

1

La ubicacion y estado operativo de los principales equipos y sistemas
auxiliares;
Los puntos de medicion y registro de la potencia y otras variables
eléctricas.

El procedimiento a seguir para la determinacion de la potencia efectiva
comprende 3 etapas principales:

a)

b)

Preparacion del Ensayo.

1 Obtencion de los datos de las instalaciones a ensayar;
2 Andlissdelosdatos;

3 Planeamiento y Disefio del Ensayo;

4  Comunicacion a COES.

Ejecucion del Ensayo

Elaboracion del Informe del Ensayo.

1 Cdéculo delapotenciaefectivay rendimiento;

2 Andlisisdelosresultados;

3 Informe Fina del Ensayo.
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8.3.

8.4.

8.5.

Ejecutor del Ensayo

El gecutor del Ensayo es una tercera parte, independiente de la Empresa
Generadora y del COES, con solvencia para gecutar la pruebas y redlizar los
célculos posteriores. EI COES pondra a disposicion de las empresas una relacion
de Consultores calificados, uno de los cuaes sera seleccionado por la empresa
generadora como ejecutor del Ensayo.

El Jefe del Ensayo serd un Ingeniero Mecanico, Electricista o Mecénico-
Electricista con conocimiento del subsector eléctrico, de instrumentacion, de
normatividad para ensayos y pruebas y experiencia en € uso de instrumentos de
medicion y en la gecucion de ensayos de maguinas en banco de pruebas,
laboratorio 0 campo.

Obligaciones de la Empresa Generadora

La Empresa Generadora estara obligada a dar las facilidades necesarias para la
realizacion de un ensayo, siendo de su cuenta los gastos operativos. La Empresa
Generadora proveera las facilidades de medicion. El costo de los servicios de un
ensayo ordinario sera de cuenta de la Empresa Generadora.

En los ensayos extraordinarios, € solicitante pagara € costo de los servicios. Si
un Ensayo se frustrase o fracasase por falta atribuible a la Empresa Generadora
como -por gemplo - fala en cualquiera de los equipos, obras civiles o
instalaciones de la Central de Generacién que impidan redlizar € Ensayo o falao
deterioro de los instrumentos de medicion de la Empresa u otras causas
atribuibles ala Empresa, |os mayores costos seran pagados por €lla.

Antes de la gjecucion del ensayo, la Empresa Generadora comunicard al COES la
potencia efectiva de cada unidad, a ser verificada durante € Ensayo.

Asistentes al Ensayo
En e Ensayo de Potencia Efectiva, estarén presentes:

a Un representante acreditado de la Empresa Generadora, con la funcion de
operar las unidades y la central a ensayar;

b) Un representante acreditado por e COES, en caidad de Veedor,
encargado de dar fe que la prueba se ha cumplido y que se ha realizado
siguiendo |os procedimientos establecidos; y

C) El Jefe del Ensayo y su Equipo Técnico, como gjecutantes del ensayo; su
responsabilidad serd efectuar las mediciones;, no les compete operar ni
maniobrar las unidades que se ensayan.

El Jefe del Ensayo serd € responsable técnico del Ensayo; como tal decidira los
aspectos técnicos relacionados con la medicion tomando en cuenta las
recomendaciones de los presentes; sin embargo, sera de su entera responsabilidad
el resolver cualquier aspecto técnico referido alas mediciones a efectuarse.

El representante del COES es € Veedor de la prueba; asiste a ella a fin de
atestiguar la correcta gecucion de los ensayos y para redizar cualquier
coordinacion necesaria con la Direccion de Operacion para facilitar la gjecucion
de la prueba.

El representante de la Empresa Generadora tiene la responsabilidad de la
operacion de las Unidades de Generacion y atestiguar la correcta gjecucion de los
ensayos por parte de la Empresa Generadora y de otorgar las facilidades
necesarias para la culminacion del trabajo. Es € responsable de operar la unidad
ensayada
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8.6.

8.7.

8.8.

Fechay hora del Ensayo

Las fechas y horas programadas para la egecucion del ensayo deben ser
comunicadas por € COES a dérgano encargado de disponer € despacho de
energia del SINAC con suficiente antelacidn, que, en principio no debe ser menor
gue una semana.

El Ensayo se programard preferentemente dentro de las horas en que
normal mente se despachan las unidades con el méximo de carga.

Preparacion del Ensayo

El Jefe del Ensayo, luego de andlizar la informacion técnica que se le ha
proporcionado, realizara un reconocimiento fisico de la central y unidades, a fin
de poder verificar las condiciones en las que se encuentran las unidades y poder
preparar e Plan Detallado del Ensayo.

El Plan de Ensayo debe contener:
a) El Esquema de disposicion de instrumentos; y
b) LaDistribucién de Funciones del Persona

Al preparar su Plan de Trabgo, € Jefe del Ensayo tendra en cuenta las
particularidades y situacion de cada central y de cada unidad. Respetando a
maximo practicable las definiciones dadas en € pliego técnico, referidas a la
potencia efectiva de las unidades y su medicion, se determinara e procedimiento
detallado del ensayo, el que debera constar en su Informe Final.

Durante la preparacion del Ensayo, e Jefe del Ensayo determinara la forma en
que se efectuard las mediciones de consumo de combustible y de otras variables
gue puedan ser importantes para la unidad ensayada en particular. Las mediciones
de Potencia se efectuaran en las posiciones de medicion indicadas y con
instrumentos confiables y de la precision necesaria.

En caso la central a ensayar no cuente con €ellos, los equipos de medicion seran
proporcionados por e gecutor del Ensayo.

Inicio del Ensayo

Antes de iniciarse e ensayo sera necesario verificar los datos de placa de la
unidad a ensayar, los datos de placa de los instrumentos a emplear y cualquier
condicion que contravenga las disposiciones generdes establecidas en la
metodologia de trabajo.

Es necesario redlizar un ensayo preliminar afin de establecer que:

a) Launidad y la planta estén aptas pararedizar € ensayo.

b) Lainstrumentacion se encuentre en buenas condiciones.

C) L os presentes se familiaricen con e procedimiento de ensayo.

