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RESUMEN

En este trabajo se muestra una metodologia para determinar la red eléctrica de distribucién de baja tension
(BT) técnica y econdmicamente adaptada, en un escenario aleatorio de incorporacién de generacién
distribuida fotovoltaica (GDFV). Una red es adaptada cuando estd disefiada minimizando los costos
totales fijos y variables, y optimizando el equipamiento para satisfacer adecuadamente la demanda (tanto
la demanda actual como su crecimiento esperado). El estudio considera que la incorporacién de GDFV
es exdgena. El método se basa en el concepto de Hosting Capacity (HC) o Factor de Capacidad (FC).
En el articulo se analizan cuatro redes de BT tipicas del drea metropolitana de Buenos Aires, Argentina
(AMBA). Las redes son resueltas mediante un flujo de potencia estadistico, tomando como variables
aleatorias la demanda residencial, la penetracion de GDFV y la potencia y localizacion de los generadores
fotovoltaicos dentro de la red. Mediante esta metodologia se obtiene el factor de capacidad estadistico
(FCE), el cual es usado para realizar el estudio técnico-econémico de la red. Finalmente se obtiene la
red adaptada para cada nivel de penetraciéon de GDFV. Los resultados muestran que, sin penetracion de
GDFV, existen diferentes opciones de redes de distinto costo por km?, Cuando aumenta la penetracién
de GDFYV, se van descartando (debido a su FCE) las redes de menor costo por km? y sélo sobreviven las
redes de mayor costo por km? (las de menor médulo de transformacién). Una vez superado el 70% de
penetracion de GDFV, ninguna de las redes estudiadas se contempla como opcién.

Palabras clave: Generacidn distribuida, generacion solar, andlisis computacional de sistemas de potencia,
redes eléctricas de baja tension, red adaptada.

ABSTRACT

This work shows a technical-economic procedure to determine the adapted network in a low voltage (LV)
residential electrical system with photovoltaic distributed generation (PVDG). A network is adapted when
it is designed to minimize the total fixed and variable costs and optimize the equipment to adequately
satisfy the demand (both the current demand and its expected growth). The study will consider that the
decision to install PVDG is exogenous. The method is based on the concept of Hosting Capacity (HC).
This paper analyzes four typical LV networks in the city of Buenos Aires, Argentina. A statistical power
flow solves the networks.
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We take the following statistical variables: residential load, PV penetration, PV power, and location.
We obtain the statistical HC for each network, and the HC is used to carry out the technical-economic
study of the network. Finally, we establish the adapted network for each level of penetration. The results
show that, without PVDG penetration, there are different network options with different costs per km?.
When PVDG penetration increases, the networks with the lowest cost per km? are discarded (due to their
FCE), and only the networks with the highest cost per km? survive. Once 70% penetration of PVDG has
been exceeded, none of the studied networks is considered an option..

Keywords: Distributed power generation, solar power generation, power system analysis computing,

low voltage utility networks, adapted network.

INTRODUCCION

La instalacion de pequefios generadores fotovoltaicos
(GFV) a nivel del usuario de BT, ha comenzado
a crecer en los paises de América Latina [1]. La
Republica Argentina, no ha sido ajena al fendmeno [2]
y cuenta desde el afio 2017 con una ley de fomento
a la generacion distribuida renovable [3] (GDR).
En general, los trabajos técnicos consultados sobre
planificacion de redes BT residenciales con insercién
de generacidn distribuida fotovoltaica (GDFV)
evalian la conveniencia de instalar generacion
fotovoltaica desde la perspectiva de costos [4] o bien
regulan la insercién a la red mediante incentivos de
tarifas [5]. Esto resulta adecuado cuando se espera
un control sobre la decision de instalacién, pero no
resulta ttil cuando los usuarios son los que deciden
el uso de energia renovable con argumentos distintos
a los costos. Este comportamiento, si bien es de
lento crecimiento, muestra una tendencia actual.
Edificios gubernamentales, escuelas, universidades
y distinto tipo de consumidores han comenzado
a instalar GDFV. Los motivos son variados pero
entre ellos destacan la investigacion, educacion,
sustentabilidad y categorizacion de las propiedades.
Bajo este concepto el usuario es libre de instalar
en cualquier punto de la red una potencia menor o
igual a su potencia contratada. Esto establece una
diferencia con los estudios tradicionales ya que queda
excluido en el computo de la red el costo de los
generadores, por considerdrselo un factor exégeno a
la planificacidn de red. El trabajo propone una mirada
desde la perspectiva de la empresa distribuidora
de energia, la cual debe establecer de antemano la
red técnica y econdmicamente adaptada para cada
posible estado de penetracién de GDFV. El trabajo
calcula el Factor de Capacidad Estadistico (FCE) o
Hosting Capacity [6] (HC), para cuatro redes de BT
convencionalmente adaptadas, de caracteristica aérea

