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RESUMEN 

En este trabajo, se presenta un algoritmo diseñado para operar un Esquema de Alivio de 

Carga (EAC) adaptativo, fundamentado en el estándar IEC 61850 y en la Protección del 

Rápido Cambio de la Frecuencia (FRoCoF, en inglés Fast Rate of Change of Frequency 

Protection 81RF). Se ha desarrollado e implementado un algoritmo en el lenguaje de 

programación Python dentro del entorno Spyder, el cual permite llevar a cabo una 

coordinación renovable térmica. Este algoritmo interactúa con una microrred previamente 

modelada en el programa computacional PowerFactory. La microrred incluye fuentes de 

generación no despachable, como la eólica y fotovoltaica, así como fuentes de generación 

despachable, como la térmica, un sistema de almacenamiento de energía por baterías 

(BESS) y el suministro de la Red de la Empresa Eléctrica. 

 

Con el objetivo de facilitar la obtención de mediciones eléctricas de las fuentes de 

generación y las cargas del sistema, se ha desarrollado una arquitectura de 

comunicaciones y la modelación de nodos lógicos basados en el estándar IEC 61850. Esto 

no solo posibilita la recolección de datos, sino que también permite enviar mensajes 

GOOSE para la desconexión automática de las cargas. Además, se han establecido los 

ajustes de las protecciones de frecuencia del RoCoF rápido a través de simulaciones 

dinámicas en distintos escenarios operativos. 

 

En la fase de validación, el EAC propuesto se somete a pruebas frente a contingencias 

significativas, como la desconexión de la Red de la Empresa Eléctrica. También se simula 

una contingencia N-2 que implica la desconexión adicional de una fuente de energía 

renovable. Los resultados obtenidos permiten determinar los tiempos de actuación del EAC 

y la carga óptima a desconectar. Además, se verifica la mejora de los tiempos de actuación 

del EAC propuesto en comparación con el EAC tradicional por baja frecuencia. 

 

 

PALABRAS CLAVE: estabilidad, microrred, esquema de alivio de carga (EAC), RoCoF 

rápido, IEC 61850, Python. 
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ABSTRACT 

In this work, an algorithm designed to operate an adaptive Load Shedding Scheme (LSS), 

based on the IEC 61850 standard and the Fast Rate of Change of Frequency Protection 

(81RF) protection, is presented. An algorithm has been developed and implemented in the 

Python programming language within the Spyder environment, which allows to perform a 

thermal renewable coordination. This algorithm interacts with a microgrid previously 

modeled in the PowerFactory computer program. The microgrid includes non-dispatchable 

generation sources, such as wind and photovoltaic, as well as dispatchable generation 

sources, such as thermal, a battery energy storage system (BESS) and the utility grid 

supply. 

 

To facilitate the collection of electrical measurements from generation sources and system 

loads, a communications architecture and logic node modeling based on the IEC 61850 

standard has been developed. This not only enables data collection, but also allows sending 

GOOSE messages for automatic load disconnection. In addition, the settings of the 

frequency protections of the Fast RoCoF have been established through dynamic 

simulations in different operating scenarios. 

 

In the validation phase, the proposed EAC is tested against significant contingencies, such 

as disconnection from the utility grid. An N-2 contingency involving the additional 

disconnection of a renewable energy source is also simulated. The results obtained allow 

determining the LSS tripping times and the optimal load to disconnect. In addition, the 

improvement of the actuation times of the proposed LSS compared to the traditional low 

frequency LSS is verified. 

 

KEYWORDS: stability, microgrid, load shedding scheme, fast RoCoF, IEC 61850, Python. 
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CAPÍTULO 1 

 

1 INTRODUCCIÓN 

Las fuentes de energía renovable no convencionales están ganando creciente relevancia 

a nivel mundial, y se están explorando diversas modalidades de implementación, como es 

evidente en el caso de las microrredes en los sistemas de distribución eléctrica. Según el 

Instituto de Investigación de Gas de Estados Unidos [1], se estima que los recursos 

energéticos distribuidos (DER, por sus siglas en inglés) constituirán aproximadamente el 

30 % del mercado energético para el año 2030. 

 

Según el estándar IEEE 2030.7 [2], las microrredes pueden operar de forma aislada o 

interconectada a la Red de la Empresa Eléctrica. Una microrred opera en equilibrio cuando 

los valores de estado estacionario de corriente, voltaje y frecuencia cumplen con 

restricciones operativas y se encuentran en rangos aceptables. La microrred es estable si, 

después de ser sometido a una perturbación, todas las variables de estado se recuperan 

a valores de estado estacionario que cumplen con las restricciones operativas [3]. 

 

Debido a las fallas en el sistema, las microrredes pueden desconectarse de la red principal 

y operar de forma aislada, abasteciendo su propia carga. Con el objetivo de garantizar la 

seguridad de la microrred según el criterio N-1, es crucial lograr una respuesta satisfactoria 

en la regulación primaria de frecuencia (RPF). En situaciones en las cuales la RPF no 

presenta una respuesta adecuada, podría ser necesario activar un sistema de protección 

de emergencia conocido como Esquema de Alivio de Carga (EAC). 

 

La definición de un EAC se fundamenta en diversos parámetros que caracterizan la 

respuesta dinámica de la frecuencia, incluyendo el tamaño de la perturbación (DP), la 

inercia del sistema (H), la disponibilidad de reserva rodante y los valores de excursión de 

la frecuencia, entre otros. El conocer DP, que representa la cantidad de potencia 

desconectada tras una perturbación, resulta crucial para restablecer la frecuencia de la 

microrred, considerando el desequilibrio de potencia. 

 

Los esquemas tradicionales de desconexión de carga suelen basarse en la medición de la 

frecuencia o en el uso de controladores lógicos programables (PLC) con matrices de 

disparo predefinidas. No obstante, estos enfoques tradicionales a menudo tienen tiempos 

de respuesta lentos, insuficientes para evitar el inminente colapso del sistema. 
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En un estudio previo [4], se propone un esquema de desconexión de carga que determina 

la carga óptima para restablecer el sistema. Este enfoque utiliza optimización no lineal, 

resolviendo una secuencia de programas lineales y demostrando ser al menos 40 veces 

más rápido que los métodos de optimización no lineal convencionales. Sin embargo, este 

trabajo no aborda variables de frecuencia como el RoCoF rápido y no incorpora el estándar 

IEC 61850 en el sistema de desconexión de carga. 

 

Otro enfoque [5] propone un esquema de desconexión de carga rápido que utiliza una 

arquitectura basada en un controlador centralizado y relés locales de protección a través 

de IEC 61850 GOOSE. En contraste, el EAC propuesto en este trabajo de titulación utilizará 

el disparo general del relé de protección calibrado con ajustes del RoCoF rápido para 

mejorar los tiempos de respuesta de la frecuencia. 

 

En el contexto de estos antecedentes, este trabajo de titulación propone un EAC adaptativo 

basado en el estándar IEC 61850 y en el criterio del RoCoF rápido. Se lleva a cabo una 

evaluación en una microrred de medio voltaje, donde la coordinación renovable térmica de 

generación varía según la predicción estadística de la demanda y los recursos de energías 

renovables.  

 

El algoritmo se desarrolla utilizando Python en el entorno Spyder, interactuando con el 

programa PowerFactory. La microrred abarca generación no despachable, como eólica y 

fotovoltaica, así como fuentes de generación despachable, como generación térmica, un 

sistema de almacenamiento de energía por baterías (BESS) y el suministro de la Red de 

la Empresa Eléctrica. 

 

Para lograr este objetivo, se desarrolla una arquitectura de comunicaciones y la modelación 

de nodos lógicos basados en el estándar IEC 61850, permitiendo la obtención de 

mediciones eléctricas y el envío de mensajes GOOSE para la desconexión automática de 

las cargas. Los ajustes de protecciones de frecuencia del RoCoF rápido se establecen 

mediante simulaciones dinámicas en diferentes casos operativos. 

 

El proyecto se estructura en cinco capítulos que detallan los objetivos, alcance, 

metodología, resultados y conclusiones de la investigación. El primer capítulo introduce la 

problemática de las microrredes, formula la pregunta de investigación y presenta los 

objetivos y alcance del trabajo. 
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En el segundo capítulo se desarrollan los principales conceptos teóricos relacionados a las 

microrredes considerando sus principales componentes, modos de operación, 

especificaciones técnicas y tecnologías que lo conforman. Otro concepto desarrollado es 

sobre la estabilidad y los tipos de EAC aplicados a las microrredes y, además, se realiza 

una descripción teórica sobre el despacho económico aplicable a generadores térmicos. 

Luego, se continua con un estudio para la modelación de nodos lógicos mediante IEC 

61850. 

 

El tercer capítulo presenta la metodología, desde la implementación de una microrred de 

prueba en PowerFactory hasta el desarrollo de la arquitectura de comunicaciones y el 

algoritmo para los diferentes escenarios de operación. También se aborda la determinación 

automática de las variaciones de frecuencia y la carga óptima a desconectar. 

 

En el cuarto capítulo se despliegan los resultados, probando el EAC propuesto frente a 

contingencias importantes y comparándolo con esquemas tradicionales. Se evalúan los 

tiempos de actuación y la cantidad de carga a desconectar.  

 

Finalmente, el quinto capítulo presenta las conclusiones y recomendaciones basadas en el 

análisis y las experiencias obtenidas durante la investigación. 

 

1.1 Pregunta de investigación 

En la actualidad, las microrredes están adquiriendo una importancia significativa a nivel 

global. En Ecuador, específicamente, las microrredes emergen como una solución 

prometedora para mejorar la resiliencia y la eficiencia energética en diversas comunidades. 

Este tipo de infraestructuras está experimentando un crecimiento constante en el país y se 

estima que desempeñará un papel crucial en la diversificación de la matriz energética y en 

la transición hacia un sistema más sostenible. 

 

En este contexto, la presente investigación busca abordar la siguiente pregunta: ¿Es viable 

la implementación de un esquema de alivio de carga adaptativo basado en el estándar IEC 

61850 y en el criterio del RoCoF rápido en microrredes? Particularmente, se pretende 

implementar este esquema en microrredes, donde la coordinación renovable térmica diaria 

de generación varía en función de la predicción estadística de la demanda y los recursos 

provenientes de las energías renovables. 
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1.2 Objetivo General 

Diseñar un esquema de alivio de carga adaptativo basado en el estándar IEC 61850 y en 

la protección RoCoF rápido que pueda ser aplicado en las microrredes donde la 

coordinación renovable térmica diaria de generación varía de acuerdo con la predicción 

estadística de la demanda y los recursos las energías renovables. 

 

1.3 Objetivos Específicos 

• Establecer una microrred de prueba en medio voltaje que facilite la reconexión a la 

Red de la Empresa Eléctrica, abarcando tanto la modelación en estado estacionario 

como dinámico de las principales fuentes de generación, tanto no despachables, 

como las centrales eólicas y fotovoltaicas, así como fuentes despachables como 

las centrales térmicas y sistemas de almacenamiento de energía mediante baterías 

(BESS). 

 

• Desarrollar una arquitectura de comunicaciones siguiendo las recomendaciones del 

estándar IEC 61850, adaptándola de manera óptima al Esquema de Alivio de Carga 

(EAC) propuesto. 

 

• Realizar la modelación detallada de nodos lógicos para cada central de generación, 

incluyendo las protecciones esenciales de los generadores y las salvaguardas de 

frecuencia en las cargas. 

 

• Desarrollar un algoritmo que permita realizar una coordinación renovable térmica 

en los sistemas generación. A través de simulaciones de Montecarlo continuas, 

obtener la predicción estadística de la demanda y la potencia de generación de las 

centrales renovables (eólica y fotovoltaica). Posteriormente, realizar la coordinación 

de generación renovable - térmica de las centrales no despachables, tales como la 

generación térmica, BESS y la Red de la Empresa Eléctrica. 

 

• Crear un algoritmo que determine la cantidad óptima de carga a desconectar, 

considerando como premisa que las mediciones de potencia se obtendrían 

mediante valores muestreados (SV) y que se efectuaría la desconexión automática 

de las cargas considerando el tiempo de retardo de los mensajes GOOSE. 
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• Determinar los ajustes necesarios para establecer la zona de disparo del RoCoF 

rápido, de manera que se conserve la frecuencia dentro de los límites 

recomendados por el estándar IEEE 1547. 

 

• Realizar un análisis de estabilidad para validar el EAC propuesto y evaluar el 

comportamiento de la frecuencia frente a perturbaciones significativas, como la 

desconexión de la microrred de la Red de la Empresa Eléctrica y condiciones N-2, 

como la desconexión imprevista de generación renovable. 

 

1.4 Alcance 

La metodología diseñada en este estudio se implementa en un sistema de prueba 

modelado en el programa computacional PowerFactory interactuando mediante el lenguaje 

de programación Python. Este sistema de prueba representa una microrred de distribución 

de medio voltaje desarrollada conforme a las especificaciones del Consejo Internacional 

de Grandes Redes Eléctricas (CIGRE) y emplea información de centrales de generación 

no renovables instaladas en Ecuador. 

 

En la primera fase de la metodología, se lleva a cabo la modelación en estado estacionario 

y dinámico de la microrred, incorporando datos de centrales de generación no renovables 

presentes en el país. A continuación, se desarrolla un algoritmo que genera diversos 

escenarios de operación, considerando factores como el pronóstico aleatorio de la 

demanda, la proyección estocástica de la generación no despachable (eólica y 

fotovoltaica), la operación de carga y descarga de la batería en el sistema de 

almacenamiento BESS, y los costos variables asociados a la generación despachable. 

 

Adicionalmente, se crea un algoritmo que calcula automáticamente las desviaciones de 

frecuencia al determinar una zona de protección específica para el RoCoF rápido. Este 

mismo algoritmo se encarga de evaluar de manera continua la carga óptima a desconectar, 

basándose en la diferencia entre la suma de los valores de estado estacionario de todas 

las potencias de las fuentes de alimentación perdidas y la suma de las reservas de estado 

estacionario de las fuentes de alimentación no perdidas y que están en línea. 

 

Los resultados obtenidos incluyen pruebas del EAC propuesto frente a contingencias 

significativas, como la desconexión de la Red de la Empresa Eléctrica. También se simula 

una contingencia N-2, que implica una desconexión adicional de una fuente de energía 
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renovable. A partir de estos resultados, se determinan los tiempos de actuación del EAC y 

la cantidad óptima de carga a desconectar. Finalmente, se realizan comparaciones para 

evaluar la mejora en los tiempos en relación con los EAC tradicionales de baja frecuencia. 
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CAPÍTULO 2 

 

2 MARCO TEÓRICO 

Con el propósito de facilitar la comprensión de este trabajo, se proporciona un marco 

teórico que abarca los siguientes temas: a) teoría general de las microrredes, b) estabilidad 

en microrredes y esquemas de alivio de carga, c) despacho económico aplicable a 

generadores térmicos, y d) aspectos generales del estándar IEC 61850. 

 

2.1 Microrredes 

En la actualidad, las microrredes son un componente crucial en la evolución de los sistemas 

eléctricos hacia redes descentralizadas inteligentes, facilitando la integración de los 

Recursos Energéticos Distribuidos (DER, por sus siglas en inglés). Entidades de diversos 

sectores, como entidades gubernamentales, empresas de servicios públicos, bases 

militares y universidades, están implementando activamente microrredes en todo el mundo 

[3]. 

 

Ante este panorama, es imperativo comprender a fondo el comportamiento, control y 

estabilidad de estos sistemas, ya que su correcto manejo resulta fundamental para 

garantizar el éxito en la transición hacia sistemas eléctricos activos y descentralizados en 

la próxima década. Según el estándar IEEE 2030.7 [6], se define a una microrred como un 

grupo de cargas interconectadas y recursos energéticos distribuidos, con límites eléctricos 

claramente definidos, que actúan como una única entidad controlable con respecto a la 

red. Una microrred puede conectarse y desconectarse de la red para operar en modo 

interconectado o aislado. 