Después de redlizado € ensayo preliminar se procederd a la gjecucion del ensayo
definitivo por acuerdo de partes.

La inspeccidn a realizarse antes de la gecucion del ensayo, tiene como propdsito
verificar que las unidades se hallen dispuestas para la medicion.

El ensayo se iniciard con la apertura del Acta de Ensayo, a cargo del Jefe del
Ensayo. Los datos se registraran en formularios preparados Ad-hoc por e Jefe del
Ensayo y/o en instrumentos registradores, s se contara con ellos. Se concluira
con € llenado y suscripcién del Acta de Ensayo.
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8.9.

8.10.

8.11.

Ejecucion del Ensayo

El Ensayo de Potencia Efectiva esta destinado a comprobar una capacidad
(potencia) mediante una medicion.

El ensayo de Potencia Efectiva debe comprobar la capacidad €l ectromecanica de
cada uno de los grupos generadores; en caso que € Jefe del Ensayo sustentara la
necesidad, se redlizar4 también un Ensayo de Planta, es decir con todas las
unidades operando simultédneamente, para comprobar que no existan limitaciones
de generacion.

Si fracasase € ensayo de comprobacion de la potencia efectiva, sera necesario
realizar un segundo ensayo, que puede efectuarse inmediatamente a continuacion
dd ensayo fracasado o, en su defecto, ser diferido para otra ocasion. La
determinacién de redlizarlo inmediatamente y a continuacién del ensayo
fracasado, requerira la decisén unanime del Jefe del Ensayo, del veedor del
COES y dd representante de la Empresa Generadora. De no haber consenso, se
optara por realizarlo en otra ocasion.

Se debe medir en simultaneo la potencia en bornes del aternador, la potencia
evacuada por la planta a la red, la potencia consumida por los auxiliares. Al
redlizar estas mediciones se tendra en cuenta la definicién de potencia efectiva
adoptada por el COES. A criterio del Jefe del Ensayo, y en relacion a la
disponibilidad de instrumentos para las mediciones simulténeas, estas podrian
desfasarse teniendo la precaucion de efectuarse en estado estacionario.

Las mediciones de potencia y de flujo de combustible se efectuardn con
instrumentos confiables y de suficiente precision, pertenecientes a la propia
planta, a eecutor del ensayo o aterceros.

La medicién se redizara en estado estacionario. En oposicion a estado
transitorio, € estado estacionario es aquel en que a haberse acanzado un
equilibrio, las magnitudes a medir no varian con e tiempo. A este fin y de ser
necesario, antes de iniciarse € ensayo, la Empresa Generadora habra puesto en
operacion las unidades a ensayar, por un periodo suficiente (de acuerdo al manual
de instrucciones de cada méaguina o, en ausencia de éste, a la experiencia del Jefe
de Planta) para que ésta haya alcanzado su estado estable de operacion.

Duracion del Ensayo

La duracion de la prueba esté relacionada con la verificacion de la resistencia
fisca de la unidad; sigue € criterio de diminar € riesgo de sobrecarga; una
unidad puede admitir una sobrecarga por un tiempo limitado, pero no por un
periodo largo; éste criterio se sigue en las pruebas de recepcion. La medicion de
la potencia efectiva depende de la naturaleza de cada unidad siendo en principio
no menor de 5 horas de operacion continua. Su duracién exacta podra ser
modificada por €l Jefe de Ensayo presentando a la empresa generadora y a la
DOCOES d sustento correspondiente, con la suficiente prevision, para que la
DOCOES laconsidere y programe.

Magnitudes a medir

Las siguientes mediciones deberan registrarse durante los ensayos de Potencia
Efectiva

a) Temperatura ambiente, humedad relativay presion barométrica;

b) Temperatura de la fuente fria (caso turbinas de vapor y ciclos
combinados);
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c)
d)
€)
f)
9)
h)
i)
)
K)
1)

Consumo y temperatura del combustible;
Temperatura de cojinetes (eventua mente);
Nivel de vibraciones (eventualmente);
Potencia producida;

Voltge;

Factor de potencia;

Frecuencia;

Temperatura de |os devanados del estator;
Consumo de auxiliares,

Otros parametros que indiquen que la operacién se rediza bgjo régimen
estable.

En caso que las mediciones requieran de mayores lineamientos, se seguirén los
estipulados en las normas técnicas de referencia.

8.12. Acta del Ensayo

Al fina del Ensayo se levantara € Acta del Ensayo, que sera suscrita por € Jefe
del Ensayo, € representante acreditado de la Empresa Generadora, y e
representante del COES.

El Acta de Ensayo debe contener la siguiente informacion:

a)
b)
c)
d)

€)

f)

9)
h)

Nombre de la Empresa Generadora
Nombre dela Centra de Generacion
Nombre o Numero de la Unidad ensayada

Nombre del Jefe del Ensayo, de los integrantes del equipo de ensayo, del
Veedor del COESYy del representante de |la empresa generadora

Fechay hora de apertura del Acta
Datos técnicos del motor primo
> Fabricante

» Modeo

» Numero de serie de la unidad
» Potencia Nominal

> Velocidad de rotacion nominal
» Datos técnicos del Generador
> Fabricante

» Modeo

» Numero de serie de la unidad
> Potencia Nominal

> Velocidad de rotacion nominal
» NuUmero de pares polos
NUmero de circuitos paralelos
Horadel arranque de la unidad
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8.13.

8.14.

i) NUmero de intentos de arranque

)] Horadeinicio del ensayo

K) Hora de findizacion del ensayo

) Todos los datos medidos de acuerdo al numeral 8.11

m) Observaciones

Premisas para los calculos de potencia efectiva y rendimiento

El Jefe del Ensayo definira en cada caso especifico la necesidad y tipo de ensayos
para medir € poder caorifico y composicion de los combustibles. En principio,
se deberia tomar 2 muestras de combustible, para determinar en laboratorio su
poder calorifico; eventualmente se determinara también su composicion.