radial y considerando una densidad de demanda de
2 MW/km?, correspondientes al drea metropolitana
de la provincia de Buenos Aires, Argentina. El FCE
es utilizado para evaluar los costos introducidos
por la GDFV y asi determinar la red adaptada para
cada nivel de penetracion. El trabajo considera,
incertidumbre en la carga residencial, en la potencia
y ubicacién de los generadores, y en la cantidad
de usuarios con conexién de GDFV. El problema
plantea una GDFV no planificada, donde cada
usuario es libre de instalar generacién en relacién
a su potencia contratada. El trabajo se distingue
por las siguientes caracteristicas:

a. Metodologia sencilla de aplicar, en el escenario
propuesto, para determinar la red técnica y
econdmicamente adaptada a la GDFV.

b. LaGDFV seincorpora independientemente de su
costo. El trabajo no hace un estudio de valuacién
de proyecto para la determinacion de la GDFV.

c. El estudio introduce el concepto de Factor de
Capacidad Estadistico para determinar la red
adaptada.

d. El modelo de demanda utilizado, es de sencilla
ejecucion.

El trabajo comienza detallando el estudio propuesto.
Seguidamente, se desarrolla el modelo aleatorio
de carga individual para un conjunto de usuarios
residenciales. Luego, se describen las redes de BT
utilizadas y las caracteristicas y funcionamiento de
los GFV. En “Resultados” se hace un anélisis de
los resultados obtenidos. Finalmente se presenta la
seccién “Conclusiones” con una revision del estudio.

ESTUDIO PROPUESTO

Lared eléctrica de baja tensiéon (BT) es determinada
tradicionalmente minimizando los costos de
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equipamiento, operaciéon y pérdidas, respetando
los criterios técnicos adecuados para abastecer
una determinada demanda (red adaptada). La
incorporacién de GDFV modifica el calculo
convencional de la red adaptada, adicionando
criterios que anteriormente no existian. Uno de ellos
es el Hosting Capacity (HC). Si bien para pequefias
penetraciones no es necesario un estudio detallado
[6], estos se vuelven imprescindibles cuando la
instalacion de GDFV comienza a crecer [7].

La literatura especializada en estudios de impacto
y penetracién de GDR es muy variada [8, 9, 10],
pero en general se la puede agrupar en dos dreas. La
primera, se relaciona con la optimizacién de la red
respecto al tamafio y ubicacién de la GDR [11, 12].
El segundo tipo de estudios se basa en determinar
el Hosting Capacity de la red frente a la GDR [13,
14] y se relaciona sobre todo con la imprevisibilidad
de la ubicacién y potencia de los generadores [15].
El trabajo se encuadra en ésta ultima area. La
incorporacién de GDFV modifica los pardmetros
de funcionamiento de la red eléctrica. El maximo
valor de penetracién posible, sin sobrepasar los
limites técnicos, se denomina Hosting Capacity, en
este trabajo redefinido como Factor de Capacidad
Estadistico (FCE). La penetraciéon de GDFV o en
el limite, el Factor de Capacidad puede ser definido
de diferentes maneras de acuerdo al limite técnico
propuesto. Alguno de los métodos mencionados
en la literatura es: mediante el pico de carga del
alimentador [16, 17], por capacidad del transformador
[18, 19], por cantidad de nodos ocupados [20], etc.
En este trabajo definimos el factor de capacidad de
la red mediante la ecuacion (1).

P P, max (GD) )
¢ S, F,

Dénde, Py (6p) €8 la potencia pico méxima de
GDFYV, S, es la potencia nominal del transformador
y Fp es el factor de carga del transformador a la
hora de mayor demanda sin GD.