 

2.1.1 Clasificación de microrredes 

Las microrredes se pueden clasificar en función de varias características como el tamaño, 

aplicación, fuente de energía, operación y arquitectura, entre otras, tal como se detalla en 

la Figura 2.1. Según [7], una microrred debe tener la capacidad de importar/exportar 

energía desde/hacia la red, mientras controla los flujos de potencia activa y reactiva, 

mediante la gestión del almacenamiento de energía. 
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Figura 2.1 Clasificación de microrredes [7] 

 

2.1.2 Componentes de una microrred 

De acuerdo con el estándar IEEE 2030-7 [6], los componentes típicos de la microrred 

incluyen diferentes tipos de DER y cargas. Como se muestra en la Figura 2.2, la interfaz 

entre la microrred y el sistema de distribución se representa mediante un interruptor en el 

punto de interconexión (POI, en inglés point of interconnection).  
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Cargas críticas y 

sensitivas

Almacenamiento Solar
Generación  no 

despachable

Cargas
Cargas 

controlables

Almacenamiento 

de baterías

Almacenamiento 

eléctrico centralizado

Carga

Turbina de 

gas

Pequeña 

generación 

despachable (GD)

Interruptor

Transformador
Red /

Subestación

Punto de 

Interconexión 

POI

CB

Sistema de 

control de la 

Microrred
Cargas 

interrumpibles 

Señal de control

Conexión eléctrica

Microrred

Red de distribución

CB

CB

 

Figura 2.2 Estructura y componentes de una microrred. Adaptado de [6]  
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Según IEEE 1547 [8] pueden existir dos tipos de conexiones: a) PCC (en inglés point of 

common coupling) que es el punto de conexión entre el Área del SEP y el SEP Local; y b) 

PoC (en inglés, point of distributed energy resources connection) que es el punto donde 

una unidad DER es conectada eléctricamente a un SEP Local. 

 

Como se muestra en Figura 2.3, el Área del SEP es un sistema eléctrico de potencia que 

alimenta a un SEP Local. Éste último se trata de un sistema eléctrico completamente dentro 

de una sola instalación o grupo de instalaciones y está diseñado para atender las 

necesidades de energía eléctrica de ese lugar específico sin depender directamente de la 

red de distribución eléctrica externa. 
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(PoC)

Dispositivo DER 

complementario

SEP Local 4

Recurso de 

Energía 

Distribuido 

(DER)

Carga

PCC

PoC

Dispositivo DER 

complementario

Recurso de 

Energía 

Distribuido 

(DER)

...

Recurso de 

Energía 

Distribuido 

(DER)

PoC

PCC

SEP Local 5

Área del Sistema Eléctrico de Potencia 

 

Figura 2.3 Tipo de interconexiones. Adaptado de [6] 

 

2.1.2.1 Clasificación de cargas 

Según [6], las cargas de una microrred se clasifican en diferentes tipos, en función de su 

criticidad y controlabilidad: 

 

a) Cargas críticas: Son cargas que deben ser atendidas en todos los modos de operación 

normal de la microrred y no pueden ser desconectadas. Por ejemplo: las tecnologías 

de la información (TI) y la alimentación de computadoras, los sistemas de control de 



 

10 

edificios, los sistemas de seguridad y los sistemas de seguridad vital (por ejemplo, 

iluminación de salida). 

 

b) Cargas prioritarias: Son cargas que pueden ser desconectadas si es necesario, pero 

se deben alimentar si es posible. 

 

c) Cargas controlables: Son cargas que pueden ser interrumpidas periódicamente o 

establecidas en varios niveles de carga. Por ejemplo: cargas del sistema de 

calefacción, ventilación y aire acondicionado (HVAC, en inglés heating ventilation and 

air condition systems), y equipos de proceso industrial no esenciales. 

 

d) Cargas interrumpibles: Son cargas que pueden ser desconectadas o interrumpidas en 

cualquier momento para permitir que la generación satisfaga una alta demanda. Por 

ejemplo: almacenamiento térmico de energía, bombeo de agua cuando hay suficiente 

almacenamiento en tanques y carga de baterías en dispositivos de almacenamiento 

de energía distribuida (DES, en inglés distributed energy storage). 

 

e) Cargas de desviación y desecho: Estas cargas se utilizan cuando hay capacidad de 

generación excesiva disponible y no es posible reducir la generación. Un ejemplo es 

una carga de desviación para un aerogenerador que absorbe la energía de las ráfagas. 

 

2.1.2.2 Clasificación de recursos energéticos distribuidos 

Según [9], los recursos energéticos distribuidos (DER) constituyen una fuente de energía 

eléctrica que no está directamente vinculada a un sistema eléctrico a gran escala. Los DER 

abarcan generación y tecnologías de almacenamiento de energía que pueden exportar 

potencia activa a un sistema eléctrico. De acuerdo se describe en [6], los DER se dividen 

en los siguientes grupos: 

 

a) Generación distribuida (DG, en inglés distributed generation): Se clasifica en dos tipos: 

i) unidades despachables, que pueden ser controladas por el sistema de control de la 

microrred y están sujetas a restricciones técnicas, como límites de capacidad, y límites 

de combustible y emisiones; y ii) unidades no despachables, que no pueden ser 

controladas por el sistema de control de la microrred debido a que la fuente de entrada 

es incontrolable. Las unidades no despachables son principalmente fuentes de energía 

renovable que producen una potencia de salida variable e intermitente. Estas 
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características afectan negativamente la capacidad de generación de las unidades no 

despachables y aumentan el error de pronóstico, por lo que comúnmente se refuerzan 

con sistemas DES. Como ejemplos de DG se incluyen [6]: 

 

1) Máquinas eléctricas rotativas síncronas y de inducción impulsadas 

mecánicamente. Estas incluyen máquinas con motores diésel, turbinas eólicas 

conectadas directamente y equipos de conversión de potencia de DC (en inglés, 

direct current) a AC (en inglés, altern current) en un mismo eje. 

 

2) Cogeneración o producción combinada de calor y electricidad (CHP, en inglés 

combined heat and power): Se utiliza la energía térmica y eléctrica producida por 

el generador. El control de una planta de CHP puede diferir de un generador 

eléctrico simple, donde la demanda térmica puede influir en la carga y 

programación. 

 

3) Sistemas basados en inversores que convierten la energía de CC a AC: Por 

ejemplo: inversores alimentados por energía solar fotovoltaica (PV, en inglés 

photovoltaic), pilas de combustible, y turbinas eólicas con trenes de accionamiento 

electrónico de velocidad variable 

 

b) Almacenamiento energético distribuido (DES): La aplicación principal del DES es 

coordinarse con las DG para garantizar la adecuación de la generación en la microrred. 

También se puede utilizar para desplazar la carga, es decir, almacenar energía en 

momentos de precios bajos y devolverla a la microrred cuando los precios del mercado 

son altos.  

 

c) DER no definido: Otros tipos de DER que producen energía eléctrica y no están 

definidos anteriormente, incluyendo DER basados en sistemas de múltiples energías. 

 

2.1.3 Modos de operación de una microrred 

El estándar IEEE 2030.7 [2] ofrece el proceso técnico más completo para describir las 

funciones de un controlador de microrred. Aunque está dirigido al controlador, estos modos 

funcionales sirven como una forma conveniente de especificar la microrred completa. El 

estándar reduce la complejidad de la microrred a dos modos de operación en estado 
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estacionario (SS, en inglés steady state) y cuatro tipos de transiciones (T), como se muestra 

en la Figura 2.4 [10]: 

 

- SS1: Operación conectada a la red en estado estacionario. 

- SS2: Operación aislada de la red en estado estacionario. 

- T1: Transición de SS1 a SS2, operación en isla planificado. 

- T2: Transición de SS1 a SS2 operación en isla no planificado. 

- T3: Reconexión desde la isla SS2 a la red SS1. 

- T4: Arranque en negro hacia un estado estacionario en isla SS2. 

 

SS1 – 

Conectado a la red en 

estado estacionario

SS2 – 

Aislado de la red en 

estado estacionario

T1 – Red a isla (planificado)

T3 – Reconectar a la red

¿Éxito en T2?

T2 – Red a isla 

(no planificado)

Blackout

Si

No

T4 – Black start

 

Figura 2.4 Diagrama simplificado del flujo de control y operación de una microrred. 
Adaptado de [10] 

 

2.1.3.1 SS1: Operación conectada a la red en estado estacionario 

En este modo, la microrred está conectada a la red principal. Los activos en la microrred 

pueden proporcionar servicios a la red, como la reducción de la demanda en momentos de 

mayor consumo, la regulación de la frecuencia, el suavizado de la energía renovable, el 

soporte de potencia reactiva y la gestión de rampas [10]. 

 

2.1.3.2 SS2: Operación aislada de la red en estado estacionario 

En este modo, la microrred se ha desconectado de la red principal y funciona de manera 

autónoma o aislada. Esto implica la necesidad constante de mantener un equilibrio entre 

las demandas energéticas y la capacidad local de generación y almacenamiento. 

Dependiendo de la capacidad de generación de la microrred, es posible que esta situación 

pueda mantenerse de forma indefinida. Es importante tener en cuenta que los dispositivos 

de protección (dispositivos de sobre corriente, reguladores, etc.) pueden requerir ajustes 
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diferentes en relación al modo de conexión a la red, debido a la menor corriente de falla y 

los cambios en la dirección del flujo de energía dentro de la microrred [10]. 

 

2.1.3.3 T1: Transición de SS1 a SS2, operación en isla planificado 

En ocasiones, el operador puede optar por operar la microrred en modo isla a pesar de 

tener disponible la conexión a la red eléctrica. Esto puede deberse a propósitos de prueba, 

ante un corte programado o simplemente porque resulta más económico operar de forma 

aislada en lugar de estar conectado a la red. La transición T1 describe el proceso necesario 

para lograr una transición suave entre los modos de conexión a la red e isla [10].  

 

En microrredes con múltiples fuentes de generación, es crucial identificar el componente 

de generación responsable de operar en el "modo de formación de red". Usualmente, esto 

corresponde al generador más grande y estable, aunque en microrredes que dependen 

principalmente de generación renovable, puede ser un inversor de batería [10]. 

 

2.1.3.4 T2: Transición de SS1 a SS2, operación en isla no planificado 

Cuando la red eléctrica experimenta una falla, la microrred se desconecta sin problemas y 

forma un sistema de energía independiente (una isla), mientras continúa alimentando a las 

cargas [6]. Uno de los factores clave en esta transición es asegurar que las cargas puedan 

ser alimentadas por la generación local. 

 

En algunos casos, puede ser necesario desconectar todo, excepto las cargas críticas, 

durante la transición hasta que se puedan poner en línea recursos de generación 

adicionales. Al igual que en la isla planificada, un generador deberá actuar como la entidad 

"formadora de red", y es posible que se deban ajustar los ajustes de protección en 

inversores, reguladores y otros equipos. 

 

2.1.3.5 T3: Reconexión desde la isla SS2 a la red SS1 

Esta transición ocurre cuando la microrred en modo isla está lista para volver a conectarse 

a la red eléctrica principal. El generador "formador de red" en la red principal debe tener 

una "visión" de la red principal, ya que debe ajustar la frecuencia y el ángulo de fase de la 

microrred para que coincidan exactamente antes del cierre (resincronización) [10]. 

 

La reconexión fuera de fase puede causar graves daños a los generadores locales y al 

equipo de protección. Además, el generador "formador de red" debe cambiar 
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inmediatamente a un modo "seguimiento de red" después de que se complete la 

reconexión. Si se ha reducido la carga de algún equipo, esta puede ser reconectada en 

este momento. 

 

2.1.3.6 T4: Arranque en negro hacia un estado estacionario en isla SS2 

Esta transición asume que la red ha quedado completamente fuera de servicio y debe ser 

restablecida en modo de isla. Cabe destacar que esto supone que la microrred ha sido 

aislada de la red principal en el punto de interconexión. Esta situación podría ocurrir debido 

a un corte inesperado de forma que el controlador de la microrred no puede realizar la 

transición T2, o porque la isla no dispone de suficiente generación o reserva de 

almacenamiento de energía para continuar alimentando a las cargas básicas [10]. 

 

En esta transición, el controlador de la microrred debe reducir al mínimo todas las cargas 

excepto las más críticas y luego poner en funcionamiento toda la generación disponible. 

Esto es especialmente importante en un sistema con almacenamiento de energía, donde 

es necesario que el almacenamiento se cargue antes de volver a conectar las cargas [10]. 

 

2.1.4 Descripción de tecnologías en DER 

2.1.4.1 Sistemas de electrónica de potencia 

Las microrredes constan de una amplia gama de sistemas electrónicos de potencia, como 

conversores DC-DC, DC-AC, etc. Estos sistemas contienen dispositivos de conmutación 

además de otros componentes pasivos, lo que introduce complejidad en el modelado de 

los conversores electrónicos de potencia [11]. Existen diferentes técnicas de modelado 

para estos conversores dependiendo de la aplicación, que pueden ser utilizados en 

simulaciones en el dominio del tiempo y de transitorios electromagnéticos (EMT). 

 

La conmutación en los sistemas electrónicos de potencia implica que estos modelos son 

sistemas no lineales y variables en el tiempo [12], donde se requieren dos o más conjuntos 

de ecuaciones diferenciales para representar la dinámica de los conversores en diferentes 

instancias de conmutación. Los conversores electrónicos de potencia, en particular los 

inversores, pueden ser de dos tipos: de fuente de voltaje o de fuente de corriente. Como 

sus nombres indican, un conversor de fuente de voltaje (VSC, en inglés Voltage Source 

Converter) y un conversor de fuente de corriente (CSC, en inglés Current Source 

Converter) emplean una fuente de voltaje (capacitor) y una fuente de corriente (inductor) 

en el lado de DC del conversor, respectivamente. 
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Los VSC pueden controlar tanto la potencia activa como la reactiva en el lado de AC, 

mientras que en los CSC la potencia reactiva está acoplada a la activa. La mayoría de los 

equipos conectados a inversores se basan actualmente en VSC en lugar de CSC, por lo 

que el resto de esta sección trata sobre los VSC. 

 

Un DER basado en un inversor puede modelarse como un VSC con un enlace DC ideal, 

como se muestra en la Figura 2.5 donde los fasores se muestran en negrita. El conversor 

se divide en el inversor físico y el filtro de AC, y los componentes de medida y control. En 

función del tipo de DER y del papel que desempeñe en una microrred, el esquema de 

control puede adoptar tres estrategias [13]: formación de red (grid-forming), soporte de red 

(grid-supporting) y seguidor de red (grid-following). 

 

En el modo de formación de red, el VSC actúa como control maestro en la microrred, 

proporcionando magnitud de voltaje y frecuencia para el sistema. En la Figura 2.5, con los 

controles en el estado 1, el VSC funciona en modo de formación de red. En el modo de 

alimentación de red, el VSC inyecta o absorbe potencia activa y reactiva constante a la red, 

por tanto, los controles se encuentran en el estado 2. En el modo de soporte de red, la 

potencia activa y reactiva inyectadas/absorbidas por el VSC cambian para minimizar las 

variaciones de voltaje y frecuencia en el sistema. 

 

Figura 2.5 Componentes del VSC [13] 
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El control del VSC se realiza clásicamente en el marco de referencia de los ejes 𝑑𝑞 de Park 

[13]. Así, en el modo de formación de red, las consignas de referencia de los ejes 𝑑𝑞 de 

voltaje se utilizarían directamente para crear las señales de referencia 𝑎𝑏𝑐, como se 

muestra en la Figura 2.6. El ángulo de referencia se obtiene integrando la frecuencia 

angular de referencia y se utiliza un controlador PI para mantener el voltaje del POI en su 

valor nominal. 

 

 

Figura 2.6 Voltaje de formación de red y generador de referencia de fase [13] 

 

En el modo de control de alimentación a la red, primero se calculan las potencias activas y 

reactivas instantáneas inyectadas por el VSC representado en la Figura 2.5, del siguiente 

modo: 

 

 
𝑝 =

3

2
(𝑉𝑔𝑑𝐼𝑔𝑑 + 𝑉𝑔𝑞𝐼𝑔𝑞) (1) 

 

 
𝑞 =

3

2
(𝑉𝑔𝑑𝐼𝑔𝑑 − 𝑉𝑔𝑞𝐼𝑔𝑞) (2) 

 

Para obtener las correspondientes componentes fundamentales P y Q, las potencias 

instantáneas activa 𝑝  y reactiva 𝑞 se hacen pasar por filtros pasa bajo. A continuación, las 

potencias activas y reactivas fundamentales se hacen pasar por el bloque generador de 

referencia de corriente para obtener las consignas de referencia de los ejes 𝑑𝑞 de corriente, 

de la siguiente manera: 

 

 
𝐼𝑟𝑒𝑓𝑑 =

2

3

𝑃𝑟𝑒𝑓𝑉𝑔𝑑 + 𝑄𝑟𝑒𝑓𝑉𝑔𝑞

𝑉𝑔𝑑
2 + 𝑉𝑔𝑞

2  (3) 

 

 
𝐼𝑟𝑒𝑓𝑞 =

2

3

𝑃𝑟𝑒𝑓𝑉𝑔𝑞 + 𝑄𝑟𝑒𝑓𝑉𝑔𝑑

𝑉𝑔𝑑
2 + 𝑉𝑔𝑞

2  (4) 
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Figura 2.7 Diagrama unifilar de un filtro AC. Adaptado de [13] 

 

 𝑉𝑜𝑑 = 𝑉𝑔𝑑(1 − 𝜔2𝐿𝑓𝐶𝑓) + 𝐼𝑔𝑑𝑅𝑓 − 𝐼𝑔𝑑𝜔𝐿𝑓 − 𝑉𝑔𝑞𝜔𝑅𝑓𝐶𝑓 (5) 

 

 𝑉𝑜𝑞 = 𝑉𝑔𝑞(1 − 𝜔2𝐿𝑓𝐶𝑓) + 𝐼𝑔𝑑𝑅𝑓 + 𝐼𝑔𝑑𝜔𝐿𝑓 − 𝑉𝑔𝑞𝜔𝑅𝑓𝐶𝑓 (6) 

 

A partir de estas ecuaciones puede obtenerse el bloque final de control de lazo cerrado de 

corriente que se muestra en la Figura 2.7. La salida del controlador de corriente son las 

referencias de voltaje 𝑉𝑟𝑒𝑓𝑑 y 𝑉𝑟𝑒𝑓𝑞, que se transforman de nuevo al marco de referencia 

𝑎𝑏𝑐 para obtener el control sinusoidal para el esquema de control de modulación por ancho 

de pulsos (PWM) del convertidor [3]. 