Para determinar la potencia efectiva de una unidad termoel éctrica se seguira los
siguientes pasos.

a Medir la potencia de la unidad a la Potencia Efectiva Declarada por la
Empresa Generadora durante 5 horas consecutivas,

b) Llevar dicha potencia a Condiciones de Potencia Efectiva ya sea
empleando las curvas de guste originales de la unidad o, en su defecto, las
de unidades similares o, en su defecto, aquellas contenidas en la Norma
Técnica de Referencia o, en caso de inaplicabilidad, mediante caculo
tedrico.

C) La potencia obtenida en €l Ultimo se considerara la potencia efectiva de la
unidad.

Para determinar la eficiencia térmica de la unidad y trazar su curva de eficiencia

VS. potencia, seré necesario seguir los siguientes pasos:

d) Se tomaran los puntos correspondientes a 0%, carga minima, 100% de la
potencia maxima declarada y como minimo 3 puntos intermedios
representativos entre 0% y la potencia maxima declarada.

e) Medir y registrar la potencia a e€e, la potencia consumida por los
auxiliares y el consumo de combustible de la unidad durante €l ensayo en
planta;

f) Luego se calcularan la potencia neta 'y e consumo de calor. A partir de

ellos se determinara la eficiencia térmica a las condiciones del sitioy se
podra trazar las curvas de €ficiencia vs. potencia neta, consumo de
combustible vs. potencia neta, consumo especifico de combustible vs.
potencia netay potencia bruta vs. potencia neta.

0) Los puntos de potencia y eficiencia obtenidos a condiciones de Ensayo se
convertiran a condiciones ISO y a condiciones de Potencia Efectiva,
empleando las curvas de guste originales de la unidad o, en su defecto,
aquellas contenidas en la Norma Técnica de Referencia.

Validez del Ensayo

Para que €l ensayo sea vdido, se requiere que los datos registrados sean
consistentes, es decir que sean congruentes entre ellos o que, en su defecto, las
inconsistencias puedan ser absueltas por consenso entre € Jefe del Ensayo, €
Representante de la Empresa Generadoray € Veedor del COES'y, ademas, que €
margen de error en la determinacion de la potencia efectiva y rendimiento
determinados por e ensayo no sera mayor a 2%.
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8.14.1. Turbinasa gas
8.14.1.1. Condiciones para €l ensayo

Las condiciones particulares de estabilidad para una turbina a gas se

muestran en € Cuadro N° 8-1.

Se considera que los parametros asociados a la prueba se han
estabilizado cuando las variaciones de los mismos se encuentran dentro

de las siguientes limites:
CuadroN° 81

Condiciones particulares de estabilidad para unaturbina a gas

PARAMETROS 1)VAEI|AC| @)
Velocidad de rotacion + 1%
Presion barométrica + 1%
Temperaturadel airea ingreso del compresor +2 C
Temperatura del combustible +3 C
Presion de descarga + 1%
Presién de ingreso del fluido de trabgjo + 1%

del equivalente absoluto del
promedio

Temperatura ala salida de laturbina

+2 C

Durante la gjecucion del ensayo ninguno de los parametros establecidos
deberéa diferir de los valores promedios para méxima potencia més ala

de lo establecido en la tabla anterior.
8.14.1.2. Célculos

La correccién de la Potencia efectiva de la unidad en base a la
temperatura ambiente debe realizarse tomando como referencia las
curvas de gjuste que han sido proporcionadas por e Fabricante. En su
defecto se aplicard 1o indicado en € rubro Comportamiento a carga

parcial.
8.14.2. Grupos Diesel

El ensayo se llevard a cabo cuando la unidad haya acanzado un régimen
de funcionamiento estable, tal como lo recomienda e fabricante del
equipo, en caso de contar con dichas recomendaciones se considerara
estado estable s 1os siguientes pardmetros varian su magnitud dentro de
los ordenes establecidos en € Cuadro N° 8-2.
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Cuadro N° 8-2

Condiciones particulares de estabilidad para un grupo diesel

PARAMETROS VARIACION
Velocidad de rotacion + 1%
Presiéon barométrica + 1%

multiple de admision

Temperatura del aire a ingreso del compresor o del | £2 C

Temperatura del combustible +3C
Temperatura de |0s gases de escape +2 C
8.14.2.1. Célculos

8.14.3.
8.14.3.1.

La correccion de la Potencia Efectiva de la unidad en base a la
temperatura ambiente debe realizarse tomando como referencia las
curvas de gjuste que han sido proporcionadas por € Fabricante. En su
defecto se aplicara lo indicado en € rubro Comportamiento a carga
parcial.

En caso de no contar con dichas curvas, la correccién de la Potencia
Efectiva en condiciones del sitio, hacia y desde la Potencia 1SO, se
realizara empleando la metodologia estipulada en la Norma SO 3046
Parte 1, Numeral 10, para lo cua se debe considerar el efecto la
temperatura sobre € alternador empleando las curvas proporcionadas
por el fabricante de éste Ultimo, o en su defecto lanorma |EC 34-2.

Turbinas a vapor
Condiciones para €l ensayo

Durante € ensayo de recepcion, las presiones y temperaturas del vapor,
los flujos de vapor, la velocidad de rotacion y otros deben mantenerse lo
més proximo posible a las condiciones de garantia. Las desviaciones de
las variables de las que € suministrador no puede ser responsable, se
aceptan en tanto no se desvien en demasia de los valores contrastados.
La tolerancia en las desviaciones, que vendrian a congtituir las
condiciones particulares de estabilidad para una turbina a vapor se
muestran en & Cuadro N° 8-3.
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Cuadro N° 8-3

CONDICIONES DE ESTABILIDAD PARA TURBINAS A VAPOR
PARAMETROS VARIACION

Presion del vapor vivo + 5%

Temperatura del vapor vivo +15C

Presion de extracciones + 5%

Presion de descarga:

Contrapresion + 5%
Condensacién + 25%
Temperatura de recalentamiento +15 K

Caida isontropica de entalpia + 7%
Potenciaal ge + 7%
Flujo de agua de refrigeracion +15 K
Temperatura de entrada del agua de refrigeracion +5K
Temperatura de agua preca entada + 10K
Velocidad de rotacion + 5%
Maximo de fugas de vapor en circuito cerrado, como
porcentaje del vapor vivo: +0.6%
Centrales convencionales +0.4%
Centrales nucleares