Muchos autores coinciden en que el factor mas
influyente sobre el HC o FCE es la sobretension
en los nodos de la red [21, 22]. Los estudios para
determinar el Factor de Capacidad se clasifican en
deterministicos y estocdasticos. En los primeros se
utilizan valores de entrada conocidos y fijos [23,
24], en general la red se resuelve mediante un
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flujo de potencia convencional [25, 26, 27]. En los
estocdsticos, se tiene en cuenta la incertidumbre, y
en la mayoria de los casos estos métodos se basan en
un flujo de potencia probabilistico [28, 29]. Para el
andlisis propuesto se desarrolla un algoritmo basado
en un programa de resolucion de flujo de potencia
[30]. Los resultados son obtenidos mediante el
proceso de Montecarlo [31, 32, 33]. El procedimiento
considera la distribucién geografica y potencia de
la GDFV como variables estadisticas en relacion
con el nivel de penetracién propuesto (variable
de 0 a 100%). Se asigna una carga residencial
aleatoria para cada nodo del sistema. Finalmente
cada nodo representa una demanda neta que se
recalcula en cada paso del proceso de Montecarlo.
El estudio se repite para cada hora, en un periodo
de 24 hs. Pueden verse detalles del proceso en [34].
Seguidamente se obtienen las pérdidas, flujos de
potencia y tensiones en los nodos del sistema [35].
A partir de ellas se determinan las restricciones
técnicas para la penetracién de la GDFV [36, 37,
38]. El trabajo contintia desarrollando un estudio
econdmico con el fin de encontrar la red adaptada.
Como se mencion6 anteriormente muchos trabajos
basan la planificacién en el costo de la GDFV [4,
5], pero en este trabajo esto no se tiene en cuenta,
ya que se considera el costo de la GDFV como un
factor ex6geno al planeamiento de la red. Con el fin
de encontrar la red adaptada a la GDFV se evalian
los costos asociados y el FCE. La Figura 1 muestra
el proceso de andlisis propuesto. El cdlculo se repite
para todas las posibles penetraciones de GDFV.

A continuacién hacemos una pequefia descripcion
de los costos utilizados en el trabajo. El costo inicial

*  Costo inicial de CT

*  Costo inicial red BT

* Costo de explotacién de CT

*  Costo de explotacion de red
BTy MT

* Costo inicial de red de MT

[ Generacion distribuida FV J

Costo capitalizado de
pérdidas en red BT

-J

Costo capitalizado
de pérdidas en CT

asociado a los CT

Costo inicial,
explotaciony
pérdidas

Restricciones

técnicas

Red BT

Figura 1. Anadlisis técnico-econémico.
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de centros de transformacién (CT) por km? puede
calcularse mediante la ecuacion (2).

agFS(N)

CCTI = (Cpi +Cyy) )

ni ©L "o

Doénde:F.., factor de simultaneidad para infinitos
clientes, (de 0,2 a 0,3); F (N), factor de simultaneidad
para los clientes abastecidos por el transformador,
Sgs densidad de carga (kW/km?), F;, factor de carga
promedio de centro de transformacién (0,9), S,,;,
potencia nominal del transformador, C,,, costo
unitario de transformador inicial, C,,, costo unitario
de obra civil y montaje electromecanico de centro
de transformacion.

El factor entre corchetes indica el nimero de
centros de transformacién por km? (NCT). El
factor de simultaneidad para N clientes resulta de
la ecuacion (3).

1
FS(N)=F°°+(1‘Fw)'W G)
El costo inicial de la red de BT por km? puede
calcularse mediante la ecuacion (4).

CBTI =3, L, NCT -Cg, )

Lck: Longitud de conductor de seccién “k” por
salida, Cck: Costo unitario de linea con conductor
de seccién “k” por km?.

Determinando la energia de pérdidas en el
transformador mediante los flujos de potencia,
y considerando que el factor de carga inicial se
mantiene constante. El costo medio capitalizado
de pérdidas en el transformador puede calcularse
mediante ecuacion (5).

CPCT =,

apct

“NCT-E,,-C,, 5)
Doénde: CPCT: Costo de pérdidas en transformador
por km?, Epct: energia media de pérdidas en el
transformador, Cep: costo unitario de pérdidas, Fapct:
factor de actualizacién de capital para pérdidas en
transformadores.

Si no se consideran clientes singulares, y conocida
la energia de pérdidas correspondiente a la red
de BT aguas debajo de cada CT, el costo medio

capitalizado de pérdidas de energia por km? de red
BT resulta de la ecuacion (6).

CPBT =F,p,,(NCT - E 1, )-C,, ©)

Doénde: CPBT: Costo medio de pérdidas de la red
por km?, F apbr Tactor de actualizacion de pérdidas
en red BT. Ejpy,: energia media de pérdidas de
energfa total de salida BT general.