 

 

Figura 2.8 Control de lazo cerrado de la corriente [13] 

 

2.1.4.2 Sistema de generación eólica 

Los sistemas de conversión de energía eólica (WECS, en inglés Wind Energy Conversion 

Systems) transforman la energía presente del viento en energía eléctrica. La necesidad de 

WECS se debe a que el viento es un recurso altamente variable que no se puede 

almacenar. La generación de electricidad a partir de los molinos de viento comenzó en la 

década de 1940 en Alemania, Estados Unidos y Dinamarca. Desde entonces, se ha 

iniciado la producción en masa de plantas eólicas y actualmente se están construyendo 
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unidades altamente confiables y rentables. En la actualidad existen máquinas en el rango 

de 500 a 1500 kW que son notablemente reconocidas por su alta disponibilidad y buen 

potencial de retorno de la inversión [14]. 

 

En la Figura 2.9 se muestra un esquema general de un sistema de conversión de energía 

eólica. Las partes marcadas con líneas punteadas no siempre están presentes. Como se 

observa en la Figura 2.9, la energía eólica se transforma en energía mecánica mediante 

una turbina eólica que tiene una o varias aspas (lo más común es tener tres). La turbina 

está acoplada al generador mediante un sistema de transmisión mecánica. Por lo general, 

incluye una caja de cambios que ajusta la baja velocidad de la turbina a la mayor velocidad 

del generador.  

 

Sistema de control

Transmisión 

mecánica

Unidad de 

compensación

Interfaz 

electrónica

Equipamiento de 

protección y 

seccionamiento

Generador

Red

Energía 

eólica
Energía mecánica Energía  eléctrica

Información 

de la red

Información 

del viento

Control del velocidad

Anemómetro
 

Figura 2.9 Esquema general de un WECS. Adaptado de [14] 

 

Los nuevos diseños de turbinas eólicas utilizan generadores de baja velocidad y de varios 

polos, generalmente sincrónicos con excitación de devanado de campo o imán 

permanente, para eliminar la caja de cambios. Algunas turbinas incluyen un control del 

ángulo de inclinación de las aspas (en inglés, blade pitch angle control) para controlar la 

cantidad de energía a transformar. La velocidad del viento se mide mediante un 

anemómetro. 

 

La potencia obtenida por la turbina es una función de la velocidad del viento, tal como se 

muestra en la Figura 2.10. Para los sistemas de conversión de energía eólica de velocidad 

variable, la parte superior de la curva entre 𝑉𝑟 y 𝑉𝑐−𝑜 se puede mantener lineal, igual a la 

potencia de referencia 𝑃𝑟. La notación usada para la Figura 2.10 es: 
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𝑃𝑟: potencia de referencia, máxima potencia que la turbina puede alcanzar. 

𝑉𝑟: velocidad del viento de referencia para el cual la potencia de referencia es 

alcanzada. 

𝑉𝑐−𝑖: velocidad de viento de arranque (en inglés cut-in), velocidad de viento a la cual 

la turbina comienza a generar energía. 

𝑉𝑐−𝑜: velocidad de viento de parada (en inglés cut-out), límite superior de la 

velocidad de viento en la que la turbina puede operar. 

 

 
Figura 2.10 Curva de potencia típica para una turbina regulada. Adaptado de [14] 

 

El estándar IEC 61400-27 establece modelos estándar de simulación dinámica para 

aerogeneradores (WT, en inglés wind turbine) y parques eólicos. Los aerogeneradores 

generalmente se dividen en 4 tipos con las siguientes características [15]: 

 

- Tipo 1: Aerogenerador con generador asíncrono conectado directamente a la red con 

resistencia de rotor fija (típicamente jaula de ardilla). 

- Tipo 2: Aerogenerador con generador asíncrono conectado directamente a la red con 

resistencia de rotor variable. 

- Tipo 3: Aerogenerador con generadores asíncronos de doble alimentación (estator 

conectado directamente y rotor conectado a través de un convertidor de potencia). 

- Tipo 4: Aerogenerador conectado a la red a través de un convertidor de potencia de 

tamaño completo. 

 

2.1.4.2.1 Aerogenerador de tipo 1 

El aerogenerador de tipo 1 utiliza generadores de inducción (IG, en inglés induction 

generators) conectados directamente a la red, es decir, sin conversor de potencia como se 

P [MW]

v [m/s]

Pr

c-i r c-o
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muestra en la Figura 2.11. La mayoría de los aerogeneradores de tipo 1 tienen un 

arrancador suave, pero este solo está activo durante el arranque.  

El rotor del aerogenerador (WTR, wind turbine rotor) está conectado al generador de 

inducción a través de una caja de cambios (GB, en inglés gearbox). El banco de capacitores 

proporciona compensación de potencia reactiva. La mayoría de los aerogeneradores de 

tipo 1 están equipados con bancos de capacitores conmutados mecánicamente (MSC, en 

inglés mechanically switched capacitor), que se consideran fijos para simulaciones a corto 

plazo.  

 

Los aerogeneradores de tipo 1 con capacidad de soportar fallas eléctricas, típicamente 

utilizan bancos de capacitores conmutados por tiristores (TSC, en inglés thyristor switched 

capacitor), que se controlan dinámicamente durante y después de las fallas. El interruptor 

principal (CB, en inglés circuit breaker) desconecta el generador y los capacitores 

simultáneamente. Los terminales del aerogenerador (WTT, en inglés wind turbine terminal) 

pueden estar en cualquiera de los lados del transformador TR [15]. 

 

Red

MSC TSC
TR

IG

WTT

GB
CB

WTR  

Figura 2.11 Principales componentes de los aerogeneradores de tipo 1. Adaptado de [15] 

 

Debido a la conexión directa a la red, el IG opera en su característica mecánica natural, 

con una pendiente acentuada (correspondiente a un pequeño deslizamiento, normalmente 

del 1 al 2%) debido a la resistencia del rotor [16]. La velocidad de rotación del IG se acerca 

a la velocidad sincrónica impuesta por la frecuencia de la red y no se ve afectada 

significativamente por las variaciones del viento. 

 

Los aerogeneradores de tipo 1 pueden ser de dos tipos: a) tipo 1A: aerogeneradores con 

ángulo de paso fijo; y b) tipo 1B: aerogeneradores con control de ángulo de paso con 

capacidad de superar los bajos voltajes (UVRT, en inglés under voltage ride through). 

 



 

21 

2.1.4.2.2 Aerogenerador de tipo 2 

La Figura 2.12 muestra los principales componentes eléctricos y mecánicos que se 

consideran en el modelo de aerogenerador de tipo 2. El aerogenerador de tipo 2 es similar 

a un aerogenerador de tipo 1 en muchos aspectos, pero la turbina de tipo 2 está equipada 

con una resistencia de rotor variable (VRR, en inglés variable rotor resistance) y, por tanto, 

utiliza un generador de inducción con resistencia de rotor variable (VRRIG, en inglés 

variable rotor resistance induction generator). Los aerogeneradores de tipo 2 también 

tienen control del ángulo de las palas [15]. 

 

Por la resistencia de rotor variable, el deslizamiento del generador puede ser controlado, 

lo cual afecta la pendiente de la característica mecánica. El rango de variación dinámica 

de la velocidad es determinado por la VRR. Por lo general, el rango de control es de hasta 

un 10% por encima de la velocidad sincrónica [16]. 

Red

MSC TSC
TR

VRRIG

WTT

GB
CB

WTR  

Figura 2.12 Principales componentes de los aerogeneradores de tipo 2. Adaptado de [15] 

 

2.1.4.2.3 Aerogenerador de tipo 3 

Un aerogenerador de tipo 3 utiliza un generador de inducción de doble alimentación (DFIG, 

en inglés doubly fed induction generator), donde el estator está conectado directamente a 

la red y el rotor está conectado a través de un conversor de potencia de conexión en 

paralelo, tal como se muestra en la Figura 2.13. 

 

El sistema de conversión de potencia consta del conversor de lado del generador (GSC, 

en inglés generator side converter), el convertidor de lado de la línea (LSC, en inglés line 

side converter) y el enlace de corriente continua (DCL, en inglés Direct Current Link) con 

el capacitor (C). Además, los aerogeneradores de tipo 3 pueden tener el GSC y un 

troceador (CH, en inglés chopper) dimensionado para superar bajos voltajes sin 

desconectar el conversor. 



 

22 

 

Otros aerogeneradores de tipo 3 incluyen un dispositivo de cortocircuito (CRB, en inglés 

crowbar device) que cortocircuita el rotor durante transitorios electromagnéticos y convierte 

el generador del aerogenerador durante ese tiempo en una máquina de inducción. 

Red

TR

DFIG

WTT

GB
CB

GSC DCL LSC
CRB

C CH

WTR

 

Figura 2.13 Principales componentes de los aerogeneradores de tipo 3. Adaptado de [15] 

 

El flujo de potencia del estator siempre va desde la turbina eólica hacia la red. Sin embargo, 

el flujo de potencia del rotor depende del punto de operación [16]: 

 

- Si el deslizamiento es negativo (operación sobre sincrónica), se alimenta potencia a la 

red. 

- Si el deslizamiento es positivo (operación sub sincrónica), se absorbe potencia de la 

red. 

 

En ambos casos, el flujo de potencia en el rotor es proporcional al deslizamiento. Mediante 

la regulación del comportamiento del generador a través del controlador GSC, se permite 

que la velocidad de rotación opere en un rango más amplio, pero aún restringido 

(normalmente del 40%). 

 

2.1.4.2.4 Aerogenerador de tipo 4 

Los aerogeneradores de tipo 4 están conectados a la red a través de un convertidor de 

potencia a escala completa, tal como se muestra en la Figura 2.14. Los aerogeneradores 

de tipo 4 utilizan generadores síncronos (SG) o generadores asíncronos (AG). Algunos 

aerogeneradores de tipo 4 utilizan generadores síncronos de transmisión directa y, por 

tanto, no tienen caja de cambios. 
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Actualmente, los aerogeneradores de tipo 4 se usan en la industria de las turbinas eólicas. 

Se utiliza la configuración de conversor de fuente de voltaje (VSC, en inglés Voltage Source 

Converter) de doble inversor. El GSC se encarga de ajustar la velocidad de rotación en un 

amplio rango, mientras que el LSC transfiere la potencia activa a la red e intenta cancelar 

el consumo de potencia reactiva [16]. 

Red

TR

SG o IG

WTT

GB

CB
GSC DCL LSC

C CH

WTR  

Figura 2.14 Principales componentes de los aerogeneradores de tipo 4. Adaptado de [15] 

 

Los aerogeneradores de tipo 4 con choppers normalmente se pueden modelar sin tener en 

cuenta las partes aerodinámicas y mecánicas del aerogenerador. Los aerogeneradores de 

tipo 4 sin choppers inyectan oscilaciones de potencia posteriores a una falla debido al 

amortiguamiento de las oscilaciones torsionales. Por tanto, existen dos modelos de tipo 4: 

 

- Tipo 4A: un modelo que no considera las partes aerodinámicas y mecánicas y, por 

tanto, no simula ninguna oscilación de potencia. 

- Tipo 4B: un modelo que incluye un modelo mecánico de dos masas para replicar las 

oscilaciones de potencia, pero asumiendo un torque aerodinámico constante. 

 

Modelación dinámica 

Para los estudios de microrredes que se ocupan de la dinámica en el ancho de banda de 

0 a 10 Hz, pueden ignorarse la dinámica del enlace DCL, los controles GSC y la dinámica 

de la máquina. Esta práctica fue adoptada por Vestas en un estudio de la dinámica del 

sistema de potencia relacionado con sistemas eólicos en [17]; un supuesto similar puede 

encontrarse en [14] para el modelado de aerogeneradores de tipo 3 en redes débiles. 

 

En [19], los autores presentan el modelo de aerogeneradores del tipo 4 en el que el viento 

es una fuente de corriente con el control de realimentación de corriente, la dinámica del 

filtro RF del conversor y el PLL, todo ello agregado como una unidad de retardo de primer 

orden. Si la dinámica de la microrred también se modela en un marco 𝑑𝑞, denominado 
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marco 𝑑𝑞 de la red, todo el modelo del sistema será adecuado para análisis de pequeñas 

perturbaciones. 

 

El diagrama de bloques del modelo de un aerogenerador de tipo 4 en una microrred se 

muestra en la Figura 2.15, donde el generador eólico se trata como una fuente de voltaje 

que interactúa con la microrred. Todos los voltajes del eje 𝑑𝑞 del conversor se basan en el 

voltaje del punto de interconexión (POI), y se convierten en la trama 𝑑𝑞 de la red utilizando 

el ángulo 𝜃 medido por el PLL. En la Figura 2.16 se muestra el diagrama de bloques de un 

PLL de segundo orden. 

 

 

Figura 2.15 Modelo dinámico de un aerogenerador de tipo 4. Adaptado de [19] 

 

 

Figura 2.16 Diagrama de bloques de un PLL: a) PLL original, b) PLL en tramas 𝒅𝒒. 
Adaptado de [19] 

 

Después del bloque 𝑎𝑏𝑐/𝑑𝑞 con 𝜃 como ángulo de entrada, el voltaje del POI se encuentra 

en la trama 𝑑𝑞 del conversor, como se muestra a continuación: 
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 𝑉𝑃𝑂𝐼∠(𝜃𝑃𝑂𝐼 − 𝜃) = 𝑉𝑃𝑂𝐼∠(∆𝜃𝑃𝑂𝐼 − ∆𝜃) = (𝑣𝑃𝑂𝐼.𝑑
𝑐 + 𝑣𝑃𝑂𝐼,𝑞

𝑐 ) (7) 

 

Donde ∆𝜃𝑃𝑂𝐼 = 𝜃𝑃𝑂𝐼 − 𝜔0𝑡 y 𝑉𝑃𝑂𝐼 es la magnitud del voltaje en el POI. Los componentes 𝑑𝑞 

son: 

 

 𝑉𝑃𝐿𝐿 = 𝑣𝑃𝑂𝐼.𝑑
𝑐 = 𝑉𝑃𝑂𝐼 cos(∆𝜃𝑃𝑂𝐼 − ∆𝜃) 

𝑣𝑃𝑂𝐼.𝑞
𝑐 = 𝑉𝑃𝑂𝐼 sen(∆𝜃𝑃𝑂𝐼 − ∆𝜃) 

(8) 

 

Donde 𝑣𝑃𝑂𝐼.𝑞
𝑐 , se introduce en un bloque de control PI para generar la desviación de 

frecuencia ∆𝜔, dando ∆𝜃 por integración. 

 

2.1.4.3 Sistema de energía fotovoltaico 

La tecnología fotovoltaica (PV) utiliza celdas semiconductoras, cada una de las cuales es 

básicamente una gran área de diodos P-N con la unión posicionada cerca de la superficie 

superior [14]. El efecto fotovoltaico resulta en la generación de voltaje y corriente directa a 

partir de la luz que incide sobre la celda. Múltiples celdas se ensamblan en módulos para 

generar voltaje y corriente suficientes. Debido a que gran parte de la tecnología fotovoltaica 

utiliza materiales semiconductores cristalinos similares a los utilizados en circuitos 

integrados, el costo de las celdas fotovoltaicas es bastante alto. 

 

Se ha dedicado un considerable esfuerzo de investigación durante las últimas dos décadas 

para reducir el costo de las celdas sin sacrificar excesivamente su eficiencia. El objetivo 

final es reducir sustancialmente el costo energético por kWh, que es una función de la 

eficiencia de conversión de energía y el costo de capital por capacidad en vatios [14]. 

 

Una celda fotovoltaica (PV) es un semiconductor que, utilizando el efecto PV, convierte la 

energía solar en electricidad en forma de corriente continua. En la Figura 2.17 (a) se 

muestra un modelo del circuito simplificado de una celda solar fotovoltaica, en el que 𝐼𝑝 

representa la corriente foto generada, 𝐼𝑑 es la corriente del diodo de la juntura p-n, y 𝑅𝑠 y 

𝑅𝑠ℎ son las resistencias equivalentes en serie y en derivación, respectivamente. 

