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RESUMEN 

El presente trabajo de titulación propone una guía metodológica para la modernización de 

paneles electromecánicos de media tensión en subestaciones de distribución, de manera 

que pueda ser aplicada por las diferentes Empresas Eléctricas Distribuidoras del país en 

sus instalaciones. 

Se describe de forma rápida las generalidades de una subestación eléctrica, así como los 

sistemas que la componen. También se presenta un conjunto claro de procesos y 

procedimientos aplicados en las subestaciones intervenidas, en base a los cuales se 

desarrolla una metodología que permita mejorar el proceso de automatización, en cuanto 

a reducción de tiempo de intervención y consecuentemente ahorro de recursos. 

PALABRAS CLAVE: Metodología, automatización, modernización, subestaciones, 

paneles electromecánicos. 
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ABSTRACT 

This senior thesis proposes a methodology to modernize medium voltage 

electromechanical panels in distribution substations in a way that is applicable to the various 

Ecuadorian Electricity Distribution Companies on their respective installations. 

The generalities of an electrical substation are briefly described, outlining their component 

subsystems.  Also presented is a clear set of processes and procedures to be applied to 

modernized substations, cases for which a methodology to improve process-automation is 

developed, with the goal of reducing working time and saving expended resources.  

KEYWORDS: Methodology, automation, modernization, substation, electromechanical 

panels. 
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1. INTRODUCCIÓN 

La Empresa Eléctrica Regional Norte (EMELNORTE) tiene a su cargo 16 Subestaciones 

Eléctricas (S/Es), de las cuales 4 cuentan con sistemas de protecciones eléctricas basados 

en equipos electromecánicos, que no poseen  funcionalidades como: comunicaciones, 

análisis de oscilografías, telegestión, generación de históricos y más, siendo estas las 

causas para cambiar los equipos electromecánicos por Dispositivos Electrónicos 

Inteligentes (IEDs). Considerando lo anterior, EMELNORTE ha visto la necesidad de 

realizar el proyecto: “SUMINISTRO, INSTALACIÓN Y PUESTA EN MARCHA DE 

EQUIPOS PARA LA AUTOMATIZACIÓN DE LAS SUBESTACIONES DE TULCÁN Y SAN 

GABRIEL DE EMELNORTE S.A.”, con el propósito de mejorar el sistema de protecciones 

y disponer en línea toda la información relacionada a cada bahía de las S/Es San Gabriel 

y Tulcán, a fin de monitorear y verificar los estándares técnicos de calidad con los que la 

empresa distribuidora suministra el servicio de energía eléctrica; todo esto para mejorar su 

gestión técnica y comercial en beneficio de los usuarios finales. 

En función de lo antes mencionado es necesario, importante y urgente para la correcta 

automatización de las S/Es antiguas de EMELNORTE, aprovechar la modernización de las 

S/Es San Gabriel y Tulcán para desarrollar una METODOLOGÍA PARA LA 

MODERNIZACIÓN DE PANELES ELECTROMECÁNICOS DE MEDIA TENSIÓN EN 

SUBESTACIONES DE DISTRIBUCIÓN, que indique el procedimiento técnico a seguirse 

previo, durante y después de la intervención en los tableros de las S/Es, además es 

necesario desarrollar un procedimiento técnico para la puesta en marcha de las 

instalaciones intervenidas. 

La guía metodológica de procesos y procedimientos a desarrollarse será utilizada por 

EMELNORTE en la automatización del resto de S/Es que aun cuenten con un sistema de 

protecciones y control electromecánicos, dando así una herramienta de fácil comprensión 

y aplicación que resuelva la problemática provocada por tener instalaciones obsoletas que 

no satisfacen los requerimientos de las tecnologías modernas, limitando la obtención de 

información y la operación de las S/Es. Además pudiendo ser utilizada como base para el 

desarrollo de metodologías similares en Centrales de Generación que tienen similares 

características. 

1.1 Objetivos 

El objetivo general de este trabajo de titulación es: 

Desarrollar un manual de procedimientos que proporcione una metodología para la 

modernización de paneles electromecánicos de media tensión para S/Es de distribución, 
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mediante la implementación de IEDs y comunicación bajo protocolo IEC 61850 o DNP 3.0, 

con la finalidad de brindar a EMELNORTE una herramienta de fácil comprensión y 

aplicación que permita optimizar el uso de recursos y personal en los futuros procesos de 

modernización de S/Es. 

Los objetivos específicos de este proyecto técnico son:  

 Presentar información documentada de los procesos y procedimientos realizados 

para la modernización en la S/Es San Gabriel y Tulcán de EMELNORTE.  

 Presentar medidas correctivas que mejoren el proceso de modernización de S/Es 

de distribución de EMELNORTE, en base al análisis de los datos obtenidos durante 

la intervención de las S/Es.  

 Presentar un documento que evidencie las mejoras funcionales de los equipos de 

protección cambiados durante el desarrollo del proyecto “SUMINISTRO, 

INSTALACIÓN Y PUESTA EN MARCHA DE EQUIPOS PARA LA 

AUTOMATIZACIÓN DE LAS SUBESTACIONES DE TULCÁN Y SAN GABRIEL DE 

EMELNORTE S.A.” en contraste con los equipos antiguos. 

 Entregar un documento escrito que contenga un manual de procesos y 

procedimientos para la modernización de S/Es de distribución, en base a la 

información obtenida en los anteriores enunciados de este documento. 

1.2 Alcance 

Para definir una metodología clara y concisa que sirva como guía para futuros procesos de 

modernización en otras S/Es de característica similares, este estudio técnico parte de la 

recopilación de datos prácticos obtenidos durante la modernización de dos S/Es de 

distribución: San Gabriel y Tulcán pertenecientes a EMELNORTE. 

En una primera etapa, durante la modernización de la S/E San Gabriel se recopilaron datos 

como: diagramas unifilares, maniobras realizadas antes/después de la intervención de 

tableros, procedimientos de pruebas, proceso de cableado en paralelo con equipos a ser 

cambiados, proceso de retiro de equipos, cambio de tableros, pruebas en campo con 

equipo de seccionamiento y maniobras, etc. 

Los datos obtenidos durante la primera etapa, fueron analizados para diseñar medidas 

correctivas que permitan optimizar la ejecución de los procesos y procedimientos de 

modernización de las S/Es, mismas que fueron aplicadas posteriormente en la S/E Tulcán 
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con el fin de contrastar la metodología desarrollada con la aplicada en inicialmente campo, 

y proceder a la redacción final de la guía metodológica propuesta.  

En el Capítulo 2, se presenta la información documentada de los procesos y 

procedimientos realizados para la modernización de la S/E San Gabriel de EMELNORTE, 

estos procedimientos son descritos a detalle en el Anexos I. En el Anexo II, se presentan 

medidas correctivas que mejoran el conjunto de procesos y procedimientos descritos en el 

Anexo I; dichas medidas correctivas sirvieron para desarrollar una nueva metodología que 

más tarde se aplicaría a los procesos y procedimientos para la modernización de la S/E 

Tulcán, esta información se encuentra documentada en el Anexo III.  

En el Capítulo 3, se evidencian las mejoras funcionales de los equipos de protección y 

medición cambiados durante el desarrollo de la modernización.  

Finalmente, el capítulo 4 contiene en un MANUAL DE PROCESOS Y PROCEDIMIENTOS 

PARA LA MODERNIZACIÓN DE PANELES ELECTROMECÁNICOS DE MEDIA TENSIÓN 

EN SUBESTACIONES DE DISTRIBUCIÓN, elaborado en base a la norma ISO 9001 [21] 

- [26].  

1.3 Marco Teórico 

Existen varios estudios realizados en cuanto a la modernización de S/Es, cada uno de ellos 

aporta importantes conceptos al tema, sin embargo, ninguno aborda el desarrollo y 

documentación de una guía metodológica para futuros proyectos.  

Entre los más relevantes para el sustento de este trabajo, se tiene: 

 El trabajo de E. M. Acevedo [1], que propone la automatización de S/Es utilizando 

como base la norma internacional IEC 61850 a través de la herramienta de 

comunicación horizontal GOOSE denominada así por las siglas en inglés Generic 

Object Oriented Substation Event, que permite realizar la comunicación entre IEDs 

de tecnología numérica marca Siemens a través de la red LAN implementada en la 

S/E Selva Alegre No. 41 de la Empresa Eléctrica Quito. 