La energia media de pérdidas en la ecuacién (6)
estd afectada por un factor que tiene en cuenta la
asimetria y el desequilibrio de fases, condicién que
provoca un aumento de pérdidas respecto a un sistema
simétrico (Fd = 1,17). El costo de explotaciéon en
centros de transformacién aumenta con la cantidad
de centros y puede estimarse por km? mediante la
ecuacion (7).

CECT =F,,c; *NCT -C,¢r (7N

CECT: costo de explotacién de centros por km?,
C,cr: costo de explotacién unitario, F,.c7 factor
de actualizacién de explotacion de CT.

El costo de explotacién de redes BT por km?
en dreas plenamente electrificadas se mantiene
aproximadamente constante independientemente del
mddulo de transformacién empleado y se calcula
mediante la ecuacion (8).

CEBT =Ly, -C,pr 8)

CEBT: Costo de explotacién de red por km?, Lg;:
longitud de la red, C, gy costo de explotacion de
red por km?.

Enlared MT el costo evoluciona con la longitud de
red por km? necesaria para incorporar los nuevos CT
y alimentadores. Para el costo inicial de red de MT
asociada a cada CT, se evalia, para cada variante de
moédulo de transformacion, la extension de ramal
de MT necesarios para su conexion, considerando
que la ubicacién adecuada de los CT en relacion a
la carga a abastecer no podra darse directamente
sobre el troncal. La determinacién de la extension
para conectar cada CT alared de MT se determind
a partir de la ecuacion (9).

do [SuitFLFe )
Og Fyny
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El costo de extensién por km? resulta mediante la
ecuacion (10):
CiMT =NCT.d'Cl/km (10)

Cuim: Costo de extension por km, d: longitud
adicional de ramal de MT.

Para realizar el analisis econdmico, utilizamos un
costo de 75 USD/MWh para la energia, 20% de tasa
de interés y un periodo de andlisis de 20 afios [39],
no se considera expansion de la red. La longitud de
la red BT por km? se considera de 15 km. Para la
energia de pérdidas se ha contemplado una valoracién
anual, lo que requiri6 el andlisis del sistema para
distintas estaciones del afio.

Comportamiento estadistico de la demanda

Una variedad de modelos estadisticos de demanda
pueden verse en [40, 41]. El trabajo caracteriza
el comportamiento aleatorio de la demanda
residencial para un grupo de usuarios de similares
caracteristicas, utilizando como base el método de
la curva de simultaneidad [42, 43]. Como primera
aproximacién usamos una funcién de densidad
de probabilidad normal. La potencia media puede
estimarse mediante la ecuacién (11).

P, =F°O.PmaxSIM(N) (11)
N-Fy)

Donde: N es el nimero de usuarios, F', es el factor
de simultaneidad para un gran nimero de usuarios
(0,2 a 0,3 obtenido empiricamente), P« sim €S
la potencia maxima simultdnea para N usuarios
(obtenida de la curva de carga del transformador
MT/BT) y Fyy) es el factor de simultaneidad para
N consumidores, obtenido de la ecuacién (3). La
desviacion estdndar puede calcularse mediante la
ecuacioén (12). Para determinar el factor k se asume
que la potencia maxima no podrd ser superada mas
de una vez al afo.

(1_FL), PmaxSIM

o =t (12)
N.FS(N)

¢ k
Entonces, el consumo residencial de un grupo de
usuarios puede ser caracterizado estadisticamente

a través de una potencia media y un desvio. Como
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la distribucién de densidad de probabilidad normal
es una funcién simétrica respecto a la media, para
grupos de baja o mediana electrificacién, los valores
de potencias asignados a algunos nodos pueden ser
negativos. A fin de evitar este error ajustamos los
valores a una funcién de densidad de probabilidad
LogNormal [44]. Las variaciones horarias de carga
son establecidas adoptando patrones de centros de
transformador (CT) con un gran niimero de usuarios
(por encima de 300) ubicados en el AMBA. Hemos
utilizado una curva de demanda con su maximo a
las 8 pm [45]. En este caso la demanda maxima no
coincide con el pico de GFV lo que se manifiesta
como un escenario muy exigente para la red. La
incertidumbre en la ubicacién y potencia de los
generadores, se obtiene mediante distribuciones
de probabilidad uniforme. La potencia pico de los
generadores se toma entre valores de 1 a 5 kWp
trifdsicos. La Tabla 1 muestra los valores de consumo
residencial para las distintas estaciones del afio para
un grupo de usuarios correspondientes al AMBA.