Durante la gjecucion del ensayo ninguno de los parametros establecidos
debera diferir de los valores promedios para maxima potencia més ala

de lo establecido en la tabla anterior.
8.14.3.2. Célculos

La correccion de la Potencia Efectiva de la unidad en base a la
temperatura ambiente debe realizarse tomando como referencia las
curvas de gjuste que han sido proporcionadas por e Fabricante. En su
defecto se aplicard lo indicado en € rubro Comportamiento a carga

parcial.
8.15. Comportamiento a carga parcial

Para determinar e rendimiento (6 € consumo especifico de combustible, o €
consumo especifico de calor o la eficiencia térmica) de una unidad a ensayar y
poder trazar su curva de eficiencia vs. potencia, sera necesario seguir los

siguientes pasos.

a Se tomaran los puntos correspondientes a 0%, carga minima, 100% de la
potencia maxima declarada y como minimo 3 puntos intermedios
representativos entre 0% y la potencia méaxima declarada.

b. Ademas de las variables ambientales y operativas que serviran para
determinar los factores de correccion, se debe medir y registrar como
minimo la potencia a €e, la potencia consumida por los auxiliares,
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consumo de combustible y la temperatura del combustible de la unidad
durante el ensayo en planta;

C. Se debe tomar como minimo 2 muestras de combustible, para luego
determinar en laboratorio su poder caorifico (y eventualmente
composicion);

d. Luego se caculardn la potencia neta y e consumo de cdor a
condiciones de ensayo. A partir de ellos se determinaréd e consumo
especifico de caor y la eficiencia térmica a condiciones de ensayo y se
podra trazar las curvas de eficiencia vs. potencia neta, consumo de
combustible vs. potencia neta, consumo especifico de combustible vs.
potencia neta, consumo de calor vs. potencia neta, consumo especifico
de calor vs. potencia neta y potencia bruta vs. potencia neta, todo para
condiciones de ensayo;

e. Después, mediante los factores de correccion, se determinard las
potencias parciales a Condiciones de Potencia Efectiva 'y los parametros
de medicion del rendimiento, también a Condiciones de Potencia
Efectiva;

f. Se elegira la curva de consumo total de calor vs. potencia neta 'y se
hallard4 una relacién lineal para ella, dando preferencia a los puntos de
mayor consistencia y a los que se encuentran arededor de la potencia
maxima; €l criterio para seleccion de los puntos adecuados obedecera a
desarrollo del proceso de medicion durante el Ensayo;

g. Se reemplazard los consumos totales de calor medidos, por los
consumos gjustados (o linearizados) y se repetira e céculo, para
obtener los valores gustados,

h. Los factores de correccion a aplicar asi como su obtencién se aplicaran
segun e caso particular. El orden de prelacion es € siguiente:

1 S existen curvas de rendimiento de las unidades, como las que
girvieron para los valores garantizados durante € ensayo de
recepcion, se utilizarén esas curvas;

Si exigtiesen 2 juegos de curvas, se utilizara d Ultimo;

Si no existiesen curvas de las unidades ensayadas, pero existiesen
de unidades similares, se escogeran estas Ultimas;

4 S no existiesen curvas de unidades similares, se utilizara curvas
generales de comportamiento, segin normas de recepcion de
unidades, gjustando sus valores alos de las unidades;

5 S e méodo anterior no resultase aplicable o sus resultados no
fuesen aceptables, se utilizara un méodo basado en la teoria de
comportamiento de la maquina ensayada.

8.16. Informe del Ensayo

Concluido & Ensayo, € Ingeniero Jefe debe determinar, mediante los célculos
respectivos y siguiendo los procedimientos establecidos, la potencia efectiva de
las unidades ensayadas. Debe ademas estimar e indicar en su informe el margen
de error de sus resultados, partiendo de la clase de precision de los instrumentos
empleados. Las formulas a emplear son las que se sefidan para cada caso, seguin
las normas respectivas.
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El Informe Final serd suscrito por € Jefe del Ensayo, consignando su nimero de
registro profesional.

El informe final sera presentado a la empresa generadora y a COES para su
andisis, y s hubiera lugar, a la presentacion de observaciones a Jefe del Ensayo
para su absolucion. La empresa generadora en un plazo maximo de 30 dias
caendario después del ensayo redizado presentara oficialmente a COES €
informe fina. El COES tiene un plazo maximo de 15 dias caendario para
observaciones y la empresa 10 dias caendario para levantarlas. El informe final
debe estar acompafiado de todos los célculos sustentatorios de detalle en medio
magnético.

PROCEDIMIENTO N° 18

DETERMINACION DE LA POTENCIA EFECTIVA DE LASCENTRALES
HIDRAULICASDEL COES

1. OBJETIVO

Establecer € procedimiento de medicion y cdculo de la potencia efectiva de las
centrales hidroel éctricas que integran el COES.

2. BASE LEGAL
2.1. Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (Articulo 41°. inciso d)

2.2. Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones
Eléctricas (Articulos 81°. inciso a, 91°. inciso f)

3. DEFINICIONES

Ensayo de Medicion de la Potencia Efectiva de una Central Generadora
(Ensayo): es un conjunto de pruebas que se efectlian para obtener la potencia efectiva
de las centrales involucradas, mediante un proceso de mediciones para su posterior
célculo.

Estos Ensayos pueden ser Ordinarios o Extraordinarios. Se redizan en la
oportunidad indicada en €l numeral 5.

Servicios Auxiliares (Auxiliares): son aquellos que asisten a funcionamiento de la
Central. La energia que demandan proviene de las unidades de la centra: sea
directamente de los generadores o indirectamente de |a energia eléctrica generada; o de
otras fuentes.

Potencia Maxima Continua de una Central de Generacion (Potencia Continua): es
la méxima capacidad de suministrar potencia eléctrica en bornes de generacion, en
forma continua y respetando los intervalos normales para € mantenimiento
establecidos por las condiciones del suministro.