 El proyecto de titulación de D. L. Pabón [2], mismo que estableció un diseño de 

automatización para una S/E eléctrica para su integración a un sistema SCADA y 

realizó la aplicación práctica en la S/E "San Agustín" perteneciente a la Empresa 

Eléctrica Regional Norte Emelnorte S.A. 

 El trabajo de B. Cevallos y S. Franco [3], que consiguió dar una guía para sustituir 

un Sistema de Control Convencional por un Sistema de Automatización de 
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Subestaciones (SAS), con los tiempos de salidas de servicio de las posiciones de 

138 kV minimizados y evitando todas las contingencias no deseadas durante el 

proceso, así como el ingreso de un nuevo patio de maniobras de doble barra a 69 

kV. 

 El proyecto de M. Benítez [4], brinda de forma concisa un documento respecto a la 

automatización de S/Es utilizando el protocolo IEC 61850 como estándar en la 

comunicación de los equipos, indica las ventajas de este protocolo sobre los antes 

existentes para trabajo en S/Es y da un ejemplo práctico de aplicación a la S/E 

Nueva Tintaya. 

1.3.1 Tipos de subestaciones eléctricas 

Las S/Es eléctricas se pueden clasificar de acuerdo con una amplia gama de criterios como: 

nivel de voltaje, potencia, constitución, servicio que brindan, entre otros; de ahí que la 

variedad de clasificaciones a encontrarse es muy amplia y depende de las consideraciones 

del autor. En el presente trabajo se hará una breve clasificación que contemple los 

diferentes tipos de S/Es de forma general y permita comprender de mejor manera el trabajo 

a exponerse más adelante.  

Subestación de elevación: Son S/Es eléctricas que permiten subir el voltaje entregado por 

la generadora a niveles aceptables para la transmisión. 
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Figura 1.1 S/E Agoyán 13.8/138 kV. Fuente: Propia 

 

Subestación de seccionamiento: Es un tipo de S/E que permite mayor flexibilidad de 

maniobra y confiabilidad, mediante la ejecución de maniobras de apertura y cierre según 

se precise. 
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Figura 1.2 S/E Esmeraldas patio 138 kV. Fuente: Propia 

 

Subestación reductora: Esta S/E permite tomar niveles de voltaje de transmisión y pasarlos 

a niveles de subtransmisión que pueden ser entregados a industrias y empresas 

distribuidoras. 
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Figura 1.3 S/E Esmeraldas 138/69 kV. Fuente: Propia 

 

Subestación de distribución: Es una S/E encargada de llevar los niveles de voltaje de 

subtransmisión a niveles manejables para la distribución de energía.  
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Figura 1.4 S/E Tulcán 69/13.8 kV. Fuente: Propia 

 

1.3.2 Funciones de una S/E eléctrica 

Entre las principales funciones de las S/Es se destacan las de interconexión, supervisión, 

control y seguridad. 

Interconexión: Una función de las S/Es, es conectar entre sí las diferentes líneas del 

Sistema Eléctrico de Potencia (SEP), sea al mismo nivel de tensión o a niveles diferentes; 

además de integrar los generadores y centros de distribución. 

Supervisión y control: Para esto se tienen equipos de medición, monitoreo y maniobra, 

mejor conocidos como Dispositivos Electrónicos Inteligentes (IEDs - acrónimo de Intelligent 

Electronic Device), pues son equipos que permiten controlar y monitorear el SEP de 

manera remota sin necesidad de un operador en el sitio. 

Seguridad: Las S/Es ante una falla cuentan con el equipamiento tanto de potencia como 

de control que permiten detectar fallas, medirlas y despejarlas, brindando así seguridad al 

personal y al equipo  



17 

1.3.3 Elementos de una S/E eléctrica 

Dentro de una S/E eléctrica se tienen equipos de potencia, control, protección y 

comunicaciones. En el equipamiento de potencia destaca principalmente el transformador 

con todos sus accesorios, acompañado de interruptores de potencia o disyuntores, 

seccionadores, aisladores, pararrayos, transformadores de corriente (TCs) y 

transformadores de potencial (TPs). Para la parte de control se cuenta con equipos para 

protección, medición y monitoreo tanto de variables eléctricas como de variables de estado. 

1.3.3.1 Equipos de potencia 

Disyuntor o interruptor: Es un dispositivo capaz de interrumpir el flujo de corriente en el 

SEP. Dado el nivel de tensión manejado, el disyuntor es un equipo aislado y cuenta con un 

mecanismo para la extinción de arco (puede operar con carga); por sus características 

constructivas, el disyuntor no permite visibilidad sobre su estado de abierto o cerrado. 

 

Figura 1.5 Disyuntores tipo drop-out (vista frontal) ubicados en las S/Es San Gabriel y 

Tulcán. Fuente: Propia 
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Figura 1.6 Disyuntores tipo drop-out (vista interna-posterior) ubicados en las S/Es San 

Gabriel y Tulcán. Fuente: Propia 

 

Seccionador: Es un dispositivo de interrupción de un circuito sin carga, su principal función 

es permitir observar fácilmente el corte en el circuito, por esta razón se colocan un 

seccionador a cada lado del disyuntor, de modo que no queden dudas respecto a si hay o 

no flujo de corriente por el circuito y se puedan realizar trabajos sin inconvenientes. 
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Figura 1.7 Seccionadores tipo columna central giratoria, ubicados en las S/E Tulcán. 

Fuente: Propia 

 

Aislador: Elemento construido de un material (usualmente cerámica, cristal o polipropileno) 

cuya rigidez dieléctrica permite colocar un conductor en una estructura no energizada e 

impide su descarga. Existen varios tipos de aisladores en base a su forma y manera de 

colocación. 

 

Figura 1.8 Algunos tipos de aisladores cerámicos. Fuente: Propia 

 

Pararrayos: Elemento diseñado para impedir el flujo de corriente en condiciones normales, 

pero que bajo condiciones de sobrevoltaje o descarga atmosférica permite fácilmente el 

flujo de corriente hacia tierra, evitando así que los sobre picos de voltaje lleguen al personal 

y equipos. 
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Figura 1.9 Pararrayos polimérico tipo ZSP de S/E. Fuente: [5] 

 

Transformador de corriente TC: Es un tipo de transformador de instrumentación, utilizado 

para bajar los valores de corriente de un SEP a valores que pueden ser adquiridos y 

utilizados por el sistema de medición y protecciones.  
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Figura 1.10 TCs ABB ubicados en la S/E Tulcán. Fuente: Propia 

 

Puesto que la mayoría de los TCs tienen un núcleo de hierro, la calidad del hierro y sus 

características de saturación son de gran importancia, ya que incluso los TCs mal 

saturados podrían dar una señal correcta de disparo al relé en casos donde una 

configuración de protección diferencial no sea requerida, pero si ese es el caso, lo 

adecuado es tener un transformador de instrumentación con las mejores características 

posibles, uno capaz de dar una precisión que ayude a mejorar la precisión del relé y a su 

vez reducir posibles problemas en su funcionamiento. [6] Para estimar la corriente de 

saturación de un TC se cuenta con su circuito equivalente: 
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Figura 1.11 Circuito equivalente y diagrama fasorial de un TC. Fuente: [6] 

 

Donde: 

ZH: Impedancia de fuga en el primario 

ZS: Impedancia de fuga en el secundario 

RS: Componente resistiva de la impedancia de fuga en el secundario 

XS: Componente reactiva de la impedancia de fuga en el secundario 

Rm: Componente de pérdidas en el núcleo 

Xm: Componente de excitación 

Vcd: Voltaje a los terminales cd 

Vef: Voltaje a los terminales ef 

Ie: Corriente de excitación 
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IH: Máxima corriente del primario 

N: Relación de transformación 

Del circuito equivalente en la Figura 1.11 (b), se obtiene: 

𝑉𝑐𝑑 =  𝑉𝑆 =  𝐼𝑆(𝑍𝑆 + 𝑍𝐿) =  𝐼𝑆𝑍𝐵                   Ecuación 1.1  

, donde:  