 

La corriente de salida 𝐼𝐿 es una función de la radiación solar, la temperatura, la velocidad 

del viento y los coeficientes particulares de la tecnología de la celda [14]. La forma de 𝐼𝐿 

como función del voltaje de salida 𝑉𝐿 (característica del arreglo V-I) se muestra en la Figura 

2.17 (b). 
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Figura 2.17 (a): Circuito equivalente de una celda fotovoltaica. (b) Curva característica  
V-I. Adaptado de [14] 

 

La corriente y el voltaje de salida se expresan mediante la ecuación (9), mientras que la 

corriente del diodo se representa en (10),  

 
𝐼𝐿 = 𝐼𝑝 − 𝐼𝐷 −

𝑉

𝑅𝑠ℎ
 

𝑉𝐿 = 𝑉 − 𝑅𝑆 𝐼𝐿 

(9) 

 

 
𝐼𝐷 = 𝐼0 [ℯ

𝑞𝑉
𝑘𝑇 − 1] (10) 

 

 
𝐼𝑝 = 𝐼𝑠𝑐1 [

𝑃𝐼

1000
] (11) 

 

donde 𝑉𝐿, 𝐼𝐿 son el voltaje y corriente de salida, 

 𝐼0 la corriente de saturación, 
 𝑞 carga del electrón (1,6 𝑥 10−19 𝐶), 
 𝑘 la constante de Boltzmann (1,38 𝑥 10−23 𝐽/𝐾), 
 𝑇 la temperatura absoluta en 𝐾, 
 𝐼𝐷 la corriente de saturación reversa en el diodo, 
 𝐼𝑝 la fotocorriente, que depende de 𝐼𝑠𝑐1, 
 𝑃𝐼 el nivel de radiación en 𝑊 𝑚2⁄ , 
 𝐼𝑠𝑐1 la corriente de cortocircuito a 1000 𝑊 𝑚2⁄  de radiación solar. 

 

El módulo o arreglo fotovoltaico es una fuente de energía de corriente continua no regulada, 

que debe ser acondicionada para su conexión a la red. Con este propósito, se debe utilizar 

un inversor de DC/AC, mientras que en la salida del arreglo también está presente un 

conversor DC/DC con el fin de realizar el seguimiento del punto de máxima potencia 

(MPPT, en inglés Maximum Power Point Tracking), es decir, extraer la máxima potencia 

disponible para un determinado nivel de insolación. Esto implica mantener el voltaje lo más 

cerca posible del punto de máxima potencia (MPP, en inglés Power Point Tracking) que se 

indica como "M" en la Figura 2.17 (b).  
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Los MPPT son especialmente importante en lugares donde la irradiación varía mucho (por 

ejemplo, efecto de las nubes) y bajo el sombreado parcial de los módulos fotovoltaicos, 

que distorsiona la característica V- I [20]. El diagrama en bloque de una estación de energía 

fotovoltaica conectada a la red eléctrica se muestra en la siguiente Figura 2.18 que incluye: 

el arreglo fotovoltaico, un conversor DC/DC y el inversor DC/AC en el lado de la red. Varios 

arreglos pueden utilizar el mismo convertidor DC/AC, o también se pueden utilizar múltiples 

conversores. Un sistema de almacenamiento de baterías puede estar presente en el bus 

de corriente continua (DC), principalmente en instalaciones autónomas y pequeñas [14]. 

 

Sistema de control

Conversor DC/DC

Conversor DC/DC

Estación solar

Estación solar Conversor 

DC/AC

Red

TR

Cargador de 

baterías

Almacenamiento 

de baterías
Bus 

DC  

Figura 2.18 Operación básica de un sistema fotovoltaico. Adaptado de [14] 

 

2.1.4.4 Sistema de almacenamiento de energía 

Los sistemas de almacenamiento de energía eléctrica son hoy en día muy vitales para la 

industria de generación de energía. Esto se debe a que su rendimiento determina la 

eficiencia del sistema, así como su costo de operación. Actualmente, el principal problema 

que afecta a la utilización de los sistemas de almacenamiento de energía eléctrica tiene 

que ver con el capital inicial requerido y el costo de operar el sistema [21]. 

 

Los sistemas de almacenamiento eléctrico se pueden clasificar en gran medida como 

sistemas de almacenamiento mecánico, sistemas electroquímicos, almacenamiento 

químico y sistemas de almacenamiento térmico. La Figura 2.19 presenta una clasificación 

detallada de los diversos tipos de sistemas de almacenamiento. La forma de energía 

almacenada determina el tipo de dispositivo de almacenamiento que es adecuado para la 

aplicación [21]. 
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Figura 2.19 Varias clasificaciones de dispositivos de almacenamiento de energía. 
Adaptado de [21] 

 

2.1.4.4.1 BESS 

Una de las tecnologías más relevantes son los sistemas de almacenamiento de energía 

por baterías (BESS, e inglés battery energy storage system). Según [22], los avances 

actuales en el desarrollo de baterías ofrecen nuevas posibilidades y características 

técnicas mejoradas, incluyendo una mayor densidad de energía y una mejora en los 

compuestos químicos utilizados en sus materiales. A continuación, se presenta una breve 

lista de las principales tecnologías que se han utilizado o propuesto para aplicaciones de 

almacenamiento de energía [14]: 

 

a. Las baterías de plomo-ácido son típicamente económicas y se pueden producir en las 

grandes capacidades. En los últimos 20 años, las baterías de plomo-ácido reguladas 

por válvula (VRLA) han llegado a dominar el mercado de baterías estacionarias, 

especialmente en telecomunicaciones. 

b. Las baterías de níquel-cadmio (Ni-Cd) tienen una vida útil muy larga en aplicaciones 

estacionarias y suelen ser bastante resistentes al maltrato. Su costo suele ser bastante 

alto y esto limita su aplicación a las tareas más exigentes. 

c. Las baterías de níquel-metal hidruro (NiMH) representan una tecnología más reciente 

que se ha utilizado ampliamente en aplicaciones portátiles. En los últimos años, se han 

realizado grandes inversiones para respaldar la ampliación de la tecnología para 
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aplicaciones de vehículos eléctricos. La principal ventaja de NiMH sobre Ni-Cd es una 

mayor densidad de energía. 

d. Las baterías de iones de litio son las más nuevas y su química consiste simplemente 

en el paso de iones de litio de un electrodo a otro a través de un electrolito orgánico, 

insertándose y des insertándose en la microestructura de los electrodos. Las baterías 

de iones de litio prometen una densidad de energía muy alta, buena capacidad de 

ciclado y la posibilidad de una larga vida útil en aplicaciones estacionarias. 

e. Las baterías de polímero de litio incluyen la tecnología de iones de litio y las químicas 

relacionadas que utilizan electrodos de litio metálico. La mayoría de las baterías 

portátiles de este tipo utilizan química de iones de litio y tienen un electrolito líquido en 

la matriz de polímero. Esto proporciona beneficios en densidad de energía, al evitar el 

uso de envolturas de celdas pesadas. 

 

Aplicaciones de un BESS en sistema de potencia 

a. Integración renovable: Una de las aplicaciones más importantes de BESS en un 

sistema de potencia es como un soporte para los recursos de energía distribuidos 

(DER). Los BESS pueden ser vistos como una herramienta óptima para amortiguar las 

fluctuaciones en la generación de energía eólica y fotovoltaica. 

b. Regulación de frecuencia – Control primario: Los BESS tienen la ventaja, sobre otras 

tecnologías, de responder rápidamente y de forma precisa a las desviaciones de 

frecuencia, haciendo de ésta una solución óptima para la provisión del control primario. 

c. Confiabilidad: El BESS se pueden utilizar como una herramienta para acciones control 

correctivo post – contingencia para mantener el balance entre la generación y carga. 

El BESS puede ayudar a mantener la estabilidad de un sistema de potencia hasta que 

el operador realice un redespacho de la generación. Es también posible mejorar la 

confiabilidad de una red de distribución para áreas aisladas mediante BESS 

controlados remotamente. 

d. Alivio de la congestión de la transmisión: Un BESS permite aumentar la capacidad de 

transmisión disponible, reduciendo así el número de líneas y horas en las que el 

sistema de transmisión está congestionado. Los BESS pueden aliviar las 

contingencias en redes de transmisión y distribución sobrecargadas en horas pico. 

Además, pueden respaldar las cargas para reducir localmente el flujo en el sistema de 

transmisión en horas pico. 

e. Regulación de voltaje: Un BESS en una red de distribución permite reducir la 

desviación de voltaje, lo cual mejora la integración de energías renovables al reducir 

los eventos en cascada por actuación de las protecciones de los inversores. Las 
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fuentes de energía renovable pueden afectar el perfil de voltaje en una red; sin 

embargo, la integración de unidades fotovoltaicas y BESS con factores de potencia 

óptimos puede reducir las pérdidas de energía y mejorar la estabilidad del voltaje. 

f. Reserva rodante: La reserva rodante se utiliza para mantener el equilibrio entre la 

generación y la demanda con una respuesta rápida en un intervalo de segundos a 10 

minutos. El BESS se descarga cuando los valores de frecuencia están por debajo de 

un límite predefinido, mientras que se carga cuando los valores de frecuencia superan 

un límite estándar superior. 

 

Modelación dinámica 

Según se detalla en [23], un modelo BESS incluye la batería y su conversor reductor –

elevador (buck/boost), como se muestra en la Figura 2.20. El resto del BESS incluye el 

inversor DC/AC y el filtro AC, como se detalla en la Figura 2.5. En este caso, el voltaje del 

enlace DC del VSC no es el ideal, siendo el conversor buck/boost el encargado de 

mantener el voltaje del enlace DC. 

 

 

Figura 2.20 Esquema del modelo dinámico de un BESS [19] 

 

En [3] se menciona que, para los estudios de estabilidad de microrredes, el voltaje de la 

batería (𝐸𝐵) puede considerarse fija, debido a que el impacto del estado de carga (𝑆𝑂𝐶, en 

inglés state of charge) de la batería en la dinámica del voltaje DC no es tan significativo 

para los estudios de estabilidad, dada su respuesta dinámica relativamente lenta. Sin 



 

31 

embargo, el rendimiento de la batería cerca de su límite inferior de SOC, respecto a la 

estabilidad del voltaje del enlace DC, puede requerir un modelo preciso que refleje la 

relación entre el SOC y la dinámica del voltaje DC. 

 

La dinámica del voltaje DC de la batería en función de la corriente continua se puede 

modelar con el circuito mostrado en la Figura 2.21, que está compuesto por dos constantes 

de tiempo RC (TTC) y puede tener en cuenta procesos electroquímicos lentos y rápidos. 

El valor de 𝑅1 y 𝐶1 representa la dinámica de difusión de carga más rápida, mientras que 

𝑅2 y 𝐶2 representan la dinámica de difusión de carga más lenta del BESS. R0 es la 

Resistencia Serie Equivalente (ESR, por sus siglas en inglés) y 𝐸𝑚 es la fuerza 

electromotriz de la celda, definida como el voltaje a través de los terminales de la BESS sin 

ninguna carga/generador conectado y después de la redistribución de la carga. Todos los 

parámetros TTC son no lineales y dependen del SOC/energía de la celda. 

 

 

Figura 2.21 Modelo TCC de la batería [19] 

 

El SOC de una batería se define como la diferencia entre la capacidad inicial de la batería 

y la carga proporcionada, en relación con la carga que la batería proporcionaría 

nominalmente con respecto a una tasa de descarga constante. Una estimación precisa del 

SOC debe tener en cuenta las condiciones ambientales de la batería, en particular su 

temperatura, así como el comportamiento de la batería a diferentes tasas de descarga y 

su ciclo de vida. 

 

En la literatura [24], [25] se han propuesto varios modelos que se basan en los siguientes 

cinco criterios básicos: (1) medición de la gravedad específica del electrolito, (2) integración 

temporal de la corriente de la batería, (3) estimación de la impedancia/resistencia de la 

batería, (4) medición del voltaje de circuito abierto de la batería y (5) modelos que tienen 

en cuenta la temperatura del electrolito, la tasa de descarga y otros parámetros de la 

batería.  
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Como se discute en [26], una combinación de los métodos 2, 4 y 5 se resume en la siguiente 

ecuación general: 

 

 

𝑆𝑂𝐶(𝑡) =
𝐶(𝑡0) − 𝛼(𝐼, 𝜃) ∫ 𝐼𝑑𝑐

𝐵 (𝑡)𝑑𝑡
𝑡

𝑡0

𝐶(𝐼, 𝜃)
 (12) 

 

donde 𝐶(𝐼, 𝜃) es la capacidad de la batería para una tasa de descarga de corriente 

constante 𝐼 a una temperatura del electrolito 𝜃, 𝐶(𝑡0) es la capacidad de la batería en el 

tiempo 𝑡0, ∫ 𝐼𝑑𝑐
𝐵 (𝑡)

𝑡

𝑡0
 es el valor instantáneo de la corriente de la batería (tanto carga como 

descarga), y 𝛼 es el coeficiente de eficiencia asociado a la carga y descarga de la batería 

(una primera aproximación es 𝛼 = 1). 

 

2.1.4.5 Sistema de generación a diésel 

Un pequeño generador diésel se utiliza comúnmente como fuente de energía de 

emergencia en caso de que falle la red principal. Se trata de la combinación de un motor 

de cuatro tiempos, alimentado con combustible diésel, que impulsa un generador síncrono 

trifásico. La frecuencia y el voltaje de salida del generador diésel se regulan mediante el 

uso de un regulador de velocidad y un sistema de excitación, respectivamente, como se 

muestra en la Figura 2.22 [27]. 

 

La capacidad (kVA) de los generadores a diésel depende del tipo de microrred. Por 

ejemplo, en [28] se describe una microrred de distribución de medio voltaje desarrollada 

por el Consejo Internacional de Grandes Redes Eléctricas (CIGRE) que utiliza en estado 

generadores a diésel de hasta 5 MVA. Por otro lado, en [27] se utilizan generadores de 

hasta 500 kVA para interrupciones de larga duración, como parte de una microrred de 

distribución de bajo voltaje. 

 

Gobernador de 

velocidad

Motor a 

diésel

Generador 

sincrónico

Sistema de 

excitación

Red
Velocidad de 

referencia (ωref)

Voltaje terminal

Voltaje de campo

Voltaje  de 

referencia

Velocidad (ω)

 

Figura 2.22 Diagrama de bloques de una planta a diésel. Adaptado de [27] 
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2.1.4.5.1 Modelación dinámica 

La frecuencia y el voltaje del generador sincrónico son controlados por el regulador de 

velocidad y el regulador de voltaje, respectivamente. Los reguladores de voltaje tienen un 

sensor de voltaje que se utiliza para medir el voltaje de salida; este voltaje se compara con 

un valor de referencia y la señal de error se utiliza para cambiar la corriente de excitación 

del devanado de campo con el fin de regular la magnitud del voltaje de salida. 

 

El modelo de un regulador de voltaje automático (AVR) puede consistir en un rectificador 

de tiristores monofásico, que se modela como un sistema de primer orden, y generalmente 

es controlado por un controlador proporcional - integral (PI) [29], [3]. Las ecuaciones del 

modelo son: 

 

 𝑑𝑧𝑣

𝑑𝑡
= 𝐾𝑖

𝑣(𝑉𝑇
∗ − 𝑉𝑇) (13) 

 

 𝑢𝑣 = 𝑧𝑣 + 𝐾𝑝
𝑣(𝑉𝑇

∗ − 𝑉𝑇) (14) 

 

 
𝜏𝑟

𝑑𝑣𝑓

𝑑𝑡
= −𝑣𝑓 + 𝐾𝑟𝑢𝑣 (15) 

 

Donde 𝑉𝑇 es el voltaje terminal medido, 𝑉𝑇
∗ es la referencia de voltaje terminal, 𝑧 es el estado 

del integrador, 𝑢 es la salida del controlador y 𝑣 es el voltaje de salida del rectificador del 

AVR. Los parámetros 𝐾𝑝 y 𝐾𝑖 son las ganancias de control proporcional e integral, 

respectivamente. La constante de tiempo es 𝜏 y la ganancia del rectificador del AVR es 𝐾𝑟. 