Sobrecarga: es €l exceso entre la potencia instanténea en bornes de generacién de los
grupos de la central y su Potencia Maxima Continua.

Condiciones de Potencia Efectiva son las imperantes bajo condiciones de flujo del
agua estable, sin sobrecarga (eléctrica o hidraulica), a velocidad nominal de rotacién de
las turbinas (correspondiente a 60 Hz del sistema) y a la Altura Bruta de Potencia
Efectiva.

Altura Bruta de Potencia Efectiva es la altura correspondiente a la atura bruta para
operacion norma de la central consignada en su disefio original o luego de una
repotenciacion (debidamente sustentada).
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La Potencia Efectiva de una central hidroeléctrica esla potencia continua entregada
por dicha central cuando opera a Condiciones de Potencia Efectiva.

4, RESPONSABLES

La Division de Estudios y Desarrollo del COES es responsable de proponer € Plan
Anual de Ensayos y encargada de aprobar en primera instancia € Informe Fina del

Ensayo.

La Direccion de Operaciones es responsable de disponer se efectie los Ensayos y
aprobar los informes en instanciafinal.

El Directorio del COES es responsable de gprobar el Plan Anual de Ensayos.

La Empresa Generadora es responsable de preparar y poner a disposicion en planta la
informacion técnica correspondiente a las unidades a ensayar, asi como de la central en
la que éstas se encuentran ubicadas.

5. OPORTUNIDAD
Los Ensayos de Potencia Efectiva pueden ser ordinarios o extraordinarios.

Los ensayos ordinarios se efectuaran solamente al ingreso de nuevas unidades al
COES.

Los ensayos extraordinarios se efectuaran cuando a juicio de la Direccion de
Operaciones del COES o de una Empresa Generadora integrante del COES, existan
razones para considerar que la potencia de alguna central pueda haber experimentado
alguna modificacion importante, cuando la central haya sido repotenciada.

6. VIGENCIA

La potencia efectiva tendra validez hasta que se efectlie un nuevo ensayo extraordinario
aprobado por la Direccion de Operaciones.

7. INFORMACION REQUERIDA

Lainformacion bésica a ser proporcionada por la Empresa Generadora comprendera lo
siguiente:

a) Pliego Técnico de las unidades, que incluye las especificaciones técnicas
procedimientos de operacion y el informe de resultados de | as pruebas de recepcion
y puesta en operacion; otras pruebas de desempefio y curvas de comportamiento
gue se hayan realizado durante el tiempo de operacién de la central;

b) Esquemas de Principio delasinstalacionesy de sus servicios auxiliares,
c) Esguemas de disposicion de planta;
d) Diagrama unifilar eléctrico de la central y unidades.
8. PROCEDIMIENTO
8.1. Partesqueintervienen

El procedimiento de determinacion de la potencia efectiva de las centrdes
hidroel éctricas que integran € COESinvolucrae concurso de 3 partes:

ad LaEmpresaGeneradora, Titular de la central que se ensayarg;

b) La DOCOES, encargada de planear y aprobar la programaciéon para la
gecucion de los ensayos, luego de dar conformidad a los cronogramas
presentados por €l integrante; y

c) LaEmpresaEjecutoradel Ensayo.
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8.2.

8.3.

8.4.

I nspeccion y Etapas

Ingpeccion en & Stio: Con anterioridad a inicio de ensayo, la centrd de
generacion estara sujeta a una inspeccion de reconocimiento o verificacion de:

a) La ubicacidon y estado operativo de los principales equipos y sistemas
auxiliares;

b) Lospuntosde mediciony registro de la potenciay otras variables el éctricas.
El procedimiento a seguir para la determinacion de la potencia efectiva comprende 3
etagpas principaes.
a) Preparacion del Ensayo
1. Obtencion de los datos de las instalaciones a ensayar;
2. Andisisdelos datos,
3. Planeamiento y Disefio del Ensayo;
4. Comunicacion a COES.
b)  Ejecucion del Ensayo.
c) Elaboracion del Informe del Ensayo.
1. Cdculo delapotencia efectiva;
2. Andisisdelosresultados;
3. Informe Final del Ensayo.
Ejecutora del Ensayo

La gecutora del Ensayo es una empresa consultora independiente de la empresa
Generadora y dd COES, con solvencia profesona para gecutar la pruebas y
redizar los cdculos posteriores. EI COES pondra a disposicion de las empresas una
relacion de consultoras cdificadas, una de las cudes sera sdeccionada por la
Empresa Generadora como gecutoradel Ensayo (EJECUTORA).

La EJECUTORA designard un Jefe de Ensayo, quien deberd ser un Ingeniero
Mecénico, Electricita 0 Mecanico-Electricista, con  conocimiento  de
ingrumentacion, de normatividad para ensayos y pruebas y experiencia en € uso de
ingrumentos de medicién y en la gecucion de ensayos de méguinas en banco de
pruebas, laboratorio o campo.

Obligaciones de la Empresa Generadora

La Empresa Generadora estara obligada a dar las facilidades necesarias para la
redizacion del ensayo y, antes de la gecucion dd mismo, comunicara d COES la
potencia efectiva de lacentral parasu verificacion.

En los ensayos ordinarios, la Empresa Generadora pagara los costos del ensayo.

En los ensayos extraordinarios, la empresa o entidad solicitante pagara los costos del
ensayo.

Cuaquier mayor costo originado por la Empresa Generadora, sera asumido por
dichaempresa

8.5. Asistentesal Ensayo

En & Ensayo de Potencia Efectiva, estardn presentes:

a) La Empresa Generadora, representada por un funcionario acreditado quien
tendra las responsabilidades de la operacion de las Unidades de Generacion,
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atestiguar la correcta gecucion de los ensayos y otorgar las facilidades
necesarias para la culminacion del trabajo.

b) EI COES, representada por un funcionario acreditado quien, en calidad de
Veedor, tendra las responsabilidades de dar fe de que la prueba se ha cumplido
siguiendo los procedimientos establecidos y realizard cualquier coordinacion
necesaria con la Direccion de Operaciones para facilitar la gecuciéon de la
prueba.

c) La EJECUTORA, representada por el Jefe del Ensayo, y su Equipo Técnico,
quien tendrd la responsabilidad técnica del Ensayo. Como tal decidird los
aspectos técnicos relacionados con la medicién tomando en cuenta las
recomendaciones de los presentes. Serd de su entera responsabilidad el
resolver cualquier aspecto técnico referido a las mediciones a efectuar. No le
compete operar ni maniobrar |as unidades que se ensayan.