 

VS: Voltaje de secundario 

IS: Máxima corriente de secundario 

ZL: Impedancia de la carga externa 

RL: Componente resistiva de la impedancia de la carga externa 

XL: Componente reactiva de la impedancia de la carga externa 

ZB: Carga secundaria 

Si se remueve la carga del TC, en base al circuito de la Figura 1.11 (b), se obtiene que: 

𝑉𝑐𝑑 =  𝑉𝑆 =  𝐼𝑆𝑍𝑆 + 𝑉𝑒𝑓                    Ecuación 1.2 

𝐼𝑆𝑍𝑆 + 𝑉𝑒𝑓 =  𝐼𝑒𝑋𝑚                   Ecuación 1.3 

Si 𝑍𝐿 → ∞ ∴  𝐼𝑆 → 0  (1) 

Si 𝐼𝑆 → 0 ∴  𝐼𝑒 → 𝐼𝐻 𝑁⁄  (2) 

De las condiciones (1) y (2), se obtiene: 

𝑉𝑒𝑓 =  𝐼𝑒𝑋𝑚 = (𝐼𝐻 𝑁⁄ )𝑋𝑚                   Ecuación 1.4 

Como puede verse de acuerdo a lo expuesto en las ecuaciones  1.4, si se dejase un TC 

abierto, la corriente Ie que circula por el bobinado de excitación se eleva significativamente, 

lo que a su vez incrementa el voltaje Vef a valores muy elevados, lo que resulta en posibles 

daños al equipo y riesgo de descarga eléctrica al personal técnico que interviniese en ese 

momento. 

Transformador de potencial TP: Son transformadores de instrumentación construidos 

básicamente a partir de un divisor capacitivo de voltaje, como se muestra en circuito 

equivalente expuesto en la Figura 1.12 a continuación: 
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Figura 1.12 Circuito equivalente de un TP. Fuente: [6] 

 

Del circuito mostrado en la Figura 1.12, se obtiene que: 

𝑋𝐿 =
𝑋𝐶1𝑋𝐶2

𝑋𝐶1+𝑋𝐶2
                     Ecuación 1.5 

Y cabe considerar que  𝑋𝐶2 ≪ 𝑋𝐶1, y en base a la ecuación anterior concluir que  

 𝑋𝐿  ≅  𝑋𝐶2 . 

Los TPs en este estudio se usan para reducir altos niveles de voltaje a niveles bajos 

seguros para la medición, aunque en ocasiones es necesario un transformador de núcleo 

ferromagnético para reducir los niveles de voltaje aún más. 
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Figura 1.13 TPs marca ABB ubicados en la S/E San Gabriel. Fuente: Propia 

 

1.3.3.2 Equipos de protección 

Para protección se usa relés de diversos tipos y con variedad de funciones que permiten 

detectar fallas en el sistema y actúan despejando la falla de acuerdo a la filosofía de 

protecciones de cada empresa generadora, transmisora o distribuidora. 
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Figura 1.14 Relé REF615 de ABB ubicado en alimentadores de las S/Es San Gabriel y 

Tulcán. Fuente: Propia 
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Figura 1.15 Relé RET620 de ABB ubicado en transformador de las S/Es San Gabriel y 

Tulcán. Fuente: Propia 

 

1.3.3.3 Equipos de Medición y Control 

Medición: Las mediciones se hacen mediante equipo especializado que al conectarse a los 

elementos de instrumentación TPs y TCs censa valores de voltaje y corriente, información 

que es procesada para proporcionar las variables de un SEP. 
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Figura 1.16 ION 7400 utilizado para medición de energía en las S/Es Tulcán y San 

Gabriel. Fuente: Propia 

 

Control: Para el control de mandos de la S/Es y monitoreo de sus estados y mediciones se 

utiliza generalmente un SCADA, cuya función es posibilitar el control y supervisión de la 

S/E, a distancia. En cada una de las S/Es intervenidas, se implementó un SCADA local 

controlado por una pantalla táctil que integrada a la red de comunicaciones permite tener 

en tiempo real mediciones de voltaje, corriente y potencias de cada bahía, adicionalmente 

tiene la capacidad de hacer maniobras de apertura y cierre de los disyuntores de cada 

bahía. 
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Figura 1.17 Pantalla táctil, Magelis GTO 5310 colocada en la S/E San Gabriel. Fuente: 

Propia 

 

1.3.3.4 Equipos de comunicaciones 

Para el monitoreo local y remoto de señales de medición, mandos y estados de la S/E se 

cuenta con equipos de comunicaciones y una red que les permite interactuar, juntos 

constituyen la arquitectura de comunicaciones de la S/E. 
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Figura 1.18 Arquitectura de Comunicaciones de la S/E Tulcán. Fuente: Propia 

 

Para la supervisión a nivel de S/E, se puede utilizar diferentes protocolos que permitan 

intercomunicar los diferentes equipos y así crear una red de comunicaciones, sin embargo 

por cuestiones interoperabilidad, la Comisión Electrotécnica Internacional 

(IEC, International Electrotechnical Commission) crea protocolos abiertos, mismos que son 

compatibles con todas las marcas de equipos eléctricos y electrónicos. 

Protocolo DNP 3.0: Este protocolo fue diseñado principalmente para ser utilizado por 

empresas eléctricas y compañías de agua; sin embargo, técnicamente es posible 

emplearlo en cualquier aplicación industrial que requiera comunicaciones en su sistema de 

automatización. 
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Figura 1.19 Representación esquemática de una comunicación mediante DNP 3.0. 

Fuente: [7] 

 

Donde: 

1: Centro de control 

2: Puntos de control externos 

3: Enlaces de comunicación 

4: Subestación (estación, computador e IED) 

El protocolo DNP 3.0 fue desarrollado en base de un modelo simplificado del modelo 

ISO/OSI. Este protocolo cuenta con varias capas, una de enlace, otra de aplicación y una 

más de transporte. Para ser compatible con las avanzadas funciones de una RTU y 

soportar mensajes más largos de lo definido por el protocolo IEC 60870, la capa de enlace 

está creada para ser usada junto a una pseudo-capa de transporte que como mínimo 

provee una función de ensamble y desensamble de mensajes. 

Para la interconexión de dispositivos comunicados mediante protocolo DNP 3.0 se puede 

utilizar comunicación serial basada en las normas RS-232 o RS-485 e incluso mediante 

fibra óptica. Sin embargo también podría usarse paquetes como TCP/IP y UDP en cuyo 

caso se cablearía mediante Ethernet [7]. 

1.3.4 SAS 

Este sistema, brinda la facilidad de realizar funciones de protección, medición, supervisión 

y control, mediante un sistema de comunicaciones que integra los equipos de potencia y el 

sistema de control a sus diferentes niveles, con el objetivo de reducir los costos de 

operación y mantenimiento minimizando la inversión en operadores. Para lograrlo se 
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emplean elementos inteligentes que permiten tener acceso local y remoto al SEP y así 

tener la capacidad de realizar maniobras locales y remotas y tener un registro de los 

fenómenos presentados en la red. 

La instalación de un SAS brinda entre sus principales ventajas el incremento de la 

capacidad de registro de eventos, la reducción de cableado de cobre entre equipos y por 

ende el abaratamiento de costos de instalación. 

Un factor muy importante para la automatización de sistemas, es la inserción progresiva 

de tecnología digital basada en microprocesadores y técnicas numéricas de proceso de 

señal de los equipos de protección. 

1.3.4.1 Niveles de control 

En términos generales un SAS cuenta con 4 niveles [8] jerárquicos de operación que 

permiten tener un control detallado de todos los componentes de potencia, supervisión y 

control de la S/E; los niveles son: 

Nivel 0: También conocido como nivel de proceso, hace referencia a la manipulación 

directa de equipos de patio 

Nivel 1: Es conocido como nivel de bahía por su capacidad de operar una bahía localmente, 

es aquí donde se puede visualizar toda la información (medidas alarmas, estados) 

pertinente a la bahía. 

Nivel 2: Denominado nivel de subestación o nivel de estación, en este punto ya se cuenta 

con SCADA local y una HMI central para el control de toda la S/E. 