Los gobernadores de velocidad son responsables de regular la velocidad del motor diésel 

controlando la inyección de combustible. El gobernador de velocidad puede ser modelado 

como un controlador PI con una función de inclinación implementada mediante la 

retroalimentación de la salida del controlador, que se limita al rango (0, 1) para representar 

el recorrido operativo del actuador [29], [3], de la siguiente manera: 

 

 𝑑𝑧𝑤

𝑑𝑡
=

𝐾𝑖
𝑤

1 + 𝐾𝑝
𝑤𝐾𝑑𝑟

(−𝐾𝑑𝑟𝑧𝑤 + (𝑤𝑟
∗ − 𝑤𝑟)) (16) 

 

 
𝑢𝑤 =

𝐾𝑖
𝑤

1 + 𝐾𝑝
𝑤𝐾𝑑𝑟

(𝑧𝑤 + 𝐾𝑝
𝑤(𝑤𝑟

∗ − 𝑤𝑟)) (17) 

 

donde 𝑤𝑟
∗ es la velocidad de referencia, 𝑧𝑤 es el estado del integrador y 𝑢𝑤 es la salida del 

controlador. La ganancia de control proporcional es 𝐾𝑝
𝑤 y la ganancia de control integral es 
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𝐾𝑖
𝑤. La ganancia de la velocidad es 𝐾𝑑𝑟 y se define como 𝐾𝑑𝑟 = 𝑅𝑑𝑟𝜔0, donde 𝑅𝑑𝑟 es la 

pendiente estática (droop) y 𝜔0 es la velocidad nominal del motor en rad/s. 

 

2.1.5 Comunicación en microrredes 

El controlador de la microrred debe comunicarse con una gran cantidad de dispositivos 

diversos, desde inversores en sistemas fotovoltaicos a gran escala hasta termostatos 

residenciales. Este es uno de los mayores desafíos al diseñar y operar una microrred 

moderna. No solo existe una gran variedad de tecnologías de comunicación (RF, cable, 

fibra, PLC, celular), sino que también hay muchos estándares y protocolos diferentes, y los 

utilizados por las empresas de servicios públicos (Modbus, DNP3, IEC 61850, OpenADR) 

pueden ser muy diferentes de los utilizados por los protocolos orientados al consumidor 

detrás del medidor (Zigbee / ZWave, WiFi, Ethernet). 

 

El uso de IEC 61850 en microrredes puede proporcionar beneficios como una mayor 

eficiencia en la integración de dispositivos. En este trabajo se utilizará la comunicación IEC 

61850 como complemento al esquema de alivio de carga propuesto. En el acápite 0 se 

describe las principales características del estándar IEC 61850. 

 

2.1.6 Especificaciones técnicas para la interconexión microrredes 

El estándar IEEE 1547 [8] establece criterios y requisitos para la interconexión de los DER 

con un SEP y las interfaces asociadas. Los requisitos de rendimiento especificados se 

aplican en el momento de la interconexión y mientras el DER permanezca en servicio.  

 

El estándar establece dos grupos de categorías de rendimiento para abordar las 

necesidades específicas de regulación de voltaje, frecuencia, estabilidad y confiabilidad del 

SEP: 

 

• Categorías generales A y B para los requisitos de rendimiento de regulación de voltaje 

y capacidad de potencia reactiva; y 

• Categorías de resultados anormales I, II y III para los requisitos de resistencia a 

perturbaciones (ride-through) de voltaje y frecuencia. 

 

Dependiendo de la aplicación específica y las necesidades del sistema eléctrico, se 

determina qué conjunto de categorías es aplicable y se establecen los requisitos 

correspondientes dentro de esas categorías. 
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a) Categoría A 

La Categoría A cubre las capacidades de rendimiento mínimo necesarias para la regulación 

de voltaje del Área del SEP y son razonablemente alcanzables por todas las tecnologías 

de DER de última generación. Este nivel de rendimiento se considera adecuado para 

aplicaciones donde la penetración de DER en el sistema de distribución es baja y donde la 

potencia de salida de DER no está sujeta a variaciones grandes y frecuentes. 

 

b) Categoría B 

La Categoría B abarca todos los requisitos de la Categoría A y especifica capacidades 

complementarias necesarias para integrar adecuadamente el DER en el SEP Local donde 

la penetración de DER es mayor o donde la potencia de salida de DER está sujeta a 

variaciones grandes y frecuentes. 

 

c) Categoría I 

La Categoría I se basa en las necesidades mínimas de confiabilidad de un sistema eléctrico 

a gran escala (BPS, en inglés bulk power system) y es razonablemente alcanzable por 

todas las tecnologías de DER que se utilizan comúnmente en la actualidad. Según [8], se 

define el BPS como cualquier recurso de generación eléctrica, líneas de transmisión, 

interconexiones con sistemas vecinos y equipos asociados. 

 

Las altas penetraciones de DER que solo tienen capacidades de Categoría I podrían ser 

perjudiciales para la confiabilidad del BPS, pero una penetración limitada de esta categoría 

no tendría un impacto negativo. Cabe señalar que la penetración, en cuanto a los impactos 

de confiabilidad del BPS, debe medirse a nivel regional o en todo el BPS, y los niveles de 

penetración en el sistema de distribución local no suelen ser de particular relevancia. 

 

d) Categoría II 

La Categoría II cubre todas las necesidades de confiabilidad del BPS y se coordina con el 

estándar de confiabilidad NERC PRC-024-2, desarrollado para evitar el disparo adverso de 

generadores durante perturbaciones del BPS.  

 

Se especifica una capacidad adicional de resistencia al voltaje durante la perturbación para 

los DER, más allá de la resistencia obligatoria al voltaje definida por NERC PRC-024-2, 

para tener en cuenta el potencial de recuperación de voltaje retardado inducido por fallas 

en el sistema de distribución debido a las características de las cargas. 
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e) Categoría III 

La Categoría III proporciona las capacidades de resistencia a perturbaciones más altas, 

destinadas a abordar problemas de integración como la calidad de la energía y las 

sobrecargas del sistema causadas por la desconexión de DER en el SEP Local que tienen 

niveles muy altos de penetración de DER. Esta categoría también proporciona una mayor 

seguridad del BPS al reducir aún más las pérdidas de potencia de DER durante eventos a 

gran escala en el sistema. 

 

2.1.6.1 Requisitos de tolerancia a perturbaciones de voltaje 

2.1.6.1.1 Ajustes de voltaje por defecto y rangos permitidos 

Cuando cualquier voltaje aplicable sea menor que un umbral de bajo voltaje o mayor que 

un umbral de sobre voltaje, el DER deja de energizar el Área del SEP y se desconecta 

dentro del tiempo de despeje especificados en la Tabla 2.1. 

 

Tabla 2.1 Ajustes del DER para voltajes anormales de DER para Categoría I, II y III. 
Adaptado de [8] 

Función de 
 protección 

Ajuste por defecto Rango de ajustes permitidos 

Voltaje Tiempo de despeje Voltaje Tiempo de despeje 

[p.u. de 
Voltaje 

nominal] 
[s] 

[p.u. de Voltaje 
nominal] 

[s] 

Categoría I, II III I II III I, II, II I, II III 

OV2 1,2 1,2 0,16 0,16 0,16 1,2 0,16 0,16 

OV1 1,1 1,1 2 2 13 1,1 - 1,2 1,1 - 13 1,1 - 13 

UV1 0,7 0,88 2 10 21 0 - 0,88 2,0 - 21,0 2,0 - 50,0 

UV2 0,45 0,5 0,16 0,16 2 0 - 0,5 0,16 - 2,0 2,0 - 21 

 

2.1.6.1.2 Parámetros de tolerancia (ride-through) ante perturbaciones 

En la Figura 2.23 (ver en la siguiente página) se muestran los límites de voltaje permitidos 

antes perturbaciones para las tres categorías de rendimiento. 

 

2.1.6.2 Requisitos de tolerancia a perturbaciones de frecuencia 

2.1.6.2.1 Ajustes de frecuencia por defecto y rangos permitidos 

Las configuraciones de desconexión por bajo y sobre frecuencia deben ser especificadas 

por el operador del Área del SEP en coordinación con los requisitos del coordinador 

regional de confiabilidad. En caso de que el operador del Área del SEP no especifique 

ninguna configuración, se utilizarán las configuraciones predeterminadas. 
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a) Categoría I 

 

b) Categoría II 

 

c) Categoría III 

Figura 2.23 Respuesta de los DER a voltajes anormales y requisitos de tolerancia por 
voltaje 
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Las configuraciones de desconexión por bajo y sobre frecuencia, así como los tiempos de 

eliminación, pueden ajustarse dentro de los rangos especificados en la Figura 2.2. 

Tabla 2.2 Ajustes del DER para voltajes anormales de DER para Categoría I, II y III. 
Adaptado de [8] 

Función de 
 protección 

Ajuste por defecto Rango de ajustes permitidos 
Frecuencia Tiempo de despeje Frecuencia Tiempo de despeje 

[Hz] [s] [Hz] [s] 

OF2 62,00 0,16 61,8 – 66,0  0,16 – 1,00 
OF1 61,20 300,00 61,0 – 66,0  180,0 – 1,00 
UF1 58,50 300,00 50,0 – 59,0  180,0 – 1,00 
UF2 56,50 0,16 50,0 – 57,0  0,16 – 1,00 

 

2.1.6.2.2 Parámetros de tolerancia (ride-through) ante perturbaciones 

En la Figura 2.24 se muestran los límites de frecuencia permitidos antes perturbaciones 

para las tres categorías de rendimiento. 

 

 

Figura 2.24 Respuesta de los DER a frecuencias anormales y requisitos de tolerancia por 
frecuencia para las categorías I, II y III [8] 

 

2.1.6.3 Sincronización de los DER 

La sincronización de los DER se utiliza cuando la microrred se encuentra en modo isla y 

requiere volver a conectarse a la red eléctrica principal. El generador "formador de red" 

debe tener una "visión" de la red principal, ya que debe ajustar la frecuencia y el ángulo de 

fase de la microrred para que coincidan exactamente antes del cierre (resincronización). 

 

La recomendación del estándar IEEE 1547 indica que cuando un DER se requiere conectar 

en paralelo con la red principal, sin causar cambios abruptos en el voltaje eficaz (RMS) en 

el PCI, la variación de voltaje no debe sobrepasar un 3 % del nominal cuando se trata de 
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sistema mayores a los 1500 kVA, del 5 % para sistemas entre 500 kVA y 1500 kVA, y del 

10 % en sistemas con potencias menores a los 500 kVA. En la Tabla 2.4 se muestran los 

límites de los parámetros de sincronización que deben tener los DER para la interconexión 

o reconexión con el SEP o Red Eléctrica Principal. 

 

Tabla 2.3 Parámetros de sincronización para interconexión síncrona a un SEP [8] 

Potencia de las 
unidades del DER 

Diferencia de 
frecuencia 

Diferencia de 
voltaje 

Diferencia de 
ángulo de fase 

[kVA] [Δf, Hz] [ΔV, %] [ΔӨ, º] 

0 – 500 0,30 10 20 

>500 – 1500 0,20 5 15 

>1500 0,10 3 10 

 

2.2 Estabilidad en sistemas eléctricos de potencia 

Una microrred opera en equilibrio cuando los valores de estado estacionario de corriente, 

voltaje y frecuencia cumplen con restricciones operativas y se encuentran en rangos 

aceptables. La microrred es estable si, después de ser sometida a una perturbación, todas 

las variables de estado se recuperan a valores de estado estacionario (posiblemente 

nuevos) que cumplen con las restricciones operativas [3]. 

 

En los sistemas de energía tradicionales, debido al alto número de cargas y la gran escala 

del sistema, es aceptable desconectar intencionalmente cargas para preservar la 

continuidad de su operación [30]; ninguna carga individual tiene prioridad sobre la 

estabilidad del sistema en su conjunto. En contraste, las microrredes están diseñadas para 

servir a un número relativamente pequeño de cargas. El operador puede priorizar la 

conectividad de ciertos alimentadores (por ejemplo, alimentador de un hospital) sobre el 

resto del sistema; si se desconecta uno o varios de estos alimentadores críticos, la 

microrred ya no cumpliría con su objetivo principal [3]. 

 

Las perturbaciones representan cualquier entrada exógena y pueden corresponder a 

cambios en la carga, fallas en componentes o ajustes en los modos operativos / puntos de 

consigna. Si se considera que las perturbaciones son pequeñas, como fluctuaciones 

menores de carga, se denomina estabilidad ante pequeñas perturbaciones, como es 

habitual. De lo contrario, las grandes perturbaciones corresponden a transiciones no 

planificadas entre modos de operación conectado a la red y en isla [3]. 
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2.2.1 Clasificación de estabilidad 

Debido a las diferencias entre las microrredes y los sistemas de energía convencionales, 

se pueden observar nuevos tipos de problemas de estabilidad en las microrredes. Por 

ejemplo, en los sistemas convencionales, los problemas de estabilidad transitoria y de 

voltaje suelen ocurrir con más periodicidad que los de estabilidad de frecuencia, mientras 

que en las microrredes aisladas / en isla, mantener la estabilidad de frecuencia es más 

desafiante debido a la baja inercia del sistema y a una alta proporción de fuentes de energía 

renovable variable [3].  

 

En [3] se establece que algunos de los problemas de estabilidad observados en sistemas 

interconectados de gran escala, como las oscilaciones entre zonas y el colapso de voltaje, 

no se han observado en las microrredes. Por tanto, es necesario revisar y modificar las 

clasificaciones de estabilidad de sistemas eléctricos de potencia presentadas en [31] para 

reflejar adecuadamente los problemas de estabilidad relevantes en las microrredes. 

 

Debido a las bajas relaciones X/R de las líneas de alimentación de las microrredes, los 

flujos de potencia activa y reactiva no pueden desacoplarse, por tanto, el voltaje y la 

frecuencia están fuertemente acopladas en las microrredes. Este fuerte acoplamiento entre 

las variables del sistema hace difícil clasificar los fenómenos de inestabilidad como 

"inestabilidad de voltaje" o "inestabilidad de frecuencia". Dada esta dificultad, el esquema 

de clasificación más útil que se propone en [3], hace hincapié en el tipo de equipos y/o 

controladores que intervienen en el proceso de inestabilidad, que es producido por una 

perturbación del sistema. 

 

La Figura 2.25 ilustra la clasificación de la estabilidad en microrredes donde se propone 

una partición en dos categorías principales: fenómenos relacionados a los sistemas de 

control de los equipos y fenómenos relacionados al reparto y equilibrio de la potencia activa 

y reactiva. 

 

Los problemas de estabilidad del sistema de control pueden surgir debido a esquemas de 

control inadecuado (por ejemplo, resonancia armónica de los DER en paralelo) y/o a una 

mala sintonización de uno o más controladores del equipo. En este último caso, el 

controlador o controladores mal sintonizados son la principal fuente de inestabilidad, y el 

sistema no puede estabilizarse, hasta que se resintonice el controlador o se desconecte el 

equipo asociado. Este tipo de estabilidad afecta a máquinas eléctricas y lazos de control 
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de inversores, filtros LCL y PLL. Esta categoría de estabilidad se subcategoriza en 

estabilidad de la máquina eléctrica y del convertidor. 

 

Estabilidad en microrredes

Estabilidad de sistema de 

control

Estabilidad de la fuente de 

alimentación y balance

Estabilidad en 

máquinas eléctricas

Estabilidad de 

conversores

Disturbios de 

pequeña magnitud

Disturbios de gran 

magnitud

Corto plazo Largo plazo

Estabilidad de 

voltaje

Estabilidad de 

frecuencia

Disturbios de 

pequeña magnitud

Disturbios de gran 

magnitud

Corto plazo Largo plazo

Estabilidad de 

voltaje del sistema

Estabilidad de 

voltaje del Bus-DC

 

Figura 2.25 Clasificación de la estabilidad en microrredes. Adaptado de [3] 

 

Por otro lado, la estabilidad de la fuente de alimentación y balance se refiere a la capacidad 

del sistema para mantener el balance de potencia y repartir eficazmente la potencia entre 

los DER, de modo que el sistema satisface los requisitos operativos. Este tipo de problemas 

de estabilidad están asociados a la pérdida de una unidad de generación, a la superación 

de los límites de potencia de los DER, a un mal reparto de la potencia entre varios DER y/o 

a una desconexión involuntaria de la carga. Esta clase de estabilidad puede 

subcategorizarse en estabilidad de frecuencia y de voltaje [3]. 

 

Considerando el alcance de este trabajo, a continuación, se describirá únicamente lo 

relacionado a la estabilidad de frecuencia en microrredes y a los esquemas de alivio de 

carga. 

 

2.2.2 Estabilidad de frecuencia 

La regulación de la frecuencia es un problema importante en las microrredes aisladas, 

debido, entre otros, a la baja inercia del sistema y una elevada intermitencia de los DER. 

Además, el bajo número de unidades de generación en las microrredes hace que el sistema 

sea susceptible de sufrir grandes perturbaciones en caso de interrupciones de 

generadores. Por tanto, para tales perturbaciones, la frecuencia del sistema puede 
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experimentar grandes desviaciones a una alta tasa de cambio, poniendo en peligro la 

estabilidad de la frecuencia del sistema [3]. 