8.6. Fecha, horay potencia del Ensayo

Las fechas, horas y potencia programadas para la gecucion del ensayo deberan ser
coordinadas por € Comité Técnico de Planeamiento y Programacion con suficiente
antelacion teniendo en cuenta € Plan Anua de Ensayos. El Ensayo se programara
en las fechas en que normamente se despachan las unidades con € maximo de
carga

8.7. Preparacion del Ensayo

El Jefe dd Ensayo, luego de andizar la informacion técnica que s le ha
proporcionado, redlizara un reconocimiento fisico de la centra y unidades, a fin de
poder verificar las condiciones en las que se encuentran étos y poder preparar €
Pan Detdlado del Ensayo.

El Plan de Ensayo debe contener:

a) El Esquema de disposicion de instrumentos;
b) LaDistribucién de Funciones del Personal; y
c) Secuencia (Programa) de actividades.

Al prepaar su Plan de Trabgo, d Jefe dd Ensayo tendrd en cuenta las
particularidades y sSituacion de cada central y de cada unidad. Respetando d maximo
practicable la informacion dada en € pliego técnico, referida a la potencia efectiva
de las unidades y su medicidn, se determinard € procedimiento detdlado del
ensayo, € que debera constar en su Informe Findl.

Las mediciones de Potencia se efectuardn en las posiciones de medicion indicadas y
con instrumentos configbles y de la precision requerida. En caso la centra a ensayar
no cuente con dlos, los equipos de medicion requeridos serén proporcionados por la
Ejecutora.

8.8.Inicio del Ensayo

Antes del inicio del ensayo sera necesario verificar los datos de placa de la unidades
a ensayar, los datos de placa de los instrumentos a emplear y las digposiciones
generaes establecidas parala gecucion del ensayo (numerd 8.9).

Ensayo Preliminar: Es necesario redlizarlo afin de establecer que:

a) Lasunidadesy laCentra estén aptasy dispuestas para la medicion.

b) Lainstrumentacion se encuentre en buenas condiciones.

c) Losasistentesa Ensayo se familiaricen con e procedimiento del mismo.
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Ensayo Definitivo: Se procedera por acuerdo de partes. Se iniciara con la apertura
de Acta de Ensayo, a cargo dd Jefe dd Ensayo. Los datos se registrardn en
formularios preparados ad hoc por & Jefe dd Ensayo y/o en insrumentos
registradores, s se contara con elos. Se concluird con d llenado y suscripcion del
Actade Ensayo.

8.9. Ejecucion del Ensayo

El Ensayo de Potencia Efectiva estd destinado a comprobar la capacidad
electromecanica (potenciad) de la centrd, declarada por la empresa, mediante una
medicion.

Se debe medir en smulténeo la potencia en bornes de los generadores de la centrd,
la potencia consumida por los auxiliares y la dtura bruta, teniendo en cuenta la
definicién de potencia efectiva adoptada por € COES. A criterio dd Jefe de
Ensayo, y en rdacion a la disponibilidad de insrumentos para las mediciones
smultaness, estas podran desfasarse teniendo la precaucion de efectuarse en estado
estacionario.

Las mediciones de potencia se efectuaran con instrumentos confiables y cdibrados,
pertenecientes ala propia central, 0 ala Ejecutora.

La medicion se redizard en estado estacionario, es decir, aquel estado de equilibrio
en que las magnitudes a medir no varian con € tiempo, sendo en principio una
hora de operacion continua. A este fin, antes de iniciarse d ensayo, la Empresa
Generadora habra puesto en operacion la central a ensayar por un periodo suficiente
(de acuerdo d manua de instrucciones de las méguinas o, en ausencia de éste, a la
experiencia dd Jefe de la centrd) para que éstas hayan dcanzado su estado estable
de operacion.

S fracasa € ensayo de comprobacion de la potencia efectiva, serd necesario redizar
un segundo ensayo. Este puede efectuarse inmedistamente a continuacion del
ensayo fracasado o, en su defecto, ser diferido para otra ocasion, 1o que requerira la
decisién unanime de | os representantes de las tres partes.

8.10. Duracion del Ensayo

La medicién de la potencia efectiva no tendra una duracién menor a cinco horas. Su
duracion exacta podra ser modificada por € Jefe de Ensayo presentando a la
Empresa Generadora y a la DOCOES d sustento correspondiente, con la suficiente
prevision, paraque la Direccidn de Operaciones lo considere y programe.

8.11. Magnitudes a medir

Las Sguientes mediciones deberdn registrarse durante los ensayos de Potencia
Efectiva

a) Nivel del aguaen la presa de regulacion, cdmara de carga o pulmén;
b) Temperaturade cojinetes;

c) Potencia producida en bornes del generador;

d) Tensién en bornes del generador;

€) Factor de potencia;

f) Frecuencig;

g) Temperatura de los devanados del estator;
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h) Otros pardmetros que indiquen que la operacion se rediza bgo régimen
estable (por gjemplo presion en las ventanas del tlnel de aduccién s la central
lo tuviese).

8.12. Acta del Ensayo

8.13.

Al find dd Ensayo se levantara € Acta de Ensayo, que sera suscrito por los
representantes de |as tres partes que intervinieron.