Redes y generadores

Las redes utilizadas son de caracteristica aérea
radial. Consideramos una urbanizacién uniforme
como distribucién geogréfica de la demanda. La
densidad de demanda es de 2 MW/km?, tipico de
poblacidén de casas bajas con superficie disponible
de techo por unidad funcional. Se han representado
redes con moédulo de transformacion de 160, 315,
500y 800 kVA, con distintas topologias y nimero
de usuarios. La Tabla 2 muestra detalles técnicos.
La Figura 2 representa la red BT con transformador
de 800 kVA.

La arquitectura de las redes y datos técnicos pueden
encontrarse en [36, 43]. Se considera, para el estudio,
que las redes no tienen elementos de regulacién
automatico ni soporte de red mediante los inversores
fotovoltaicos. Se utiliz6 un esquema de regulacién
de tension en redes del tipo convencional. Los datos
de irradiancia utilizados fueron suministrados por
el Instituto de investigaciones cientificas y técnicas
para la defensa (CITEDEF) y medidos en la Latitud:
—34.580 Longitud: —58.480 Altura: 25~msnm Villa
Martelli. Argentina. La Tabla 3 muestra los valores de
irradiancia en plano horizontal utilizados. Se utilizan
generadores de 1, 2, 3, 4, y 5 kW de potencia pico,
distribuidos aleatoriamente en la red mediante una
funcién de distribucién uniforme. Se considera un
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Tabla 1. Valores de consumo residencial.

Distribucion normal

CT-NMA: Distancia entre el CT y el nodo més alejado (NMA).
Zcc: Impedancia de cortocircuito al NMA.

angulo de elevacion fijo promedio igual a la latitud
de Bs. As. y una orientacion norte. La irradiancia
en el plano del generador se obtiene afectando
los valores de irradiancia medidos mediante un
factor geométrico que tiene en cuenta el dngulo

Verano Invierno Otoiio Primavera
h Media Desvio Media Desvié Media Desvié Media Desvié
kW kW kW kW kW kW kW kW
0 0,858 1,082 0,722 0,696 0,622 0,798 0,661 0,348
1 0,706 0,891 0,617 0,593 0,512 0,656 0,574 0,735
2 0,657 0,829 0,563 0,541 0,458 0,586 0,523 0,669
3 0,640 0,807 0,529 0,509 0,442 0,567 0,509 0,652
4 0,646 0,816 0,505 0,435 0,442 0,567 0,521 0,668
5 0,624 0,788 0,494 0,475 0,426 0,546 0,497 0,638
6 0,638 0,804 0,43 0,413 0,408 0,523 0,560 0,718
7 0,717 0,904 0,468 0,451 0,422 0,541 0,614 0,787
3 0,732 0,924 0,504 0,434 0,407 0,522 0,592 0,759
9 0,706 0,891 0,546 0,524 0,408 0,523 0,567 0,727
10 0,776 0,979 0,596 0,574 0,454 0,583 0,517 0,664
11 0,759 0,957 0,626 0,608 0,447 0,573 0,494 0,634
12 0,794 1,002 0,68 0,654 0,421 0,540 0,493 0,633
13 0,752 0,949 0,739 0,711 0,422 0,541 0,513 0,658
14 0,706 0,891 0,719 0,693 0,422 0,541 0,498 0,640
15 0,690 0,871 0,742 0,713 0,423 0,541 0,499 0,640
16 0,693 0,874 0,762 0,733 0,422 0,541 0,508 0,652
17 0,66 0,832 0,797 0,767 0,458 0,587 0,535 0,686
18 0,873 1,102 0,781 0,751 0,476 0,611 0,546 0,701
19 1,157 1,460 0,708 0,682 0,476 0,611 0,682 0,875
20 1,254 1,582 0,814 0,782 0,573 0,733 0,776 0,994
21 1,236 1,56 0,966 0,929 0,835 1,071 0,363 1,106
22 1,192 1,504 0,975 0,936 0,836 1,070 0,828 1,061
23 1,115 1,407 0,921 0,884 0,697 0,893 0,764 0,979
Tabla 2. Datos basicos de red.
CT CT-NMA Zcc
Tipologia salidas Usuarios/ salida
kVA m Q
T1-160 160 2 42 150 0,14
T3-315 315 4 49 250 0,27
T4’-500 500 4 78 250 0,29
T6-800 800 4 120 350 0,35

de incidencia de la radiacién respecto a la normal
del médulo fotovoltaico. Bajo estas condiciones de
irradiancia la potencia eléctrica se determina mediante
modelos de sistemas fotovoltaicos implementados
en Matlab [46, 47].
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Figura 2. Red con CT de 800 kVA.