Nivel 3 o nivel de centro de control: Gracias a este, es posible operar desde un centro de 

control (forma remota) la S/E. Es este nivel el que vincula la S/E con el centro de control 

que la comanda, a través de un SCADA centralizado que engloba todos los nodos de esa 

red eléctrica.  
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2. PROCESO DE INVESTIGACIÓN Y DESARROLLO 

2.1 Proceso de investigación 

La investigación descriptiva es un medio orientado principalmente a detallar el proceso [9] 

a seguir para modernizar paneles electromecánicos de media tensión en S/Es de 

distribución pertenecientes a EMELNORTE, consiguiendo de esta forma un manual técnico 

de procesos y procedimientos de fácil comprensión y aplicación que permita desarrollar el 

trabajo de forma efectiva y eficiente.  

La recolección de datos de manera directa en las S/Es en proceso de modernización 

permitirá detectar las falencias de los equipos instalados que impiden se cumpla con lo 

indicado en la Regulación ARCONEL - No. 003/16, “Requerimientos para la supervisión y 

control en tiempo real del Sistema Nacional Interconectado” [10] y la Regulación CONELEC 

- No. 005/08, “Requerimientos para la supervisión y control en tiempo real del sistema 

nacional interconectado por parte de CENACE” [11], estos, son equipos que a pesar del 

desarrollo tecnológico actual se mantienen en S/Es de muchas empresas distribuidoras a 

nivel nacional. 

La ejecución del presente estudio técnico permitirá que los resultados obtenidos tras su 

culminación se puedan aplicar en otras S/Es de distribución reduciendo de este modo 

tiempo, esfuerzo y dinero, ya que hace posible mejorar la eficiencia, seguridad y gestión 

del Centro de Control, considerando que actualmente no existe una normativa dispuesta 

por los entes reguladores para este tipo de procesos y procedimientos. 

El estudio técnico se llevará a cabo en 5 fases: 

Fase 1: Fase teórica 

Revisar bibliografía sobre automatización de S/Es, características de los equipos y 

elementos disponibles en cada S/E, modernización de S/Es, protocolos de comunicación y 

control, etc. 

Fase 2: Fase de toma y análisis de datos 

Levantamiento de datos de los procesos y procedimientos realizados durante la 

modernización de la S/E San Gabriel y análisis en busca de posibles falencias en los 

trabajos y/o procedimientos realizados. 

Fase 3: Fase de determinación de medidas correctivas  
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Establecer medidas correctivas que permitan mejorar la metodología de modernización 

desarrollada en la Fase 2 y aplicarlas a los procesos y procedimientos de la modernización 

de la S/E Tulcán. 

Fase 4: Fase de validación 

Evaluar los resultados de la metodología propuesta con procesos mejorados en contraste 

con los procesos y procedimientos aplicados inicialmente en campo usando como 

parámetros las funcionalidades de los diferentes equipos reemplazados durante la 

ejecución del proyecto de modernización. 

Fase 5: Fase de redacción del documento escrito 

Recopilar toda la información resultante de las fases anteriores y mediante formatos 

establecidos por la Facultad de Ingeniería Eléctrica y Electrónica de la Escuela Politécnica 

Nacional estructurar el documento escrito a entregar. 

2.1.1 Diagrama de flujo 

En base a las fases descritas en el proceso de investigación se desarrolló el siguiente 

diagrama de flujo, donde se indica cada uno de los procedimientos seguidos para alcanzar 

los objetivos planteados inicialmente. 
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Proceso de investigación para el desarrollo de una metodología para la modernización de 

paneles electromecánicos de media tensión en S/Es de distribución pertenecientes a 

EMELNORTE

Fase de toma y 

análisis de datos

Fase de 

determinación de 
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Fase de validación

Fase de redacción 

del documento 
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de resultados

Estructurar 

un 

documento 
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Documentación de 

los procedimientos 

efectuados

Instalación de 

nuevas tapas en 

cada bahía
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planos
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tapas antiguas de 

cada bahía

Diagnóstico
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E

Aplicación de 
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evaluación

Comparar 
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resultados
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FIN

INICIO

sí

no

Modernización de 
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tema

Figura 2.1 Diagrama de flujo del proceso de investigación. Fuente: Propia 
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2.2 Diagnóstico 

Antes de proceder con la automatización se llevó a cabo una inspección de las S/Es, que 

contempló la parte de potencia, control y comunicaciones. Para cada caso se evaluó las 

instalaciones y equipos existentes. 

2.2.1 Potencia 

En base a datos recopilados por el personal de EMELNORTE durante su último 

mantenimiento, se encontró que los transformadores de instrumentación, tenían una clase 

igual a 0.2s y estaban certificados por el CENACE, es decir,  estaban operando de forma 

adecuada, así como sus respectivas instalaciones, la única observación pertinente es que 

los TCs y TPs son de tipo electromecánico, más adelante en otro tipo de proceso se podrían 

cambiar por TCs y TPs de tipo óptico. 

2.2.2 Control 

Tras haber hecho el diagnóstico, se pudo observar que cada bahía contaba con relés de 

protección de tipo electromecánico y medidores digitales; hecho que no permitía 

discriminar las fallas que llevaban a la operación de los relés ni adquirir información de 

contingencias o mediciones detalladas en tiempo real; tampoco era posible tener un 

monitoreo concentrado y control local a nivel de S/E. A pesar de estas limitaciones, gracias 

a un PLC, era posible conocer la operación de un relé discriminando una bahía de otra y 

tener mediciones de voltaje, corriente y potencias, adicionalmente se contaba con 

mediciones de frecuencia para cada bahía, sin embargo, no se tenía un reloj sincronizador 

GPS que valide las mediciones fasoriales. 

2.2.3 Comunicaciones 

Luego del diagnóstico, se encontró que todas las señales de los IEDs se centralizaban 

mediante cable Ethernet con protocolo Modbus TCP/IP en un switch industrial que las 

enviaba a una plataforma de automatización, misma que las transfería hacia el SCADA 

central (OASyS), no existía redundancia ni se aseguraba el flujo de información con el 

Centro de Control, dado que los relés no tenían capacidad para comunicarse, tampoco se 

podía recuperar su información. 

2.3 Etapa de análisis previo 

2.3.1 Levantamiento de datos en planos 

Como primer paso para la modernización de paneles electromecánicos de media tensión 

en la S/E San Gabriel fue preciso contar con los planos arquitectónicos, eléctricos y 

electrónicos. En base a dichos planos se definieron los cambios necesarios para cumplir 
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los requerimientos tecnológicos solicitados por EMELNORTE, mismos que incluyen: el 

cambio de medidores analógicos por digitales, relés electromecánicos por numéricos, la 

integración de los IEDs a una red de comunicaciones que permita monitorear y controlar 

las S/Es desde un SCADA local ubicado en las mismas y desde el Centro de Control de la 

empresa distribuidora.  

2.4 Etapa de ejecución 

2.4.1 Construcción de nuevas tapas 

Continuando con el proceso de modernización, las nuevas tapas fueron armadas con los 

equipos para protección y medición, de modo que cumplan con los requerimientos 

contemplados en el artículo 409 del NEC “Paneles de control industrial” [12] y bajo la norma 

UL 508A “Estándar para Paneles de Control Industrial” [13]. Siendo las configuraciones de 

los relés de protecciones cargadas de acuerdo a lo indicado por EMELNORTE. 

2.4.2 Cambio de borneras y cableado para nuevos IEDs 

Se cambió las borneras sencillas por borneras seccionables y cortocircuitables para colocar 

ahí los terminales de los TCs y TPs, este cambio permite una manipulación más sencilla 

de los terminales de TCs en el momento de reemplazar la tapa del tablero o si llegase a 

ser necesario remplazar algún IED. 

Las borneras nuevas son de conexión por tornillo, para conductores de calibre 20-10 AWG, 

soportan 500 V y 41 A nominales y una temperatura ambiente de servicio de -60 a 85°C.[14] 

A continuación se procedió a colocar el cableado que más tarde se uniría a la nueva tapa. 

2.4.3 Cortocircuito de TCs 

Tras haber colocado el nuevo cableado se procedió a cortocircuitar los TCs haciendo uso 

de las borneras seccionables y cortocircuitables. Los terminales del secundario de los TCs 

deben ser cortocircuitados para evitar riesgo al personal y al equipo. 