El Actade Ensayo debe contener la sSiguiente informacion:
a) Nombre de la Empresa Generadora;

b) Nombre dela Central de Generacion ensayada;

c) Nombre de los asistentes a ensayo;

d) Fechay horade aperturadel Acta;

€) Datos técnicos de las turbinas;

f) Fabricante;

g) Modelo;

h) NUmero de serie de las unidades;

i) PotenciaNominal;

j) Veocidad de rotacion nominal;

k) Datos técnicos de los generadores,

[) Fabricante;

m) Modelo;

n) Numero de serie de las unidades;

0) PotenciaNominal;

p) Velocidad de rotacién nominal;

g) Numero de pares de polos;

r) NUmero de circuitos paraelos,

S) Horadeinicio del ensayo;

t) Horade finalizacion del ensayo;

u) Todos los datos medidos de acuerdo al numeral 8.11,
V) Observaciones.

Premisas para la determinacion de potencia efectiva

La Potencia de la Centrd Hidrodéctrica estd acotada por la capacidad
electromecanica de las unidades, por la capacidad hidraulica dd dstema de
captacion y conduccidn de agua y por la dtura neta, la que puede ser sensiblemente
vaiable en @ caso de que sea dimentada directamente desde un embase o
reservorio.

La informacion que remita la Empresa Generadora para ser examinada por € Jefe
de Ensayo, para la preparacion dd mismo, deberd incluir: € estado de los
reservorios (nivel y volumen), d cauda de dimentacion a la centrd y d despacho
de energiay potencia que se haya venido efectuando diariamente.

El ensayo se efectuara a dturas brutas iguades o cercanas a la Altura Bruta de
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Potencia Efectiva, pero necesariamente pasando por dla

La potencia efectiva se determina como @ promedio de las mediciones registradas
en periodos de 15 minutos.

8.14. Validez del Ensayo

Para que € ensayo sea vdido, se requiere que |os datos registrados sean consistentes
entre sl y que & margen de error posible en la determinacion de la potencia efectiva
determinado por € ensayo no exceda € 2%. Cudquier inconsstencia puede ser
absuelta por consenso entre |os representantes de las tres partes.

8.15. Fluctuaciones durante la prueba

El ensayo debera redizarse en condiciones de dtura del reservorio cuas estéticas,
carga congtante, velocidad de rotacion constante, con los dispositivos de regulacion
de la turbina (agujas del inyector o dabes del distribuidor) en posiciones fijas. Se
consdera que la variacion de la potencia medida no debe exceder € 1.5% del valor
promedio de las mediciones.

De suceder durante € ensayo una variacion mas dla dd limite especificado, queda a
juicio dd Jefe dd Ensayo la vdidez de los datos; debiendo tomar decision durante €
curso de la prueba, luego de consultar la opinién del Veedor ded COES y dd
representante de la Empresa Generadora.

8.16. Informe del Ensayo

Concluido € Ensayo, € Jefe de ensayo debe determinar |a potencia efectiva de la
centrd ensayada. Debe, ademas estimar e indicar en su informe @ margen de error
de sus resultados, partiendo de la clase de precision de los instrumentos empleados.

El Informe Fina serd suscrito por € Jefe de Ensayo, consignando su nimero de
regisiro profesonal.

El informe find ser& presentado a la empresa generadora 'y d COES para su andisis
y, S hubiera lugar, a la presentacién de observeciones ad Jefe dd Ensayo para su
absolucion. La Empresa Generadora en un plazo méximo de 30 dias cadendario
después del ensayo redizado, presentard oficiamente d COES d informe find. El
COES tendrd un plazo maximo de 15 dias cdendario para observaciones y la
empresa 10 dias cdendario para levantarlas. El informe find deberda edtar
acompafiado de todos |os cé cul os sustentatorios de detalle en medio magnético.

PROCEDIMIENTO N° 19
PRUEBAS DE UNIDADES DE GENERACION

1. OBJETIVO

Determinar € procedimiento a seguir para la programacién de la operacion de unidades
de generacion en prueba, nuevas o luego de un trabgjo de mantenimiento; determinar
las previsiones a considerar en caso de falla de estas unidades, €l reconocimiento de la
energia inyectada a sistema y las compensaciones que se puedan dar a otros
generadores.

El ensayo de potencia efectiva se considera una prueba, la cua es requerida por los
procedimientos del COES.

2. BASE LEGAL
2.1. Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas.
2.2. Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas.
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2.3.

24,

Decreto Supremo N° 009-97-EM.- Norma Técnica de Cdidad de los Servicios
Eléctricos.

Resolucion Directora N° 049-99-EM/DGE.- Norma Técnica para la Operacion en
Tiempo Real delos Sistemas Interconectados.

3. DEFINICIONES

Las definiciones utilizadas en e presente Procedimiento, estan precisadas en €
Glosario de Abreviaturas y Definiciones,

4.
4.1.
4.2.
4.3.
5.
5.1
5.2.

RESPONSABILIDADES

Dela DOCOES

4.1.1. A través de la DPP, atender la solicitud de pruebay coordinar la gecucion
de lasmismas.

4.1.2. Autorizar a través de la DPP, pruebas de unidades no informadas para €
programa semand, por emergenciau otrarazon de fuerza mayor.

4.1.3. A través de la DPP, paticipar en cdidad de observador en la gecucion de
las pruebas pertinentes, que involucren paraelo con d SINAC.

4.1.4. Pogergar, anular o cancelar la gecucion de pruebas de unidades por causas
judtificadas, debiendo presentar un informe & respecto a la empresa
involucrada

4.15. Veificar d cumplimiento de lo establecido en & Procedimiento relativo &
Ingreso de unidades de generacion, lineas y subestaciones de transmision en
el COESSINAC.

4.1.6. Aprobar la gecucion de las pruebas junto a programa de operacion semand
del SINAC.

Del generador propietario de la unidad en prueba

42.1. La empresa generadora que requiera la programacion de unidades para
prueba deberd solicitarlo, para ser considerado en la programacion semana
de laoperacion.

4.2.2. Confirmar la gecucion de las pruebas, para efectos de la eaboracion de la
PSO, € generador deberd presentar a la DOCOES d cronograma detallado
de las mismas, incluyendo la hora de inicio y findizacion, € régimen de
toma de carga, descargay niveles de carga cada media hora.

4.2.3. Presentar, en € caso de unidades nuevas, una copia ddl informe que indique
que € grupo esta apto para ser sometido a pruebas con carga, como
constancia de haber pasado las pruebas protocolares previas.