 

En este contexto, las técnicas y tecnologías de control de frecuencia convencionales 

pueden no ser lo suficientemente rápidas para superar el rápido cambio de frecuencia del 

sistema, incluso en presencia de una reserva de generación suficiente. Por este motivo en 

este trabajo se propone un esquema de alivio de carga basado en el RoCoF rápido y la 

comunicación GOOSE del estándar IEC 61850. 

 

El fuerte acoplamiento entre el voltaje y frecuencia en las microrredes complica aún más la 

regulación de la frecuencia. En primer lugar, debido a las elevadas relaciones R/X de los 

alimentadores de microrredes, el desacoplamiento convencional del flujo de potencia activa 

y las magnitudes de voltaje ya no es válido [32]. En segundo lugar, debido a la escala 

relativamente pequeña de las microrredes, los cambios de voltaje en los terminales de los 

DER se reflejan casi instantáneamente en el lado de la carga, lo que a su vez modifica la 

demanda del sistema en función de los índices de sensibilidad del voltaje de carga [33]. 

Por tanto, este acoplamiento voltaje-frecuencia debe tenerse en cuenta en el análisis de 

estabilidad y el control de la frecuencia en las microrredes. 

 

La inestabilidad de la frecuencia puede darse por diversas razones en las microrredes. Por 

ejemplo, un gran aumento de la carga acompañado de una respuesta inadecuada del 

sistema puede dar lugar a una rápida caída de la frecuencia, debido a la baja inercia del 

sistema, provocando un apagón del sistema por actuación del sistema de protecciones 

[34]. Una coordinación deficiente de los múltiples reguladores de frecuencia y el reparto de 

energía entre los DER pueden desencadenar problemas de estabilidad con pequeñas 

perturbaciones que den lugar a oscilaciones de frecuencia no amortiguadas en el intervalo 

de unos pocos segundos a unos pocos minutos, un fenómeno raramente observado en 

grandes redes [35]. 

 

Por tanto, dependiendo del tiempo que tarde en actuar los sistemas de protección de 

frecuencia, se puede tener una inestabilidad de frecuencia a largo plazo. Una reserva de 

generación insuficiente también puede provocar que la frecuencia en estado estacionario 

se sitúe fuera de los rangos de funcionamiento aceptables, activando relés de disparo de 

carga por baja frecuencia, como ocurre en las grandes redes. 
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Por otro lado, las inestabilidades tradicionales de frecuencia a largo plazo de las grandes 

redes, relacionadas con los controles de sobre velocidad de las turbinas de vapor y los 

esquemas de protección y control de calderas [31], no son relevantes en las microrredes. 

 

2.2.3 Esquemas de alivio de carga 

En el sector eléctrico, la implementación de microrredes constituye un apoyo para la red, 

sin embargo, cuando se produce una desconexión, la microrred funcionaría en modo de 

emergencia. Para gestionar este modo de funcionamiento, se aplican estrategias de 

gestión de la energía (EMS, en inglés Energy Management System) que garantizan la 

fiabilidad del flujo de energía entre la carga y la generación. Una de estas estrategias de 

gestión son los esquemas de alivio de carga que pueden utilizarse para disminuir una 

cantidad de carga asociada a un nivel que puede ser soportado de forma segura por la 

generación disponible [36]. 

 

La estrategia de reducción de carga se implementa y supervisa generalmente a través del 

controlador de gestión de energía de la microrred. Concordia et al. [37] mencionan varios 

elementos significativos que deben tenerse en cuenta, como establecer una frecuencia 

mínima permisible para mantener la operación en el marco de trabajo, la cantidad de carga 

a desconectar, límites de frecuencia diferentes, cantidad y alcance de los pasos. Mientras 

tanto, Tatbul et al. [38] enumera tres fundamentos para el proceso de reducción de carga: 

cuando, donde y cuanta carga se debe desconectar. Según [39], algunas de las 

consideraciones durante la implementación de esquemas de alivio de carga son: 

 

• La acción debe ser rápida, para que la disminución de la frecuencia pueda detenerse 

antes de que ocurra una situación de riesgo. 

• El sistema de protección debe ser confiable y redundante, ya que su falla seguramente 

llevaría al colapso de todo el sistema. 

• La cantidad de carga a desconectar debe ser la menor posible, pero suficiente para 

restablecer la protección de la red y evitar que se supere la frecuencia mínima 

permitida. 

 

Los esquemas de alivio de carga están comúnmente divididos en tres principales 

categorías [36]: 1) tradicional, 2) semi adaptativo, y c) adaptativo. Cada categoría tiene 

diferentes técnicas de implementación. En la Figura 2.26 se muestran las diferentes 

técnicas de los esquemas de alivio de carga para cada categoría. 
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Técnicas de esquemas de alivio de carga (EAC)

Tradicional

EAC por baja 

frecuencia

EAC por bajo 

voltaje

Adaptativo

EAC por baja 

frecuencia

Flujo de datos

Semi-adaptativo

Algoritmo 

genético

Optimización 

por enjambre 

de partículas

Red neuronal 

artificial
 

Figura 2.26 Técnicas de esquemas de alivio de carga. Adaptado de [36] 

 

2.2.3.1 Alivio de carga por baja frecuencia (81) 

El alivio de carga por baja frecuencia (UFLS, en inglés Under frequency load shedding) 

tiene como propósito detectar la falta de generación y reducir automáticamente la carga 

para que la frecuencia alcance valores cercanos a la nominal [40]. El esquema 

convencional de UFLS utiliza relés de baja frecuencia que emiten la señal de disparo al 

interruptor cuando la frecuencia del sistema cae por debajo de la frecuencia nominal. Los 

parámetros importantes que deben considerarse al diseñar un esquema de UFLS incluyen 

el umbral/umbrales de frecuencia, la cantidad de carga a desconectar y los retardos de 

tiempo [36]. 

 

Según [40], la cantidad total de carga a desconectar puede ser calculada usando la 

siguiente ecuación: 

 

 

𝐿𝐷 =

𝐿
1 + 𝐿 + 𝑑 (1 −

𝑓
60)

1 − 𝑑 (1 −
𝑓

60)
 (18) 

donde:  

 𝐿𝐷: Carga total para desconectar 

 𝐿: Sobre carga anticipada en por unidad. 𝐿 =
𝑅𝑒𝑠𝑒𝑟𝑣𝑎 𝑑𝑒 𝑔𝑒𝑛𝑒𝑟𝑎𝑐𝑖ó𝑛 𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 − 𝑐𝑎𝑟𝑔𝑎 𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙

𝑅𝑒𝑠𝑒𝑟𝑣𝑎 𝑑𝑒 𝑔𝑒𝑛𝑒𝑟𝑎𝑐𝑖ó𝑛 𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙
 

 𝑓: Frecuencia mínima permitida 

 𝑑: Factor de reducción de carga 

 

Las variaciones de frecuencia (𝛥𝑓) se utilizan ampliamente como configuraciones en el 

diseño de UFLS. Sin embargo, debido a que 𝛥𝑓 no puede distinguir la variación de pérdidas 
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de generación y la tasa de decaimiento de la frecuencia (𝜕𝑓/𝜕𝑡), el esquema de UFLS 

basado en 𝛥𝑓 no tiene una buena adaptabilidad.  

 

Es importante mencionar que adoptar la derivada de la frecuencia (𝜕𝑓/𝜕𝑡) como criterio 

auxiliar es una buena idea para resolver el problema mencionado anteriormente; sin 

embargo, la complejidad de la frecuencia dinámica en un sistema de potencia hace que la 

frecuencia no pueda indicar de manera precisa la cantidad de potencia activa a 

desconectar [41]. 

 

Como ha sugerido Bakar [36], el esquema UFLS es ineficiente si se produce un colapso de 

voltaje dentro de un sistema aislado. Generalmente, la generación distribuida (DG) no 

participa en el control de potencia reactiva, por tanto, los sistemas en isla con DG son más 

propensos a la inestabilidad de voltaje. Estas limitaciones pueden abordarse mediante el 

esquema de reducción de carga por voltaje bajo (UVLS, en inglés under voltage load 

shedding), que se explica brevemente en la siguiente sección. 

 

2.2.3.2 Alivio de carga por bajo voltaje 

El esquema UVLS es una solución rentable para los problemas de estabilidad de voltaje 

en las empresas eléctricas. El propósito del UVLS es restablecer el voltaje a su valor 

nominal utilizando el enfoque de reducción de carga [42]. El método tradicional está 

limitado por su incapacidad de proporcionar una desconexión de carga óptima. La principal 

debilidad de esta estrategia es que no evalúa la cantidad real del desbalance de potencia. 

Esta situación puede llevar a una desconexión excesiva de carga que afectaría la calidad 

de la energía, o a una desconexión insuficiente que resultaría en la interrupción del servicio 

eléctrico [43]. 

 

2.2.3.3 Alivio de carga semi adaptativo 

El esquema de alivio de carga semi - adaptativo aplica la derivada de la frecuencia  

(𝜕𝑓/𝜕𝑡) como medida cuando hay déficit de generación. La iniciación de este esquema se 

centra en la tasa de cambio de frecuencia (RoCoF, en inglés rate of change of frequency) 

cuando la frecuencia del sistema alcanza un umbral específico [44]. 

 

Cuando 𝑑𝑓/𝑑𝑡 es insignificante, la cantidad de reducción de carga también es pequeña, de 

la misma manera que se reduce más carga cuando 𝑑𝑓/𝑑𝑡 es grande. Comúnmente, el 

RoCoF se evalúa solo en el límite de frecuencia más cercano, y los siguientes límites se 
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evalúan con el método convencional (frecuencia absoluta). Este esquema tiene una 

selectividad preferible sobre la técnica convencional cuando el déficit de potencia activa es 

pequeño. Sin embargo, en fallas graves, la curva de operación es esencialmente la misma 

que en la estrategia convencional, por lo que no hay cambios significativos [45]. 

 

2.2.3.4 Alivio de carga adaptativo 

Existen varios métodos que utilizan un enfoque adaptativo, como UFLS, flujos de datos, 

algoritmo genético, optimización por enjambre de partículas y Redes Neuronales Artificiales 

(ANN, por sus siglas en inglés) [46]. En [47], la desconexión de carga adaptativa se 

desarrolla mediante la ecuación de oscilación de potencia (19) que permite determinar la 

cantidad necesaria de carga a desconectar. 

 

 
∆𝑃 =

2𝐻

𝑓

𝜕𝑓

𝜕𝑡
 (19) 

 

Donde ∆𝑃 es el desbalance de potencia, 𝐻 es la constante de inercia del generador, 𝑓 es 

la frecuencia nominal (Hz) y 𝜕𝑓/𝜕𝑡 es la derivada de la frecuencia (Hz/s). La limitación de 

utilizar este método adaptativo es la precisión del cálculo de la cantidad de déficit de 

potencia activa [48]. Además, los parámetros necesarios para realizar un esquema 

adaptativo están disponibles en los centros de control y pueden transmitirse a los relés a 

través del sistema SCADA. 

 

Por otro lado, en lo que respecta a las microrredes, la integración a gran escala de fuentes 

de energía renovable y distribuida se ha vuelto esencial en el proceso de transición hacia 

un futuro energético sostenible en las redes eléctricas. Aunque se han logrado avances 

positivos en este ámbito, emergen desafíos técnicos significativos y cambios en los 

enfoques tradicionales de protección para asegurar la fiabilidad y estabilidad de la red de 

distribución. En particular, en las microrredes y en los sistemas modernos de distribución 

con generación localizada en la red de medio voltaje, se requieren nuevas técnicas de 

protección para identificar situaciones de isla. La técnica principal de protección empleada 

en la actualidad es la tasa de cambio de frecuencia (RoCoF). 

 

2.2.3.4.1 RoCoF Convencional (81R) 

La definición analítica del RoCoF se presenta como se indica en la ecuación (20). Para 

calcular la derivada de la frecuencia, algunas prácticas actuales incluyen dos enfoques 

[49]: el primero implica utilizar una aproximación que se muestra en la ecuación (25), para 
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una evaluación cualitativa del comportamiento de la frecuencia dentro de la ventana 

temporal correspondiente a la respuesta inercial del sistema. 

 

𝑅𝑜𝐶𝑜𝐹 =
𝑑𝑓

𝑑𝑡
 (20) 

 

𝑅𝑜𝐶𝑜𝐹 =
𝑓 ∆𝑃  

2(𝐸𝑠𝑦𝑠 − 𝐸𝑙𝑜𝑠𝑡)
 (21) 

 

El segundo enfoque consiste en calcular la pendiente de la disminución de la frecuencia en 

una ventana temporal fija de 0,5 s luego de una perturbación donde ∆𝑃 es la pérdida en 

MWs, 𝑓 es la frecuencia del sistema, 𝐸𝑠𝑦𝑠 es la energía cinética del sistema en MWs, 𝐸𝑙𝑜𝑠𝑡 

es la energía cinética perdida en MWs. 

 

La relevancia del RoCoF radica en la velocidad de adquisición de datos velocidad de 

adquisición de datos de los equipos y protección, para los cuales la frecuencia no debería 

cambiar más rápido de lo que estos equipos pueden detectar. 

 

2.2.3.4.2 RoCoF rápido (81RF) 

Conforme avanza la tecnología, el fabricante SEL ha incorporado en el relé de protección 

SEL-651R, junto con otras protecciones de alimentador, la función de protección de la tasa 

rápida de cambio de la frecuencia (RoCoF rápido - 81RF). 

 

La protección de cambio rápido de frecuencia, 81RF, proporciona una respuesta más 

rápida en comparación con los elementos de frecuencia convencionales (81) y tasa de 

cambio de la frecuencia (81R). La rápida velocidad de funcionamiento hace que el 

elemento 81RF sea adecuado para detectar las condiciones en isla de una microrred que 

se encontraba interconectada a la Red de la Empresa Eléctrica. 

 

Como se puede apreciar en la Figura 2.28, la protección 81RF utiliza una característica 

basada en dos parámetros para detectar condiciones de isla: la tasa de cambio de 

frecuencia (𝑅𝑜𝐶𝑜𝐹) y la desviación de la frecuencia respecto a la frecuencia nominal (𝐷𝐹 ). 

El 𝑅𝑜𝐶𝑜𝐹 y 𝐷𝐹 se calcula como se indica en las ecuaciones (22) y (23). 

 

𝑅𝑜𝐶𝑜𝐹 =
𝑑𝑓

𝑑𝑡
=

𝑓(𝑡𝑖) − 𝑓(𝑡𝑖 + 𝑘)

𝑇
 (22) 
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𝐷𝐹 = 𝑓(𝑡𝑖) − 𝑓𝑛 (23) 

donde: 

 𝑓(𝑡𝑖): Muestra discretizada de la frecuencia en el tiempo 𝑡𝑖 

 𝑘: Número de muestras en la ventana de cálculo 

 𝑇: Intervalo de tiempo 

 𝐷𝐹: Variación de la frecuencia 

 𝑓𝑛: Frecuencia nominal a 60 Hz 

 

De acuerdo con el relé SEL-651R, el cálculo del RoCoF rápido se puede realizar sobre una 

ventana sobre los 4 ciclos. El SEL-651R no rastrea la frecuencia del sistema cuando la 

frecuencia cuando la frecuencia cambia a más de 20 Hz/segundo, y los elementos 81R no 

responderán. 

 

DF (fm – fn) [Hz]

df/dt  [Hz/s]

Zona de disparo por 

baja frecuencia.

Región de Disparo 2
- RoCoF

-0,2

- DF - 0,1

Zona de disparo por 

sobre frecuencia.

Región de Disparo 1

+ RoCoF

0,2

+ DF0,1

 

Figura 2.27 Características de la protección 81RF [50] 

 

En situaciones estacionarias, el punto de operación tiende a estar cercano al origen. Sin 

embargo, durante el funcionamiento en modo isla, el punto de operación puede variar 

dependiendo de la velocidad de aceleración del sistema, ubicándose ya sea en la región 

de disparo 1 o en la región de disparo 2 de la característica. Los valores de 𝐷𝐹 (en Hz) y 

𝑅𝑜𝐶𝑜𝐹 (en Hz/s) son parámetros clave que configuran dicha característica.  
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2.3 Coordinación de generación 

2.3.1 Coordinación renovable térmica 

En este estudio, se plantea la implementación de la coordinación renovable térmica diaria 

de generación que no solo se basa en el uso de generadores convencionales (térmicos), 

sino que también incorpora a las fuentes renovables como la eólica, fotovoltaica, sistemas 

BESS y la Red de la Empresa Eléctrica. 

 

La metodología para llevar a cabo estos cálculos se describe en detalle en la sección 3.3 

la cual considera: el pronóstico aleatorio de la demanda, la proyección estocástica de la 

generación no despachable (eólica y fotovoltaica), la operación de carga y descarga de la 

batería del sistema de almacenamiento BESS y los costos variables de la generación 

despachable. En el siguiente acápite (2.3.2), se detalla el despacho económico que es 

aplicable a únicamente para los generadores convencionales (térmicos). 