2.4.4 Remoción de tapa con equipos antiguos 

Con los terminales de los TCs cortocircuitados se desconectaron los equipos asociados a 

la tapa del tablero de cada bahía y se la retiró. 

2.4.5 Montaje de nueva tapa y conexión de conectores 

Para facilitar el montaje y posible remoción de las tapas de los tableros de cada bahía se 

colocó conectores tipo JST con terminales tipo plano/lengüeta (hembra/macho) que sirvan 

como punto de interconexión de todo el cableado procedente de la tapa. 
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En el sitio de la tapa antigua se montó la tapa nueva y conectó los conectores JST. Dado 

que el trabajo se realizó en caliente, la conexión de los conectores JST fue bastante 

minuciosa, especialmente en aquellos que contienen el cableado correspondiente a los 

TCs que de no ser conectados correctamente corren el riesgo de quedar abiertos, 

causando graves daños a los equipos de la S/E.  

Al conectar los conectores JST es preciso cerciorarse de que todos los terminales estén 

bien sujetos. 

2.4.6 Remoción de cortocircuitos en TCs, marquillado de cables y 

tapas 

Con los conectores JST conectados correctamente y los equipos ya funcionando, se 

procedió a quitar el cortocircuito puesto antes en las borneras. 

A continuación se verificó el marquillado de todos los cables, equipos y accesorios en 

general. Las tapas nuevas también fueron marquilladas con su nombre y diagrama unifilar. 

2.4.7 Pruebas de comisionamiento 

Una vez instalados todos los equipos y correctamente membretados se procedió a realizar 

pruebas de comisionamiento pertinentes a cada área modernizada. 

2.4.7.1. Control 

La parte de control de las S/Es debía ser comisionada en caliente, por lo que para este 

proceso se desconectó los disparos (trips) de los relés de protección, de modo que su 

actuación fuese audible y se mostrase en el HMI del relé, pero no afectase al flujo normal 

de potencia de los diferentes circuitos de las S/Es.  

Se probó el sistema de control haciendo maniobras de apertura y cierre desde los 

diferentes niveles de control de la S/E (nivel 0, nivel 1, nivel 2 y nivel 3). 

Todo este proceso fue posteriormente coordinado con la fecha de mantenimiento de las 

S/Es intervenidas, de modo que se pudo ejecutar las maniobras en los disyuntores con las 

S/Es desenergizadas. 

2.4.7.2. Protección 

Con el fin de verificar la correcta actuación y coordinación de las protecciones configuradas, 

se hizo pruebas de inyección de corriente secundaria simulando distintos tipos de fallas a 

bajo voltaje en cada uno de los relés de protección. 

Todo el proceso de modernización se presenta a detalle en los Anexo I y III para la S/Es 

San Gabriel y Tulcán respectivamente. 
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2.4.7.3. Comunicaciones 

Para comprobar la red de comunicaciones se hizo pruebas en campo con la ayuda de un 

computador con el software Concept para programar PLCs, mediante simulaciones se 

comprobó que los datos se transmitían fielmente y con la adecuada estampa de tiempo 

desde el esclavo hacia el maestro y viceversa. 
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3. RESULTADOS Y DISCUSIÓN 

Después de la modernización hubo notables mejoras en la parte tecnológica, mismas que 

permitieron reducir el tiempo de respuesta de los relés al despejar una falla, integrar 

señales de mandos y estados de los relés así como señales de los medidores. 

3.1 Relés 

Entre las mejoras más destacables se encuentra el tiempo de respuesta de los relés, los 

nuevos relés numéricos pueden operar en un tiempo comprendido entre 0.625 y 1 ciclo 

(10.4 - 16.7 ms), a diferencia de los relés electromecánicos, cuyo tiempo de operación está 

comprendido entre 1 y 3 ciclos (16.7 - 50 ms) [6]; la disminución del tiempo de respuesta 

reduce el riesgo al que se expone el SEP, la S/E, su personal y equipos ante una 

contingencia, puesto que el elemento sobre el que exista la falla será aislado prácticamente 

de forma inmediata. 

Otra facilidad de este equipo es la posibilidad de monitorear los estados de los disyuntores 

y poder controlar sus mandos, ya sea a nivel de bahía (en la pantalla propia de cada relé), 

o de S/E (en SCADA controlado desde una pantalla que integre el HMI completo de la S/E), 

desde un centro de control que maneje un SCADA general de la empresa distribuidora o 

incluso anclándose con un computador a la red mediante el acceso web que tiene el equipo. 

Cabe mencionar que para controlar los mandos hace falta tener un permiso de 

administrador y que a través del acceso web hay varios niveles de seguridad antes de 

poder monitorear señales y aún más para poder acceder a los controles. 

Ventajas del nuevo equipo: 

1. Nuevos datos que se pueden obtener 

Anteriormente al igual que hoy, las señales analógicas entraban y salían del relé mediante 

cables de cobre, pero no se contaba con una forma de comunicación que permitiese 

conocer las lecturas y estados del relé, peor con una forma de control sobre los mandos; 

tras la modernización se tiene un sistema de comunicaciones que mediante el protocolo, 

en este caso DNP 3.0 permite tener estados y control de mandos en tiempo real. 

2. Datos para análisis de fallas  

Se cuenta con la información completa del SEP (voltajes, corrientes, potencias, ángulos, 

fasores, etc.) para calcular fallas, generar históricos y facilitar el estudio del sistema. 

3. Control local y remoto 
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Variables de control de los mandos de cada relé en los diferentes niveles de control de las 

S/Es. 

4. Cambio de Equipo 

Si llegase a ser necesario un cambio en las protecciones es mucho más fácil cambiar la 

configuración del relé numérico que remover o colocar cableado para un relé 

electromecánico, dicho de otra forma, el cableado se simplifica mucho. 

5. Autodiagnóstico 

También cabe mencionar que los relés numéricos cuentan con un microprocesador interno 

que les permite no solo seguir algoritmos para efectuar cálculos, sino también 

autodiagnosticarse y almacenar datos antes, durante y después de una falla; el registro de 

datos amplía las posibilidades de estudio del SEP, lo que trae como consecuencia la mejora 

de su confiabilidad y reduce el tiempo entre mantenimientos, además de no hacer 

necesaria la supervisión humana en el sitio. 

3.2 Medidores 

Los nuevos medidores actúan como esclavo, es decir, solo adquieren señales, no pueden 

mandar a operar a ningún equipo de la S/E. Las señales analógicas que adquieren los 

medidores son convertidas en digitales, lo que permite tener las variables del SEP (voltajes, 

corrientes, potencias, ángulos, fasores, etc.) en tiempo real en los diferentes niveles de 

control de la S/E, esta es una función más completa y de respaldo a la que tiene el relé, el 

objetivo de tenerla es garantizar la fidelidad de las medidas e incrementar su confiabilidad. 

La comunicación de los medidores se llevó a cabo mediante buses de datos configurados 

bajo los estándares del protocolo DNP 3.0, utilizando como medio la fibra óptica y cable 

UTP según lo permitió cada tramo y componente de la red. 

Ventajas del nuevo equipo: 

1. Nuevos datos que se pueden obtener 

Con los medidores analógicos se tenían valores de voltaje, corriente, potencia y frecuencia, 

cada uno medido desde un equipo diferente; mientras con los nuevos medidores digitales 

se pueden tener todas las variables anteriores además del ángulo de fase, diagrama 

fasorial e históricos, todo desde un solo equipo. 

2. Sistema de comunicaciones  
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Todas las variables obtenidas por los medidores son enviadas en tiempo real a los 

diferentes niveles de control de las S/Es a través de una red de comunicaciones. 

3. Cambio de equipo 

Si llegase a ser necesario un cambio en la configuración de las mediciones o si se 

necesitasen datos adicionales, es mucho más sencillo cambiar la configuración del medidor 

digital que remover o colocar equipos nuevos y su respectivo cableado. 

Tabla 3.1 Mejoras funcionales del cambio de equipos. Fuente: Propia. 