4.2.4. En cao de requerirse € pago de compensaciones, €tas se cumplirdn de
acuerdo a lo indicado més addlante y conforme a los procedimientos del
COES.

Del Coordinador

4.3.1. Coordinar y gpoyar la gecucion en tiempo red de las pruebas programadas,
adoptando todas las medidas necesarias para garantizar la seguridad, calidad
y economia de la operacion conforme a las normas y procedimientos
vigentes.

4.32. Cancdar la gecucion de pruebas de unidades por causas judtificadas,
debiendo sustentar su decison alaDOCOES.

INFORMACION NECESARIA

Programa detallado de las pruebas, segin lo indicado en el numeral 4.2 como
minimo.

Para el caso de unidades nuevas el generador enviara previamente:
5.2.1. Losdatos generales de la unidad.
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5.3.

5.4.

5.2.2. El costo variable a potencia nomina (el vaor preliminar serd4 segin la
informacién del fabricante).

Posteriormente a las pruebas |a empresa generadora presentara:
5.3.1. Uninforme con € resultado de las pruebas.

5.3.2. Los vaores medidos (rendimientos, potencia méxima, cargas minimas,
potencias efectivas, entre otros requeridos por la DOCOES).

Para e ensayo de la potencia efectiva se deberd cumplir con lo establecido en los
PR-N° 17y PR-N° 18.

6. ASPECTOS DE PROGRAMACION

6.1.

6.2.

6.3.

6.4.

6.5.

6.6.

6.7.

6.8.

Luego de haber cumplido los requisitos y obligaciones, la unidad en prueba sera
programada con carécter de "debe operar" en forma concordante con € programa
de pruebas presentado por e generador. La oportunidad de la prueba en lo
posible, se hara con €l criterio de operacion econdémica, teniendo como objetivo
disminuir € costo de operacion del sistema.

Para programar las pruebas con carga de unidades nuevas, previamente debe
haberse efectuado pruebas de sincronizacion, asi como haber operado con carga
minima durante 30 minutos como minimo.

El detale diario de la gecucién de las pruebas asi como la programacién de las
medidas de seguridad y calidad sera comunicado por la DPP a las empresas
mediante el PDO 0 sus reprogramaciones.

El costo margina del sistema sera fijado por la centra margina red,
considerando para el efecto e costo variable de la unidad en pruebaigua a cero.

La energia inyectada durante la prueba no implicard compensaciones por
desplazamiento de energia de otros generadores debido a que se considerara como
inyeccion normal de energia del propietario de la unidad en prueba. Los nuevos
integrantes podran concertar con algun integrante del COES la comercializacion
de sus inyecciones.

Se debera considerar una reserva rotante especial, su magnitud dependera del
tamafio de la unidad en pruebay sera definida por la DOCOES.

Para € caso de las pruebas de desconexion con cualquier régimen de carga, se
programara reserva rotante adicional para RPF.

El costo de la reserva rotante adicional y/o especial, establecido para estas
pruebas, sera asumido por €l generador propietario. En caso de ser un nuevo
integrante esta obligado a pagar € costo de esta reserva adicional a integrante
gue le ha suministrado, conforme a los procedimientos vigentes para los
integrantes del COES.

Para los ensayos de potencia efectiva de las unidades existentes, no es obligatorio
asignar reserva rotante adicional, o que sera corroborado en cada caso por la
DOCOES

Se deberd cumplir con las restricciones de caudales minimos turbinables
requeridos por el servicio de agua potable o agricultura.

Si como consecuencia de las pruebas y/o ensayos de potencia efectiva de
unidades nuevas se transgrediera alguin indicador de calidad, € titular a cargo de
la unidad en prueba asumird la compensacion conforme a lo establecido en la
NTCSE y los procedimientos vigentes.

Las pruebas para la determinacion de la potencia efectiva y rendimiento, segiin
procedimientos y términos de referencia del COES se podran efectuar
simultaneamente con las pruebas de recepcion, en caso contrario, se redizaran a
término satisfactorio de las pruebas de recepcion.

7. ASPECTOSDE LA OPERACION EN TIEMPO REAL
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7.1,

7.2.

7.3.

7.4,

7.5.

El CC del generador propietario de la unidad en prueba, informara al Coordinador
cualquier novedad durante e desarrollo de las pruebas, advirtiendo lo antes
posible de maniobras o de la presencia de desperfectos.

El Coordinador no autorizara la €jecucion de pruebas que no le sean confirmadas
por la empresa con dos horas de anticipacion como minimo.

Por circunstancias no previstas en la programacion, reprogramacion o porque las
pruebas ponen en riesgo la seguridad del SINAC, e Coordinador podra suspender
el desarrollo de las pruebas y disponer la desconexién de la unidad en prueba del
SINAC. Posteriormente € Coordinador informara a la DPP para que se pueda
definir unafecha posterior para el ensayo.

Se consideran también causales de suspension de pruebas, la desviaciéon en €
régimen de carga, no coordinada previamente con e Coordinador, y la fata de
informacion indicada en € numeral 7.1.

En e IDCOS se indicara la hora de arranque, parada, niveles de cargas de las
unidades en prueba; los eventos al respecto que e Coordinador considere que
deban ser conocidos por los integrantes del COES también seran informados para
ser incluidos en € 1EOD.

Si en la gecucion de la operacion, por indicacion del Coordinador, se tuviera
mayor reserva rotante por RPF respecto a lo programado, ésta sera reconocida y
compensada por el propietario de la unidad en prueba.

8. ASPECTOSDE LA EVALUACION

8.1.

8.2.

8.3.

El Director de Operaciones aprobara € informe técnico emitido por la DPP,
correspondiente a

a) Horas de operacion de la prueba.
b) Restriccionesen e servicio causadas por |as pruebas.
c) Costos por Reserva Rotante adicional, segiin lo indicado en 6.5.

La energia inyectada a sistema por las unidades en prueba serd vaorizada
costo marginal del SINAC.

Los costos de baa eficiencia (arranques, carga minima, y otros) no serén
reconocidos alas unidades.
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