 

2.3.2 Despacho económico de generadores convencionales 

Según [51], el despacho económico se define como el proceso de asignar niveles de 

potencia activa en las unidades de generación térmica, de esta manera la carga del sistema 

puede ser cubierta en su totalidad y de la forma más económica. En un sistema de N 

generadores, el costo de combustible de cada unidad se representa como 𝐹𝑖 y la potencia 

de salida como 𝑃𝑖. El costo total de combustible del sistema se representa como 𝐹𝑇 que 

corresponde a la suma del costo de cada unidad individual. 

 

 𝐹𝑇 = 𝐹1 + 𝐹2 + ⋯ + 𝐹𝑁 

≈ ∑ 𝐹𝑖(𝑃𝑖)

𝑁

𝑖=1

 
(24) 

 

Por tanto, la función objetivo a minimizar se muestra en la ecuación (25), donde 𝐹 es la 

tasa de costo de cada generador que entrega una potencia 𝑃𝑖. 

 

 
𝑓𝑜 = ∑ 𝐹(𝑃𝑖)

𝑁

𝑖=1

 (25) 

 

La ecuación (25) se puede expresar de la siguiente manera: 
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 𝐹(𝑃𝑖) = 𝑎 + 𝑏𝑃𝑖 + 𝑐𝑃𝑖
2 (26) 

 

donde 𝑎, 𝑏, 𝑐, son los coeficientes de costo de combustible de cada generador. La 

restricción que se debe cumplir es que la suma de la potencia que entrega cada unidad de 

generación 𝑃𝑖 debe ser igual a la potencia de demanda 𝑃𝑑 que se está abasteciendo [52]. 

Si no se considera las pérdidas del sistema, el balance de potencia estará dado por la 

ecuación (27) donde 𝜉 es el error. 

 

 
∑ 𝑃𝑖 − 𝑃𝑑 = 𝜉 = 0

𝑁

𝑖=1

 (27) 

 

Los límites de generación se encuentran dados en la ecuación (28), donde 𝑃𝑖
𝑚í𝑛 y 𝑃𝑖

𝑚á𝑥 

representan las potencias de salida mínimos y máximos de cada unidad de generación. 

 

 𝑃𝑖
𝑚í𝑛 ≤ 𝑃𝑖 ≤ 𝑃𝑖

𝑚á𝑥. (28) 

 

Según [52], para resolver el problema de despacho económico de un sistema totalmente 

térmico y sin tener en cuenta las pérdidas, se recomienda utilizar el método de iteración 

Lambda. En este método se asumen una tasa del costo incremental 𝜆𝑖 y se encuentra la 

potencia 𝑃𝑖. Con los dos primeros resultados se extrapola o interpola hasta disminuir el 

ancho del intervalo donde se encuentra la solución [53, p. 27]. 

 

El costo incremental 𝜆𝑖 se caracteriza de acuerdo con la ecuación (29) y corresponde a la 

derivada de la función de costo respecto a la potencia de salida de cada unidad de 

generación 𝑃𝑖 como se muestra en la ecuación (30). 

 

 
𝜆 =

𝑑𝑓𝑖

𝑃𝑖
 (29) 

   

 𝜆𝑖 = 𝑏𝑖 + 2𝑐𝑖𝑃𝑖 (30) 

 

De la ecuación (30) se obtiene la potencia de generación 𝑃𝑖 mostrado en la ecuación (31) 

y se calcula la variación de la potencia de cada unidad, como se expresa en la ecuación 

(32). 
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𝑃𝑖 =

𝜆𝑖 − 𝑏𝑖

2𝑐𝑖
 (31) 

 
Δ𝑃𝑖

(1)
= 𝑃𝐷 − ∑ 𝑃𝑖

(1)

𝑁

𝑖=1

= 𝜉 (32) 

 

El costo incremental promedio 𝜆𝑚 se define en la Ecuación (33), donde 𝜆ℎ es el costo 

incremental superior y 𝜆𝑙 el costo inferior. 

 

𝜆𝑚 =
𝜆ℎ + 𝜆𝑙

2
 (33) 

 

Con las expresiones anteriores, la potencia de generación 𝑃𝑖 considerando el nuevo valor 

de 𝜆𝑚 se expresa como se muestra en la Ecuación (34). 

 

𝑃𝑖 =
𝜆𝑚 − 𝑏𝑖

2𝑐𝑖
 (34) 

A continuación, en la ecuación (35) se muestra un arreglo para que la variación de potencia 

Δ𝑃𝑖, cumpla con una tolerancia, por ejemplo 1,0 𝑥 10−14. 

 

𝑃𝑖
(1)

= 𝑃𝐷 − ∑ 𝑃𝑖
(1)

𝑁

𝑖=1

> 𝜉                    𝜆ℎ = 𝜆𝑚 

𝑃𝑖
(1)

= 𝑃𝐷 − ∑ 𝑃𝑖
(1)

𝑁

𝑖=1

< 𝜉                    𝜆𝑙 = 𝜆𝑚 

(35) 

 

2.4 Estándar IEC 61850 

IEC 61850 es hoy en día uno de los estándares más comunes en los sistemas de 

automatización de subestaciones (SAS). Su principal objetivo es garantizar la 

interoperabilidad entre dispositivos electrónicos inteligentes (IED, por sus siglas en inglés) 

de diferentes fabricantes, es decir, para intercambiar información y usar esta para la 

ejecución de funciones específicas [54]. 

 

La primera edición del estándar IEC 61850 está compuesta por 10 reportes técnicos 

relacionados principalmente con la protección, el control y la supervisión. Los reportes 

fueron publicados desde el año 2002 hasta el 2005. A partir del año 2009, las partes 
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originales del estándar se han actualizado y ampliado para abarcar también la medición 

(incluida la gestión de datos estadísticos e históricos) y la calidad de la energía [54].  

 

Las principales actualizaciones que se incluyen en la segunda edición son: modelos para 

centrales hidroeléctricas (IEC 61850-7-410) y de recursos energéticos distribuidos (IEC 

61850-7-420); modelos de turbinas eólicas de acuerdo con el estándar IEC 61850, dentro 

de la serie IEC 61400-25; y comunicación entre subestaciones (IEC 61850-90-1). En [55] 

se realiza un análisis comparativo de la edición I y edición II del estándar IEC 61850, los 

resultados del análisis de presentan en la Tabla 2.4. 

 

Tabla 2.4 Análisis comparativo de la edición I y edición II del estándar IEC 61850 [55] 

Parámetro Edición I de IEC 61850 Edición II de IEC 61850 

Modelos de dispositivos 
Aplicado estrictamente a 

subestaciones 
Aplicado a subestaciones, plantas hidroeléctricas, 

turbinas eólicas y recursos DER 
Redundancia No Si (usando PRP y HSR) 

Tiempo de recuperación 
10 – 100 ms 

(usando RSTP y anillos) 
0 ms  

(usando PRP y HSR) 
Probabilidad de falla Ocasional Muy raro 

Comunicación con otra 
subestación 

No Si 

Sincronización de tiempo Protocolo SNTP Protocolo PTP 
Archivos SCL 4 6 

Jerarquía de dispositivos 
lógicos 

No permitido Permitido 

Mecanismos de seguridad No definido 
Definido  

(Seguimiento y registro de servicios) 
Pérdida de paquetes Si No 
Costos de instalación Bajo Alto 

Confiabilidad de la 
comunicación 

Moderado Alto 

 

2.4.1 Modelo de interfaz dentro de una subestación y entre subestaciones  

El modelo de interfaz dentro de una subestación y entre subestaciones es un aspecto 

importante en los SAS. Las funciones de un SAS son el control y supervisión, así como la 

protección y el monitoreo de los equipos primarios y de la red eléctrica. El modelo de 

interfaz se puede categorizar en dos tipos: interfaces dentro de la subestación e interfaces 

entre subestaciones, tal como se detalla en la Figura 2.28. 

 

Las interfaces dentro de una subestación eléctrica (S/E) se refieren a los enlaces de 

comunicación y protocolos utilizados en su interior. Los dispositivos de un SAS dentro de 

una S/E y sus funciones pueden asignarse a tres niveles: el nivel de estación, el nivel de 

bahía y el nivel de proceso. 

 

Los dispositivos del nivel de proceso consisten en equipos de entrada y salidas remotos y 

sensores y actuadores inteligentes. Por ejemplo, en una S/E pueden ser: transformadores 
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de voltaje (VT), transformadores de corriente (CT), equipamiento de corte y 

seccionamiento, etc. Los dispositivos de nivel de bahía consisten en unidades de control, 

protección o monitoreo por bahía. Por ejemplo, relés de protección, medidores, unidades 

terminales remotas (RTU), etc. Los dispositivos de nivel de estación consisten en la 

computadora de la estación con una base de datos, el lugar de trabajo del operador, 

interfaces para comunicación remota, etc. 

 

Intercambio de datos (IF): 
IF1: de protección entre el nivel de bahía 
y el nivel de estación. 
IF2: de protección entre el nivel de bahía 
y la protección remota. 
IF3: dentro del nivel de bahía. 
IF4: instantáneos de CT y VT entre el nivel 
de proceso y el nivel de bahía. 
IF5: de control entre el nivel de proceso y 
el nivel de bahía. 
IF6: de control entre el nivel de bahía y el 
nivel de estación. 
IF7: entre la subestación (nivel) y lugar de 
trabajo remoto de un ingeniero. 
IF8: entre las bahías, para funciones 
rápidas como el bloqueo. 
IF9: dentro del nivel de estación. 
IF10: de control remoto entre la 
subestación (dispositivos) y un centro de 
control de red remota (NCC). 
IF11: de control entre diferentes 
subestaciones.  

Figura 2.28 Modelo de interfaz dentro de una subestación y entre subestaciones [54] 

 

Por otro lado, las interfaces entre S/E involucran los enlaces de comunicación y protocolos 

utilizados entre diferentes subestaciones. Esta interfaz permite una operación y control 

coordinados entre subestaciones y es crucial para funciones de bloqueo, control remoto y 

el intercambio de datos con un centro de control remoto. 

 

Para alcanzar el objetivo de estandarización de interoperabilidad, se han identificado 

funciones comunes en un SAS y se han dividido en subfunciones (nodos lógicos). Los 

nodos lógicos pueden residir en diferentes dispositivos y en diferentes niveles. La Figura 

2.29 muestra ejemplos para explicar la relación entre funciones, nodos lógicos y nodos 

físicos (dispositivos).  

 

Las interfaces dentro de una subestación eléctrica (S/E) se refieren a los enlaces de 

comunicación y protocolos utilizados en su interior. Los dispositivos de un SAS dentro de 

una S/E y sus funciones pueden asignarse a tres niveles: el nivel de estación, el nivel de 

bahía y el nivel de proceso. 
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Los dispositivos del nivel de proceso consisten en equipos de entrada y salidas remotos y 

sensores y actuadores inteligentes. Por ejemplo, en una S/E pueden ser: transformadores 

de voltaje (VT), transformadores de corriente (CT), equipamiento de corte y 

seccionamiento, etc. Los dispositivos de nivel de bahía consisten en unidades de control, 

protección o monitoreo por bahía. Por ejemplo, relés de protección, medidores, unidades 

terminales remotas (RTU), etc. Los dispositivos de nivel de estación consisten en la 

computadora de la estación con una base de datos, el lugar de trabajo del operador, 

interfaces para comunicación remota, etc. 

 

 

Figura 2.29 Relación entre funciones, nodos lógicos y nodos físicos (ejemplos) [54] 

 

Una función se denomina "distribuida" cuando es realizada por dos o más nodos lógicos 

ubicados en diferentes dispositivos físicos. Dado que todas las funciones se comunican de 

alguna manera, la definición de una función local o distribuida no es inequívoca, sino que 

depende de la definición de los pasos funcionales que se deben realizar hasta que se 

complete la función [54]. 

 

2.4.2 Modelación orientada a objetos 

El estándar IEC 61850 introduce un modelo abstracto que mediante un conjunto de 

servicios y protocolos que permiten el intercambio de información entre dispositivos. El 

modelo de información se basa en dos niveles principales de modelado [54]: a) la 

descomposición de un dispositivo real (dispositivo físico) en dispositivos lógicos; y b) la 

descomposición del dispositivo lógico en nodos lógicos, objetos de datos y atributos. La 

Figura 2.30 muestra un ejemplo de cómo se incluye cada nivel en la capa superior. 
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Figura 2.30 Modelación de datos en IEC 61850 [54] 

 

Un nodo lógico (LN) describe un elemento específico en el sistema de automatización. 

Varios grupos de LN han sido definidos por el estándar IEC 61850. Los grupos 'P' y 'S' son 

aquellos que agrupan LN para funciones de protección y funciones de supervisión y 

monitoreo, respectivamente. Cada LN es una estructura compleja que contiene varios 

atributos de datos (DA) llamados objetos de datos (DO) y cada uno de ellos tiene una clase 

específica llamada clase de datos comunes (CDC) [56]. 

 

Por ejemplo, el PTOC (protección de sobre corriente) incluye el DO llamado 'Str' 

correspondiente al arranque de la función de protección, que contiene una notificación 

general de que se ha detectado una falla junto con su estampa de tiempo t y un atributo 

adicional, llamado calidad q, que indica si la notificación es confiable o no. Los elementos 

generales, t y q corresponde a los atributos de datos (DA) y son las hojas del modelo de 

datos en forma de árbol IEC 61850 [57]. 

 

2.4.3 Servicios abstractos 

Una vez introducido el modelo de datos propuesto por el estándar IEC 61850, es importante 

discutir otros dos temas: a) el conjunto de servicios que actúan sobre dicha información; y 

b) algunos protocolos necesarios para implementar el intercambio de información [57]. 

Entre los servicios más comunes, el servicio de Reporte se utiliza para recuperar 

información de un dispositivo con capacidades de medición. El servicio se implementa 

según un modelo cliente/servidor, de forma periódica o basado en eventos. La contraparte 

del servicio de Reporte es el servicio de Lectura, en el que el cliente solicita al servidor que 

libere los datos cuando sean necesarios. 
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Otro grupo importante de servicios es el que se utiliza para implementar acciones de control 

y actualizar parámetros de configuración. Existen cuatro modelos de control diferentes y 

cada uno de ellos combina de manera diferente los diversos servicios relacionados con el 

control [54]: a) seleccionar un dato antes de su escritura; b) cancelar una operación en 

curso; c) operar para efectuar un mando; y d) operar con temporización. 

 

2.4.4 Modelos de comunicación 

Cada uno de los servicios antes mencionados, se describen de manera abstracta en el 

estándar IEC 61850. Sin embargo, también se propone una posible implementación de 

estos servicios mediante su mapeo en un modelo específico. La forma más común de 

implementar dichos servicios es considerando los modelos de comunicación MMS (en 

inglés Manufacturing Messaging Specification), GOOSE (en inglés Generic Object-

Oriented Substation) y SMV (en inglés Sampled Measured Values) [57]. 

 

El MMS es un modelo de aplicación basado en TCP/IP (capa 3 del modelo OSI) y 

comunicación uno a uno (cliente - servidor). El GOOSE se mapea directamente en la capa 

2 del modelo OSI como un protocolo de multidifusión basado en un modelo de publicador 

- suscriptor. El GOOSE tiene en general una estructura de paquete más simple con una 

sobrecarga reducida, lo que significa, en general, una velocidad de intercambio de 

información más alta. Por estas razones, el MMS es una buena opción para implementar 

los servicios de Informe y Lectura entre los IED y los sistemas SCADA, mientras que el 

protocolo GOOSE se utiliza para la selectividad lógica entre IED. 

 

Los SWV son un modelo de comunicación publicador – suscriptor que se mapean en la 

capa 2 del modelo OSI. Este modelo permite una comunicación rápida y confiable de los 

valores de medición, protección y control, principalmente de los transformadores de 

corriente (CT) y transformadores de voltaje (VT). 

 

2.4.5 Lenguaje de Configuración de Subestación 

IEC 61850-6 [58] especifica un lenguaje de configuración de subestaciones (SCL, por sus 

siglas en inglés) que se basa en el lenguaje de marcado extensible (XML, por sus siglas 

en inglés). SCL permite describir la configuración de sistemas basados en IEC 61850 para 

intercambiar datos en la subestación entre herramientas de ingeniería de los diferentes 

fabricantes. Además, SCL especifica una jerarquía de archivos de configuración que 

permiten describir en archivos XML estandarizados múltiples niveles del sistema. 
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Existen cuatro tipos de archivos para intercambio de datos básicos y dos que fueron 

adicionados en la Edición 2 (IID, SED). Los archivos SCL se construyen utilizando los 

mismos métodos y formato, pero tienen alcances diferentes según la necesidad [59]. Todos 

los archivos SCL se diferencian por su extensión y son los siguientes [58]: 

 

- ICD: descripción de capacidad del IED. Contiene las capacidades funcionales y de 

ingeniería de un IED a modo de plantilla de referencia. 