Tabla 3. Valores de irradiancia para dia claro. red, considerado por diversos autores como el mas
. severo y determinante respecto al limite de insercién
Irradiancia [21,22]. Considerando que las redes de baja tension
Verano | Invierno | Otofio | Primavera poseen una relacion (X/R) baja, la variacién de
Hora Wi | Wi | Wim? W/m? tensién puede representarse aproximadamente, para
un tramo de red radial, mediante la ecuacion (13).
0-5 0 0 0 0
6 98 0 0 0
7 256 0 70 85,11 AUzM (13)
8 512 0 260 | 278,53 U,
742 49,36 472 485,89
10 892 183,43 656 662.62 Doénde: P;, potencia activa de la carga en el nodo
11 1033 316 790 787.40 considerado, Pgp potencia activa de la generaciéon
12 1090 4173 860 848,33 en el nodo, R resistencia en el nodo.
13 1075 467,7 860 840,09
14 940 460,85 790 763,38 Se observa que, si la potencia generada excede
15 739 397.6 656 624,99 la demanda en el nodo, el flujo de potencia se
16 432 286,21 472 438,62 invierte provocando una sobretension en el punto
17 257 146,88 | 260,8 229,01 de acoplamiento de la GD con el sistema. Para el
18 153 24,17 | 70,55 50,38 estudio nos centramos en el nodo que presenta la
19 26 0 3,16 0 mayor impedancia de cortocircuito [49]. Algunos
20-23 0 0 0 0 valores utilizados como limites para la variacién

de tension pueden verse en [48] Nosotros tomamos

un valor de 5% como variacién limite de tension.

RESULTADOS Consideramos ademads que este valor debe tener

una probabilidad menor al 5% de ser superado

Nuestro trabajo, toma como pardmetro para en el nimero de estudios realizados. La Tabla 4
determinar el FCE, la tensién en los nodos de la  muestra la probabilidad de exceder el limite
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Tabla 4. Probabilidad de alcanzar el limite de sobretension del 5%.

Penetracion de PV
Red 30% 40 % 45 % 50 % 60 % 70 % 80%
T1-160 - - - - - - 7,5
T3-315 - - 2 7,5 27 53 75
T4’-500 - - - 1,5 4 17 44
T6-800 - 2,5 5 11 35 61 86

impuesto para cada red y para distintos valores
de penetracién. Cuando la probabilidad es de un
5% estamos frente al FCE.

Las redes T1-160 y T3-315 poseen mddulos de
transformador de pequefia potencia y presentan
distintas longitudes (Tabla 2), por lo tanto, distinto
valor de impedancia de cortocircuito en el nodo de
referencia. Esta diferencia de impedancias (casi el
doble), hace que el factor de capacidad de la red
T3-315 sea menor, llegando a valores préximos
al 48%. T6-800 presenta una mayor longitud
respecto a las anteriores, esto hace que el factor
de capacidad estadistico sea de 45%. Podemos
decir que a medida que aumenta la longitud de la
red (aumento de Zcc) la probabilidad de que se
supere el limite técnico de tensién aumenta. La
red T4-500, posee mayor cantidad de usuarios
respecto a T3-315 con los cual estadisticamente
se logra un mejor reparto de generacion. Por este
motivo el factor de capacidad resulta mayor en la
primera aunque ambas presenten igual longitud y
valores cercanos de impedancia de corto circuito.
Puede decirse, que para una penetracién de GDFV

900000

por debajo del 45% las redes estudiadas tienen
nulas o muy bajas probabilidades de sobrepasar
el limite impuesto. En cambio, por encima del
50% de penetracién de GDFV, esta probabilidad
comienza a crecer. El factor de capacidad estd
fuertemente influenciado por la geometria de la
red, la seccién de los conductores, la curva de carga
y distribucién geografica de la GDFV [50]. Si se
mantuvieran las secciones de los conductores, el
factor de capacidad estaria ligado a la potencia
del CT. Sin embargo, al variar el médulo de
transformacion, es necesario un cambio en la
seccion de los conductores. Esto hace necesario
un estudio detallado de la geometria y de las
impedancias de la red particular para cada caso.