Antes de la modernización Después de la modernización 

Tiempo de respuesta de los relés 

1 y 3 ciclos (16.7 - 50 ms) 0.625 y 1 ciclo (10.4 - 16.7 ms) 

Seguridad 

No existía registro ni control de acceso a 

información o intervención en la S/E 

Hay varios niveles de seguridad antes de 

poder monitorear o controlar señales 

Nuevos datos a obtener 

No se tenía estados de los relés y/o 

medidores 

Se tiene estados de los relés y medidores 

en todos los niveles de control 

No se tenía mandos de los relés 
Se tiene mandos de los relés en todos los 

niveles de control 

Datos para análisis de fallas 

Módulos de V, I, f, P y Q 
Fasores de V, I, S, módulo de f, teta, 

diagrama fasorial e históricos 

Control local/remoto 

Nivel 0 Niveles 0, 1, 2 y 3 

Cambio de equipo 

Retirar relés/medidores y cableado y 

colocar nuevos relés/medidores y cableado 
Cambiar configuración de los IEDs 

Autodiagnóstico 

No había autodiagnóstico del relé 
Microcontrolador que permite 

autodiagnosticar el relé 

Se almacenaba información en un PLC 

externo 

Almacenamiento de información en cada 

relé y medidor 

Era necesario un operador en sitio No es necesario operador en sitio 
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4. MANUAL DE PROCESOS Y PROCEDIMIENTOS PARA LA 

MODERNIZACIÓN DE PANELES ELECTROMECÁNICOS DE 

MEDIA TENSIÓN EN S/Es DE DISTRIBUCIÓN 

 

 

Figura 4.1 Portada del Manual de Procesos y Procedimientos para la Modernización de 

Paneles Electromecánicos de Media Tensión en S/Es de Distribución. Fuente: Propia 

 

Elaborado por: Nathaly J. Díaz Enríquez 

Con la colaboración de: EMELNORTE S.A.  

                                           EDETEC INGENIERÍA CIA. LTDA. 
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4.2 Introducción 

Este manual de procesos y procedimientos será utilizado por EMELNORTE en la 

automatización de S/Es de distribución que aun cuenten con un sistema de protecciones y 

control electromecánicos, dando así al personal técnico responsable, una herramienta de 

fácil comprensión y aplicación que resuelva la problemática provocada por tener 

instalaciones obsoletas que no satisfacen los requerimientos de las tecnologías modernas, 

limitando la obtención de información y la operación de las S/Es, además pudiendo ser 

utilizado como base para el desarrollo de manuales similares en Centrales de Generación 

cuyas características lo permitan. 
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4.3 Objetivo 

El manual técnico de procesos y procedimientos, mediante instrucciones claras y concisas, 

busca brindar al personal técnico responsable una guía de fácil manejo y aplicación para 

la modernización de S/Es de distribución. 

4.4 Alcance 

Este documento está diseñado de forma que busca establecer una metodología estándar 

para la modernización de S/Es de distribución que aun cuenten con un sistema de 

protecciones y control electromecánicos.  

4.5 Definiciones 

A continuación se muestra una tabla con las definiciones (resumen de abreviaturas) 

necesarias para comprender de mejor manera el contenido de este manual.  

Tabla 4.1 Resumen de abreviaturas. Fuente: Propia. 

CELEC E.P. Empresa Pública Estratégica Corporación Eléctrica del Ecuador 

EMELNORTE Empresa Eléctrica Regional Norte 

HMI Interfaz Hombre Máquina (Human Machine Interface) 

IED Dispositivos Electrónicos Inteligentes (Intelligent Electronic Device) 

ISO 
Organización Internacional para la Estandarización (International 

Organization for Standardization) 

JST Terminal Japonés sin Soldadura (Japan Solderless Terminal) 

NEC National Electric Code 

S/E Subestación Eléctrica 

SCADA 
Supervisión, Control y Adquisición de Datos (Supervisory Control and 

Data Acquisition) 

TC Transformador de Corriente 

TP Transformador de Potencial 
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4.6 Generalidades 

La presente metodología, a pesar de ser bastante concreta, permite tener un alcance muy 

amplio, gracias a que la mayoría de las S/Es electromecánicas de distribución existentes 

en el país fueron hechas por el mismo fabricante, lo que las hace muy similares y factibles 

de modernizar bajo esta propuesta, reduciendo de este modo tiempo, esfuerzo y dinero. 

4.7 Mapa de procesos 

A continuación se presenta de manera detallada cada una de las etapas asociada con sus 

procedimientos concretos. 

Etapa de análisis previo: Con el levantamiento de datos en planos arquitectónicos, 

eléctricos y electrónicos, se procede a la reingeniería de los planos.  

Etapa de construcción: En base a los planos definidos, se procede al armado de las tapas 

a colocarse en cada bahía de la S/E. 

Etapa previa al cambio: Antes de proceder al cambio de la tapa de cada bahía, se debe 

colocar el nuevo cableado y accesorios necesarios para continuar con el siguiente proceso. 

Etapa de cambio: Se procede a remover la tapa antigua de cada bahía y en su lugar colocar 

la nueva. 

Etapa posterior al cambio: Una vez ubicada la nueva tapa del tablero de cada bahía, se 

remueve el cableado y accesorios innecesarios, y se coloca los identificativos pertinentes, 

dejando la bahía operativa. 

Etapa de comisionamiento: Con las bahías operando, se procede a realizar pruebas de 

comisionamiento recomendadas a cada área modernizada. 
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Mapa de procesos para la modernización de paneles electromecánicos de 

media tensión en S/Es de distribución
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Figura 4.2 Mapa de procesos para la modernización de paneles electromecánicos de 

media tensión en S/Es de distribución. Fuente: Propia 

 

4.8 Identificación y caracterización de los procesos 

4.8.1 Etapa de análisis previo 

4.8.1.1 Diagnóstico 

Antes de proceder con la automatización se propone hacer un diagnóstico de las S/Es, que 

contemple las áreas de potencia, control y comunicaciones. A continuación se indican las 

características pertinentes a cada área: 

Potencia - características de los equipos:  

Los núcleos de medida de los TCs y TPs deberán ser de la misma clase que los medidores 

(La clase de los medidores debe ser igual o mejor a 0.2s) [8]. 

Control - características de los equipos de protección:  

 Tecnología digital tipo programable basada en microcontroladores 

 Capacidad de cambio de características de operación y facilidades de presentación 

de ajustes, programación y disparos 

 Autodiagnóstico continuo de todos los circuitos 
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 Interfaz con display 

 Teclado y LEDs de indicación (programables) 

 Puertos de comunicación posterior 

 Disponibilidad para parametrización 

 Facilidad de cambio de ajustes en forma local (puerto frontal) 

 Facilidad de cambio de ajustes en forma remota (red ethernet de gestión de 

protecciones) 

 Capacidad de enviar al sistema de control las alarmas y eventos de disparo 

 Capacidad de enviar al sistema de control la indicación de dispositivo no disponible 

 Capacidad de discriminar los disparos por función de protección, y presentarlos en 

un display frontal y por medio de indicadores LED. 

 Almacenamiento de registros oscilográficos con resolución mínima de 16 muestras 

por ciclo y una longitud de hasta 24 ciclos 

 Capacidad de registrar al menos los últimos 10 eventos con la información de hora, 

fecha, tipo de evento y fases involucradas [8] 

Control - características de los equipos de medición:  

 Tipo electrónico basado en microprocesadores 

 Capacidad de memoria para el almacenamiento de toda la programación, medidas 

de corriente, voltaje, potencia y energía 

 Funciones de autodiagnóstico  

 Sistemas de respaldo de memoria en caso de pérdida del voltaje de alimentación 

 Un display local 

 Posibilidad de mostrar las diferentes medidas solicitadas 

 Capacidad de indicar la dirección y el valor para las medidas de energía activa y 

reactiva 

 La clase de los medidores debe ser igual o mejor a 0.2s 
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 Error porcentual total máximo (en módulo y fase), a factor de potencia 0,9 

introducido en la medición de energía por la caída de voltaje no superior al 0,1% 

 Alimentación a 125 Vdc para medidores de energía multifuncionales 

 Memoria con medios de respaldo de la información con una vida en sitio superior a 

10 años 

 Memoria con capacidad autónoma de mínimo 30 días continuos 

 Los medidores bidireccionales deberán estar equipados con dos registradores de 

lectura local para energía de exportación e importación [8] 

Comunicaciones - características del sistema:  

 Redundancia 

 Flujo de información seguro con el Centro de Control 

 Capacidad de pre-procesar la información 

 Capacidad de conversión de protocolos, de ser necesario 

 Transmisión de comandos desde el Centro de Control hacia los equipos de la S/E 

 Recuperación de la información proveniente de los IEDs (mediciones, alarmas, 

cambios de estado, entre otros), para enviarla hacia el Centro de Control [8] 

4.8.1.2 Levantamiento de datos en planos 

Como primer paso de la modernización de paneles electromecánicos de media tensión en 

S/Es de distribución se propone corroborar y de ser el caso corregir datos paralelamente 

en tres frentes, uno para planos arquitectónicos, otro para planos eléctricos y uno más para 

planos electrónicos. Sobre los planos comprobados se hace modificaciones en las 

estructuras eléctricas y electrónicas relacionadas con el cambio de equipos, modificaciones 

de cableado y cambios en la parte mecánica correspondiente a las tapas de los tableros 

de las bahías. 

4.8.2 Etapa de construcción 

4.8.2.1 Construcción de nuevas tapas 

Continuando con el proceso de modernización, se plantea que las nuevas tapas con los 

equipos de protección, medición, visualización y maniobra sean armadas y marquilladas 

en lote y sus configuraciones cargadas una vez se tenga el lote de tapas listo, quedando 

todas las tapas listas para ser montadas en su respectiva bahía. 
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Figura 4.3 Construcción de nuevas tapas para tableros de las bahías. Fuente: Propia 

 

Se recomienda que la construcción y cableado de las tapas cumpla con los requerimientos 

contemplados en el NEC [12]. 

4.8.3 Etapa previa al cambio 

4.8.3.1 Cableado para nuevos equipos de medición y protección 

Se procede a colocar el nuevo cableado que más tarde se unirá a la tapa con los nuevos 

IEDs mediante conectores JST. Para esto también es preciso cambiar de borneras 

sencillas a cortocircuitables, lo que conllevaba a montar tramos de riel y colocar borneras 

y breakers que mejoren las funcionalidades del cableado, se sugiere que este 

procedimiento se haga en el taller de ensamblaje, de modo que a la S/E lleguen los rieles 

listos para solo montarlos en el gabinete y guiar los cables al sitio correspondiente. 
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Figura 4.4  Cableado para nuevos equipos de medición y protección (colores excepto 

amarillo). Fuente: Propia 
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4.8.3.2 Cambio de borneras 

 

Figura 4.5  Borneras antiguas con los terminales correspondientes a TCs y TPs. Fuente: 

Propia 

 

En caso de tener borneras sencillas que únicamente sirven como un punto de 

interconexión, es muy aconsejable montar borneras seccionables y cortocircuitables para 

más adelante colocar ahí los terminales de los TCs y TPs, este cambio permite una 

manipulación más fácil de los terminales de TCs el momento de remplazar la tapa del 

tablero o si llega a ser necesario remplazar algún IED.  
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Figura 4.6  Borneras seccionables y cortocircuitables para terminales de TCs y TPs. 

Fuente: Propia 

 

Colocadas las nuevas borneras para TCs se debe cambiar los terminales no incluidos en 

la relación del TC, desde la bornera antigua hacia la nueva, después es preciso cambiar 

los terminales del TC involucrados en la relación (los conectados a los equipos de medición 

y protección) y para ello se procede de la siguiente manera: primero con la ayuda de 

puentes con terminales tipo horquilla se cortocircuita en la bornera los terminales incluidos 

en la relación de transformación con un punto de tierra, es de gran importancia corroborar 

con la ayuda de una pinza amperimétrica que la corriente aguas abajo de las borneras sea 

0 o tienda a 0 y solo ahí se desconecte los equipos de protección y medición. 
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Figura 4.7  Terminales no incluidos en la relación del TC cambiados, terminales incluidos 

sin cambiar de bornera. Fuente: Propia 

 

Si ya se tienen borneras seccionables y cortocircuitables en el sitio, este paso debe 

obviarse y directamente ir al siguiente paso (cortocircuito de TCs). 

4.8.3.3 Cortocircuito de TCs 

Tras colocar el nuevo cableado y desconectar los equipos electromecánicos y analógicos 

se procede a cortocircuitar las nuevas borneras para TCs haciendo uso de las peinetas 

para cortocircuito de las borneras seccionables y cortocircuitables. 
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Figura 4.8 Terminales de TCs cortocircuitados. Fuente: Propia 

 

Este procedimiento debe realizarse con mucho cuidado por el riesgo al que se expone al 

personal y al equipo, haciendo necesario corroborar que el flujo de corriente aguas abajo 

de las borneras es 0 o tiende a 0. 
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4.8.4 Etapa de cambio 

4.8.4.1 Remoción de tapa con equipos antiguos 

 

Figura 4.9  Remoción de la tapa con equipos antiguos. Fuente: Propia 

 

Con los equipos asociados a la tapa del tablero de cada bahía desconectados se puede 

libremente retirar la tapa antigua. 
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4.8.4.2 Montaje de nueva tapa 

 

Figura 4.10  Montaje de nueva tapa. Fuente: Propia 

 

En el sitio de la tapa antigua se monta rápidamente la tapa nueva que incluye los equipos 

nuevos ya configurados; una vez la tapa esté fija en su sitio se direcciona el cableado de 

forma estética y funcional para poder enchufar los conectores JST.  
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4.8.5 Etapa posterior al cambio 

4.8.5.1 Conexión de conectores JST 

 

Figura 4.11 Conectores JSD sin conectar. Fuente: Propia 

 

Se enchufa los conectores JST. Dado que esta es una propuesta para trabajo en caliente, 

la conexión de conectores JST debe ser bastante minuciosa, especialmente en aquellos 

que contengan el cableado correspondiente a los TCs que de no ser conectados 

correctamente corren el riesgo de quedar abiertos, causando graves daños a los equipos 

de la S/E.  



59 

 

Figura 4.12 Conectores JSD enchufados. Fuente: Propia 

 

4.8.5.2 Remoción de cableado antiguo y cortocircuitos en TCs 

Se procede a quitar el cortocircuito puesto antes con las peinetas en las borneras, de modo 

que queden los equipos funcionando y la S/E operando con protecciones. También se retira 

todo el cableado y borneras obsoletos, dejando la bahía despejada y organizada. 
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Figura 4.13  Cableado antiguo de las bahías ya retirado. Fuente: Propia 

 

4.8.5.3 Marquillado y colocación de acrílicos en tapas 

Con todos los nuevos equipos montados en sitio, se verifica el marquillado de todos los 

cables, borneras, breakers y equipos en general. Las tapas nuevas también deben ser 

marquilladas de modo que se identifique con claridad el nombre de cada bahía y su 

diagrama unifilar. 

4.8.6 Etapa de comisionamiento 

4.8.6.1 Pruebas de comisionamiento 

Una vez instalados todos los equipos y correctamente membretados se procede a realizar 

pruebas de comisionamiento pertinentes a cada área modernizada. 

Control 
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Figura 4.14  Disparos del relé desconectados para hacer pruebas en caliente. Fuente: 

Propia 

 

Este proceso de preferencia debe ser coordinado con la fecha de mantenimiento de la S/E 

intervenida, de modo que se pueda ejecutar las maniobras en los disyuntores con la S/E 

desenergizada; de no ser posible, la parte de control deberá ser comisionada en caliente, 

para esto se desconecta los disparos (trips) de los relés de protección, de modo que su 

actuación sea audible y se muestre en el HMI del relé, pero no afecte al flujo normal de 

potencia de los diferentes circuitos de la S/E. 

El proceso de comisionamiento debe realizarse en base a la publicación del IEEE “Railway 

power SCADA system commissioning "case example"” [15] y al estándar ANSI/NETA MTS-

2019 “Standard for Maintenance Testing Specifications for Electrical Power Equipment and 

Systems” [16], mismos que indican hacerlo en cada nivel de control, así:  

 Nivel 0: Mandar a hacer maniobras de apertura y cierre del disyuntor desde la 

botonera del relé. 