De acuerdo con las ecuaciones (2) a (10), 1a Figura 3
representa los costos fijos por km? de cada una de
las redes estudiadas. Costo inicial de centros de
transformacion (CCTI), Costo inicial de red de
BT (CBTI), costo de explotacién de centros de
transformacién (CECT), costo de explotacion de
red de BT-MT (CEBT-MT) y costo inicial de la
red MT asociado a cada CT (CMTI).

800000

700000
600000

mT6-800

mT4-500

o 500000
D

> 400000

mT1-160

300000 -
200000 -

100000 -
o -

= 0

CCTl CBTI

T6-800 55949 196327

CECT
9644

CEBT_MT
3979

CMTI
43689

T4-500 63295 202817

15163 40465 53642

T3-315 83928 200054

24109 41005 67106

T1-160 112286 219987

51231,2 42191,5 98005,52

Figura 3. Costos de fijos con la penetracion de GDFV

por km?.
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Se observa que la red integrada con los CT de
menor potencia presenta mayores costos, debido
principalmente al mayor nimero de transformadores.
En la Figura 4, se han contabilizado juntos los costos
variables por km? correspondiente a las pérdidas
en el transformador y en la red de BT. Se observa
que los costos variables parten de un valor maximo,
descendiendo luego hasta alcanzar un minimo que
corresponde al minimo de pérdidas alcanzado en la
red. A partir de ese punto, si aumenta la penetracién
FV (y puntualmente la generaciéon FV excede la
demanda por el usuario) es de esperar que las pérdidas
sean asumidas por la generacién FV (que es quien
estarfa generando esa energia). En esta circunstancia
el aporte de fuentes convencionales de generacion
para sostener las pérdidas (proveniente, como es
tradicional, desde fuera de la red de distribucién)
seria cada vez menor con un decremento de costos
para la distribuidora (y, desde ya, también menores

260000

emisiones). Las redes conformadas con médulo de
transformador mas pequefio arrojan los menores
costos variables.

En la Figura 5 se han sumado los costos fijos y
variables dando como resultado los costos de
inversién, operacién y pérdidas por km? de las
redes estudiadas. Se observa que los costos siguen
una tendencia como la especificada anteriormente.
En este caso, los menores costos los comparten las
redes con médulos de transformacién mas grandes.
Sin embargo, como se verd mas adelante, el costo
de la red quedara definido o limitado por el factor
de capacidad.

Una vez obtenidos los costos por km? de red, resta
aplicar el Factor de Capacidad para encontrar,
dependiendo de la penetracién requerida, la red
adaptada que puede abastecer la demanda. La

240000 T~
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oo o~ _—

160000
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usbD

120000
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Figura 4. Costos variables con la penetracién de GDFV
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Figura 5. Costos totales por km?.
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Tabla 5 muestra los costos minimos por km? y los
costos por km? aplicando el Factor de Capacidad.

Se observa que las redes presentan un costo minimo
asociado a un factor de penetracién (FP) de GDFV.
Sin embargo, al aplicar el FCE, la penetracién de
GDFV se reduce haciendo que no pueda alcanzarse
el punto de minimo costo. Lared T1-160 al ser una
red “corta” posee un FCE mayor, lo que permite
alcanzar el punto de minimo costo aunque a un
costo mayor que el obtenido con las otras redes.
Teniendo en cuenta los andlisis precedentes es
posible establecer una red adaptada para cada nivel
de penetracién de GDFV. Siendo la penetracién
maxima posible el FCE propio de cada sistema.

La situacion planteada puede entenderse pensando
que, para penetraciones de GDFV bajas, la empresa
distribuidora contard con un determinado niimero
de redes que competiran a través del costo para su
aplicacién. A medida que aumenta la penetracién de
GDFV algunas de las redes serdn eliminadas de la
competencia por medio del factor de capacidad que
limitara su uso. Puede darse el caso que, conociendo

Tabla 5. Costos de red por Km?.

el factor de capacidad de un conjunto de redes y
requerida una determinada penetracidn, algunas de
ellas sean eliminadas de la competencia sin requerir
evaluar sus costos.