62 

 

Figura 4.15 Pruebas del sistema de control (nivel 0) con S/E desenergizada. Fuente: 

Propia 

 

 Nivel 1: Ejecutar maniobras de apertura y cierre de los disyuntores desde la 

botonera de la tapa de cada bahía. 
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Figura 4.16 Pruebas del sistema de control (nivel 1) con S/E desenergizada. Fuente: 

Propia 

 

 Nivel 2: Las maniobras se llevan a cabo desde el SCADA local instalado en la S/E. 
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Figura 4.17 Pruebas del sistema de control (nivel 2) con S/E desenergizada. Fuente: 

Propia 

 

 Nivel 3: Coordinar con el Centro de Control que maneje la S/E, para que los 

operadores realicen las maniobras desde el SCADA central, mientras personal 

autorizado las verifica en campo. 
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Figura 4.18 Pruebas del sistema de control (nivel 3) con S/E desenergizada. Fuente: 

Propia 

 

Protección 

Para realizar las pruebas en los equipos de protección, la S/E necesariamente debe estar 

desenergizada tanto en alto como en bajo voltaje.  

Con el fin de verificar la correcta actuación y coordinación de las protecciones configuradas, 

se debe hacer pruebas de inyección de corriente utilizando una fuente de corriente 

ajustable y portátil que simule las corrientes de cortocircuito, de acuerdo a lo establecido 

en las publicaciones “Pruebas y puesta en servicio del equipo de una subestación” [17], 

“Commissioning Testing of Protection Systems” [18], “Testing and commissioning of 66/33 

KV substation” [19] y “Acceptance Tensting Specifications for Electrical Power Distribution 

Equipment and Systems” [20], así: 

https://electrical-engineering-portal.com/download-center/books-and-guides/power-substations/testing-commissioning-66-33-kv-substation
https://electrical-engineering-portal.com/download-center/books-and-guides/power-substations/testing-commissioning-66-33-kv-substation
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Figura 4.19 Pruebas del sistema de protecciones. Fuente: Propia 

 

 Protección ante falla de sobrecorriente de tiempo definido 50 
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Cortocircuitar los terminales de tiempo inverso (51) e inyectar el flujo de corriente, 

haciéndolo crecer paulatinamente hasta alcanzar el valor de ajuste, punto donde debe 

operar el relé. 

 Protección ante falla de sobrecorriente de tiempo inverso 51 

Esta prueba se hace de la misma manera que la anterior (50), excepto que no se 

cortocircuitan los terminales correspondientes a tiempo definido (50),  ya que el valor de 

seteo de la protección de tiempo definido es mayor a la de tiempo inverso. 

 Protección ante falla de sobrecorriente direccional a tierra 67N 

Este relé debe probarse en dos etapas: 1 para su unidad de sobrecorriente y 2 para su 

unidad direccional. 

La unidad de sobrecorriente se debe probar según lo antes indicado para los casos de 

sobrecorriente, mientras que la unidad direccional se debe testear cerrando manualmente 

su contacto y efectuando la prueba sobre la unidad de sobrecorriente. 

 Protección ante falla de baja frecuencia 81 

Esta protección debe probarse con una fuente de frecuencia variable, que parte de 60 Hz 

y va descendiendo hasta el valor seteado en el relé, valor al que este debe operar. 

Considerando la importancia del circuito asociado, se tiene tres niveles de seteo de la 

protección, el primero a 59.6 Hz, el segundo a 59.4 Hz y el tercero a 59 Hz.  

 Protección diferencial 87 

Conectar el equipo de inyección a los terminales de los TCs de alta y de baja tensión, elevar 

paulatinamente el valor de corriente suministrado hasta llegar a los valores seteados en el 

relé, punto en que el relé opera y manda a abrir a los disyuntores tanto de alto como de 

bajo voltaje asociados al transformador.  

Este procedimiento debe realizarse de forma independiente para cada fase del 

transformador. 

El momento en que opera el relé, debe energizarse la alarma asociada a cada falla y debe 

operar el equipo de potencia (disyuntor) correspondiente. 

Comunicaciones 

Utilizando un computador con un software apropiado para configurar y simular el protocolo 

de comunicaciones DNP 3.0, según lo documentado en “Estudios y Pruebas del Protocolo 
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de Comunicación DNP 3.0 sobre TCP/IP para la Comunicación entre la Central de 

Generación Cumbayá de la Empresa Eléctrica Quito S.A. y el CENACE” [7], se debe 

probar: 

 Lectura de datos analógicos y binarios en el módulo DNP 3.0 

 Simulación de datos y transmisión de los mismos hacia el maestro DNP 3.0 

 Sincronización de tiempo de datos enviados por el protocolo DNP 3.0 y revisión de 

su estampa de tiempo 
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4.10 Control de cambios 

Tabla 4.2 Tabla de control de cambios. Fuente: Propia. 

Fecha Versión Descripción de cambios 

2020-04-28 01 Documento original 
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5. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

5.1 Conclusiones  

Una vez finalizado este estudio técnico se concluye que: 

 La información documentada en los Anexos I y III, es la compilación de los procesos 

y procedimientos de la automatización de las S/Es San Gabriel y Tulcán, 

respectivamente. En base a esta información fue posible determinar las actividades, 

tiempos y personal necesarios en cada una de las S/Es intervenidas, datos que 

resultan fundamentales para la concepción de este documento. 

 Algunos procedimientos que impedían que el proceso de modernización de la S/E 

de distribución fuese realizado de forma eficiente, llevaron a determinar medidas 

correctivas que incluyen cambio, modificación e incluso supresión de 

procedimientos, acorde a lo expuesto en el Anexo II. 

 Mediante la evaluación de mejoras funcionales de los equipos tras la modernización 

de las S/Es San Gabriel y Tulcán (Capítulo 3, Tabla 3.1), se ha conseguido integrar 

los equipos de potencia y el sistema de control a sus diferentes niveles en una red 

de comunicaciones que brinda la facilidad de realizar funciones de protección, 

medición, supervisión y control.  

 La metodología propuesta en el Capítulo 4, es un manual técnico de procesos y 

procedimientos de fácil comprensión y aplicación que permite desarrollar el trabajo 

de forma efectiva y eficiente; ya que está basado en la norma ISO 9001 [21] - [26] 

no sigue el formato indicado por la Facultad de Ingeniería Eléctrica y Electrónica de 

la Escuela Politécnica Nacional. 

 Las variables consideradas (funcionalidad de equipos, tiempo de desarrollo del 

proyecto, horas/hombre invertidas) para el desarrollo de esta metodología a pesar 

de ser bastante específicas, permiten tener un alcance muy amplio, gracias a que 

la mayoría de las S/Es electromecánicas de distribución existentes en el país fueron 

hechas por el mismo fabricante, lo que las hace muy similares y factibles de 

modernizar bajo esta propuesta, reduciendo de este modo tiempo, esfuerzo y 

dinero. 

5.2 Recomendaciones 

Una vez concluido este estudio técnico se recomienda: 
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 Aplicar la metodología propuesta, misma que se observó redujo el tiempo de 

desarrollo de proyecto y horas/hombre requeridas, lo que se traduce en un ahorro 

presupuestario. 

 Socializar la metodología propuesta con otras empresas distribuidoras, de modo 

que al automatizar sus subestaciones también sean beneficiarias de los logros 

conseguidos por EMELNORTE con este trabajo. 

 Emplear la metodología entregada, en la modernización de las S/Es 

electromecánicas dentro del área de concesión de EMELNORTE para comprobar 

su eficacia. 

 Aplicar la metodología desarrollada a lo largo de este estudio técnico en S/Es con 

mayor nivel de voltaje, para contrastar los resultados a nivel de distribución versus 

niveles de transmisión. 

 A futuro, desarrollar un modelo matemático cuyas variables ambientales permitan 

obtener una metodología óptima que minimice una función tiempo-costo, de modo 

que pueda considerarse para una normativa. 
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7. ANEXOS 

ANEXO I. Procedimiento ejecutado en la S/E San Gabriel. 

ANEXO II. Determinación de falencias y posibles medidas correctivas de los procesos y 

procedimientos aplicados para modernizar una S/E de distribución. 

ANEXO III. Procedimiento ejecutado en la S/E Tulcán. 