El andlisis anterior se resume en la Figura 6. Esta
figura muestra, para cada una de las penetraciones
aplicables (en%) a este conjunto de redes, el costo
total asociado. Este esquema permite seleccionar la
red adaptada a la necesidad de insercién de GDFV.

La Figura 6 muestra que, a medida que aumenta la
penetracion de GDFV, las redes de mayor costo por
km? son las que prevalecen como opcién. Las redes
que arrojan el menor costo han quedado eliminadas
para estas penetraciones debido a su FCE. Por arriba
del 70% de penetracién de GDFV ninguna de las
redes estudiadas se contempla como opcidn.

CONCLUSIONES

El trabajo ha tenido como objetivo desarrollar una
metodologia de andlisis técnico-econémico para
redes de baja tensién con inserciéon de GDFV. La
particularidad de este estudio radica en que no
buscamos la posicién 6ptima, ni el tamafio dptimo
del generador, tampoco evaluamos la factibilidad

. . econdmica del proyecto. Sino que, partiendo de un
Tipo de Minimo Limitadopor FCE escenario de GDFV no planificada buscamos las redes
red Costo FP costo FCE que mejor se adapten a las exigencias requeridas. Es
USD % USD % de destacar que se han analizado redes particulares,
T1-160 | 658225 35 660000 75 cuyas caracteristicas topoldgicas y técnicas, pueden
T3315 | 587925 55 590000 47 variar adaptandose a las exigencias de la urbanizacién
T4-500 545500 77 550000 62 (“manzanado”) y a las disposiciones técnicas y
T6-800 | 548810 67 554000 45 econdmicas de la empresa distribuidora.
3000000
2500000 - BT6-800——
2000000 | 5 T4-500
a mT3:315
@ 1500000 -|
> B T1-160
1000000 -
500000 -

0 -

0 10 20

40 50 60

T6-800|592953/580729|570565|562340, 556068 0O 0 0 0
T4-500|580014{571468|564222|558447|554017/550825(548822| 0 0
T3-315|617466|608783/601364/594827/590740 0O 0 0 0
T1-160|676637/670579|665796/662324/659939/658596/658225|658754 0

Figura 6. Red aplicable a cada penetracién (%) y su costo.
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Comenzamos el trabajo buscando el FCE de
las redes bajo estudio. Para esto se utilizé el
concepto de sobretensiones en los nodos que fue
evaluado para el escenario de mayor irradiancia.
Podemos destacar que las redes convencionalmente
adaptadas con médulos de transformacién més
pequefio poseen en general, una menor longitud
(menor impedancia de cortocircuito), lo cual
reviste en un mayor factor de capacidad, es decir
que estadisticamente pueden admitir una mayor
penetracién de GDFV. Seguidamente se han
analizado los costos fijos y variables de la red
respecto a la penetracion de la GDFV. Se observa
que los costos variables dependen directamente
de las pérdidas de energia del sistema las cuales
son altamente dependientes de la penetracién
de la GDFV. Este es un punto importante ya
que queda relacionado el costo de la red con la
GDFYV sin tener en cuenta el costo propio de los
generadores.

Del andlisis precedente se observa que, si bien las
redes con menor médulo de transformacién admiten
estadisticamente una mayor penetracion, su costo por
km? aumenta. Todas las redes tienen una penetracién
que minimiza los costos, el problema radica en que
muchas veces no es posible alcanzar este minimo
debido al factor de capacidad. Desde el punto de
vista de la distribuidora es conveniente desarrollar
las redes que presentan un menor costo por km?
limitando la penetracién de energia proveniente
de GDFV. Es decir, una restriccion en el costo de
la red presupone en general una limitacién en la
penetraciéon de GD. En caso de necesitarse, por
multiples cuestiones una penetracién mayor a la
soportada por la red técnicamente adaptada, la
empresa deberfa proponer redes de médulo de
transformacién mas pequefios que, en general
resultan en costos mayores por km?2. Podria
contemplarse como solucién para la red existente
la modificacién de su arquitectura aumentando el
nimero de transformadores o bien modificando
la impedancia mediante los conductores, cuestion
que insumiria costos adicionales y que muchas
veces resulta técnicamente impracticables. El
trabajo representa un primer paso para llegar a un
consenso sobre los parémetros a tener en cuenta,
los objetivos a perseguir y la metodologia a utilizar
para regular, en un futuro cercano, la insercién
de GD renovable intermitente en las redes de
distribucion eléctricas argentinas.
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