- CID: descripción del IED configurado. Contiene las capacidades funcionales del IED 

para interacción con el sistema (nombres únicos de subestación y equipos). 

- SSD: descripción de especificación del sistema. Este archivo puede contener el 

diagrama unifilar de la subestación con los nodos lógicos que se necesita para realizar 

sus funciones. 

- SCD: descripción de configuración de la subestación. Este archivo puede contener el 

diagrama unifilar de la subestación, configuración de los IED y de comunicaciones. 

- IID: Descripción instantánea del IED. Contiene las capacidades funcionales y la 

configuración de un IED para interacción con el sistema, pero como plantilla. 

- SED: Descripción de intercambio de sistema: Contienen más de un SCD con toda la 

información que este necesita. Este archivo permite el intercambio de información 

entre dos configuradores de sistema con proyectos diferentes. 

 

SCL puede utilizarse de la mejor manera que se adapte a los requisitos de cada usuario. 

Un usuario puede decidir utilizar archivos CID para ayudar en la configuración de los IED 

utilizando sus procesos existentes de diseño del sistema. O bien, SCL se puede utilizar 

para reestructurar todo el proceso de diseño del sistema de energía para eliminar la 

configuración manual, reducir errores en la introducción manual de datos y mejorar la 

interoperabilidad del sistema final. 

 

2.4.6 Nodos lógicos para sistemas DER 

Los modelos de información de datos proporcionan nombres y estructuras estandarizados 

para los datos que se intercambian entre diferentes dispositivos y sistemas. La Figura 2.31 

ilustra la jerarquía de objetos utilizada para desarrollar los modelos de información de la 

norma IEC 61850 para sistemas DER. 
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Dispositivos Lógicos (LD)

Nodos Lógicos (LN)

Objetos de Datos (DO)

Clase de Datos Comunes (CDC)

Atributos Comunes

Tipos de Datos Estándar

 

Figura 2.31 Jerarquía del modelo de información 

 

El proceso de abajo hacia arriba de la Figura 2.31 se describe a continuación [60]: 

a) Tipos de Datos Estándar: formatos digitales comunes como booleanos, enteros y 

punto flotante. 

b) Atributos Comunes: Atributos comunes predefinidos que pueden ser reutilizados por 

muchos objetos diferentes, como el atributo de calidad. Estos atributos comunes 

están definidos en la Cláusula 6 de la norma IEC 61850-7-3. 

f) Clases de datos comunes (CDC): agrupaciones predefinidas basadas en los tipos 

de datos estándar y los atributos comunes predefinidos, como el estado de punto 

único (SPS), el valor medido (MV) y el punto doble controlable (DPC). En esencia, 

estas CDC se utilizan para definir el tipo o formato de objetos de datos. Estas CDC 

se definen en la norma IEC 61850-7-3. 

g) Objetos de datos (DO): nombres predefinidos de objetos asociados con uno o más 

nodos lógicos. Su tipo o formato está definido por una de las CDC. Se enumeran 

solo dentro de los nodos lógicos. Un ejemplo de un DO "RHz" definido como un 

SPC (punto único controlable), que se encuentra solo en el nodo lógico RSYN. 

h) Nodos lógicos (LN): agrupaciones predefinidas de objetos de datos que sirven para 

funciones específicas y se pueden utilizar como "bloques" para construir el 

dispositivo completo. Ejemplos de LN incluyen MMXU, que proporciona todas las 

mediciones eléctricas en sistemas trifásicos (voltaje, corriente, vatios, vars, factor 

de potencia, etc.); PTUV para el modelo de la parte de voltaje de la protección 

contra bajo voltaje; y XCBR para la capacidad de corte de cortocircuito de un 

interruptor automático. Estos LN se describen en la cláusula 5 de la norma IEC 

61850-7-4. 

i) Dispositivos lógicos (LD): el modelo de dispositivo compuesto por los nodos lógicos 

relevantes para proporcionar la información necesaria para un dispositivo en 

particular. Por ejemplo, un interruptor automático podría estar compuesto por los 

nodos lógicos: XCBR, XSWI, CPOW, CSWI y SMIG. Los dispositivos lógicos no 
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están definidos directamente en ninguno de los documentos, ya que diferentes 

productos y diferentes implementaciones pueden utilizar diferentes combinaciones 

de nodos lógicos para el mismo dispositivo lógico. 

 

2.4.7 Protocolos de sincronización de reloj 

IEC 61850-8-1 y UCA 61850-9-2LE recomiendan los siguientes protocolos de 

sincronización de reloj: a) 1 PPS (pulso por segundo); b) IRIG-B; c) SNTP (protocolo simple 

de tiempo de red); y d) PTP (protocolo de tiempo preciso). La Figura 2.32 muestra un 

ejemplo de varios arreglos de sincronización de tiempo dentro de una subestación. 

 

Los receptores de GPS indican el tiempo absoluto, un reloj atómico de respaldo protege 

contra la pérdida de la señal de GPS. Estos relojes pueden generar una señal de 1 PPS a 

través de un cableado dedicado y/o enviar la información de tiempo a través de SNTP o 

PTP. 

 

Las Merging Unit en el bus de proceso se sincronizan mediante 1 PPS, utilizando un 

cableado dedicado, como prevé UCA 61850-9-2LE. IEC 61869-9 prevé que las Merging 

Unit se sincronicen mediante PTP a través de un reloj transparente o un reloj de límite en 

el IED que conecta el bus de la estación y el bus de proceso. Este IED puede convertirse 

en la fuente de tiempo en caso de que la distribución de tiempo del bus de la estación no 

esté disponible. Alternativamente, se puede utilizar un swtich dedicado (dispositivo 

izquierdo en la Figura 2.32). 

 

 

Figura 2.32 Canales de sincronización de reloj [61]  
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CAPÍTULO 3 

 

3 METODOLOGÍA 

La metodología propuesta está formada por cuatro fases: a) modelación del sistema 

eléctrico de la microrred; b) modelación del sistema de comunicaciones y nodos lógicos;  

c) escenarios de operación mediante la coordinación renovable térmica; y d) esquema de 

alivio de carga. 

 

Fase 1: Consiste en la implementación de una microrred de prueba de medio voltaje (MV) 

en el programa computacional PowerFactory de DIgSILENT. El sistema de prueba se 

caracteriza por disponer recursos energéticos distribuidos como: generadores térmicos, 

aerogeneradores, generadores fotovoltaicos y sistemas de almacenamiento de energía 

(BESS). Para cada grupo de generación se considera el sistema de protecciones y la 

modelación dinámica. 

 

Fase 2: Se desarrolla la arquitectura de comunicaciones tanto en su concepción general 

como en su aplicación específica a cada central de generación, en estricto cumplimiento 

con las directrices establecidas por el estándar IEC 61850. Asimismo, se lleva a cabo la 

modelación de los nodos lógicos destinados a las funciones de control, protección, 

automatización y supervisión. 

 

Fase 3: En la tercera parte se desarrolla un algoritmo para obtener los diferentes 

escenarios de operación que considera: el pronóstico aleatorio de la demanda, la 

proyección estocástica de la generación no despachable (eólica y fotovoltaica), la 

operación de carga y descarga de la batería del sistema de almacenamiento BESS y la 

coordinación renovable térmica mediante la consideración de los costos variables de la 

generación despachable. El algoritmo se desarrolla en lenguaje de programación Python y 

permite interactuar con la microrred modelada en el programa de simulación PowerFactory. 

 

Fase 4: Como parte final de la metodología se realiza un algoritmo que calcule de forma 

automática las variaciones de frecuencia mediante la determinación de una zona de 

protección del RoCoF rápido. Además, se desarrolla un algoritmo para determinar la carga 

a desconectar. 
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3.1 Fase 1: Modelación eléctrica de la microrred de prueba 

El modelo de prueba se basa en la referencia de la microrred de distribución de medio 

voltaje desarrollada por el Consejo Internacional de Grandes Redes Eléctricas (CIGRE) [1]. 

En la Figura 3.1 se muestra el esquema unifilar modificado del CIGRE, los alimentadores 

son de 13,8 kV y se alimenta desde un sistema de subtransmisión de 138 kV. El punto de 

acoplamiento común (PCC) de la microrred con la red de suministro es en la barra de bajo 

voltaje del transformador T1 (25 MVA). 

 

CENTRAL 

TÉRMICA

B4
Carga 3

2 x 2,127 MVA

5 MVA

GENERACIÓN BESS

4,5 MW @ 4,5 MWh

 

 

 

CENTRAL

FOTOVOLTAICA
3 x 1,5 MVA

B2

B1

Carga 4

 
B5

Carga 5

 
B11

Carga 11

 

13,8 kV

B10

Carga 9

 
B10

B9

 
B8

Carga 8

 

Carga 6

B6

B3

 

CENTRAL

EÓLICA

9 x 0,75 MVA

B7

Carga 7

Carga 1

Carga 2

 
B0

EQUIVALENTE DE RED

RED DE LA 

EMPRESA 

ELÉCTRICA

138 kV

Carga 2A

AM

Carga 9A

AM

Carga 6A

AM

2,5 MVA

25 MVA

0,9 MVA

1,5 MVA

I1

I2

Carga 10

 

Figura 3.1 Esquema unifilar de prueba. Red de distribución de medio voltaje 
norteamericana modificada de la referencia CIGRE 

 

La microrred de prueba funciona normalmente en modo conectado a la red a través del 

transformador T1. Se espera que la microrred permanezca operativa como una entidad 

autónoma (en isla), es decir, deberá tener la suficiente capacidad de generación y gestión 

operativa para alimentar una parte de la carga después de ser desconectada de la red.  
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La microrred puede ser configurada para operar de forma radial o en anillo y depende de 

la configuración de los interruptores I1e I2. Si estos interruptores están abiertos, entonces 

el alimentador es radial, mientras que si están cerrados se crea un anillo o malla en el 

alimentador. Como se puede observar en la Figura 3.1 la microrred de prueba tiene cuatro 

tipos de generación con una capacidad nominal de 19,15 MW. 

 

Tabla 3.1 Sistemas de generación DER y DES 

Ítem Central de generación Tipo  Operación Capacidad [MW] Porcentaje [%] 

1 Diésel DG Despachable 3,40 17,8 
2 Fotovoltaica DG No despachable 4,50 23,5 
3 Eólica DG No despachable 6,75 35,2 
4 Baterías DES Despachable 4,50 23,5 

 

3.1.1 Central Térmica 

La central térmica está formada por dos unidades de generación a diésel DG1 y DG2 de 

2,127 MVA nominales del fabricante Hyundai [62]. El voltaje de cada unidad de generación 

es 4,16 kV y mediante un transformador elevador de 2,5 MVA se eleva a 13,8 kV. En la 

Figura 3.2 se muestra el diagrama unifilar simplificado, se puede observar que los dos 

generadores se conectan a la barra B3, donde se tienen las interconexiones con la barra 

B2 y barra B4, y, además, con la Carga 3. 

 

 

DG1

TE-DG1

DG2

TE-DG2

Barra B3

Carga 3Hacia B4Hacia B2

2,5 MVA 2,5 MVA

2,127 MVA 2,127 MVA

Hacia B8  

Figura 3.2 Diagrama unifilar central de generación térmica 

 

Las características nominales y parámetros de la unidad de generación a diésel se detallan 

en la Tabla A.1 del ANEXO A.  
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3.1.1.1 Modelación dinámica 

Para la modelación dinámica de los generadores a diésel DG1 y DG2, se desarrolla un 

modelo compuesto en el programa PowerFactory con los controladores detallados en la 

Tabla 3.2. 

 

Tabla 3.2 Descripción del modelo compuesto para generadores a diésel 

Nombre Slot Descripción Tipo modelo 

Generador Generador sincrónico como elemento de la red *.ElmSym 

Motor 
Motor diésel a partir del modelo gobernador/motor IEEE 

DEGOV1 
DSL-Model ElmPmu* 

Gobernador 
Regulador de velocidad a partir del modelo 

gobernador/motor IEEE DEGOV1 
DSL-Model ElmPco* 

Regulador de voltaje / 
excitatriz 

Regulador de voltaje / excitatriz 
DSL-Model IEEE 

avr_ESAC8B* 

Compensación droop 
Compensación de voltaje en unidades concurrentes a 

una misma barra 
DSL-Model IEEE 

drp_COMP* 

Medición de voltaje Dispositivo de medición del voltaje Ur, Ui ∗.StaVmea 

 

En la Figura 3.3 se muestra el esquema de control de los generadores a diésel DG1 y DG2 

que se representa con modelos típicos y disponibles en la librería del programa 

computacional PowerFactory. 

 

 

Figura 3.3 Esquema de control del generador a diésel DG1 

  



 

64 

3.1.1.2 Regulador de voltaje / excitatriz 

Para representar el regulador de voltaje y excitatriz del generador a diésel se utiliza el 

modelo AC8B. En la Figura 3.4 se muestra el diagrama de bloques del modelo AC8B, 

mismo que está formado por un control PID con ganancias proporcional 𝐾𝑝, ganancia 

integral 𝐾𝑖, y ganancia derivativa 𝐾𝑑. 

 

 

Figura 3.4 Esquema del regulador de voltaje y excitatriz modelo AC8B 

 

La ganancia del controlador se representa con las constantes 𝑇𝑎 y 𝐾𝑎, mientras que la 

excitatriz se representa por medio de 𝑇𝑒, 𝐾𝑒 y 𝑆𝑒. Los valores de las constantes se escogen 

de acuerdo con los parámetros típicos recomendados por el estándar IEEE 421.5, los 

cuales se detallan en la Tabla A.2 del ANEXO A. 

 

3.1.1.3 Compensación de voltaje 

Se modela una compensación de voltaje a la entrada del regulador de voltaje debido a que 

se tienen dos unidades concurrentes a una misma barra. Esto ayuda a compensar parte 

de la impedancia del transformador de cada unidad de generación y permite regular de 

forma eficaz el voltaje en la salida hacia la red (barra B3). Se utiliza el valor de negativo de 

-5 % como factor de compensación conforme a la recomendación del estándar IEEE 421.5. 
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3.1.1.4 Control de velocidad (gobernador) 

El control de velocidad desarrollado para los generadores a diésel parte del modelo 

DEGOV1, que consiste de una caja de control electrónica, un actuador para control del 

combustible, y un compensador droop [63]. La Figura 3.5 representa el diagrama de 

bloques del modelo DEGOV1. 

 

 

Figura 3.5 Esquema del regulador de velocidad y actuador de motores diésel 

 

El rango de operación del gobernador se limita a un mínimo del 5% de la potencia máxima 

efectiva de la unidad, y una capacidad transitoria de sobrecarga de un 10%. Para el 

estatismo (droop) del gobernador se asume un valor típico de un 5%. Para las constantes 

de tiempo, ganancias de la caja de control y ganancias del actuador para control del 

combustible se utilizan valores típicos, tal como se muestra en la Tabla A.3 del ANEXO A. 

 

3.1.1.5 Motor diésel 

Como se puede apreciar en la Figura 3.6, el motor a diésel se representa mediante las 

siguientes constante: retardo de la combustión 𝑇𝑑𝑒𝑙𝑎𝑦, tiempo del motor 𝑇𝑐, y relación entre 

la potencia del motor y potencia del generador 𝐾𝑝𝑡𝑝𝑔. 
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Figura 3.6 Esquema del modelo del motor para unidades a diésel 

 

Los motores a diésel se dimensionan para que su potencia nominal corresponda a la 

potencia máxima efectiva de la unidad a voltaje terminal nominal. Este dimensionamiento 

se realiza mediante la constante 𝐾𝑝𝑡𝑝𝑔, que determina la relación entre la potencia nominal 

del motor y del generador. Los valores de las constantes del motor a diésel se detallan en 

la Tabla A.4 del ANEXO A. 

 

3.1.2 Central Eólica 

La central eólica tiene una capacidad instalada de 6,75 MW y está constituida por nueve 

aerogeneradores de 750 kW de potencia nominal del fabricante Unison modelo U5x. En 

[64] se describen los tipos de topologías de alimentación que se aplican actualmente en 

parques eólicos. Las topologías que más se utilizan son: radial, radial bifurcada, 

alimentador – sub alimentador y anillo. 

 

Para el caso de la microrred de prueba, se ha considerado una topología radial agrupando 

3 aerogeneradores en un alimentador mediante una conexión cadena en serie (daisy 

chain). Como se puede observar en la Figura 3.7, cada aerogenerador dispone de su 

transformador elevador de 900 kVA (0,69 / 13,8 kV) y un arreglo de interruptores como 

elementos de protección. 
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0,75 MVA
WTG8

TE-WTG8
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Figura 3.7 Diagrama unifilar central de generación eólica 

 

3.1.2.1 Configuración del sistema de generación eólica 

El modelo Unison U5x corresponden al aerogenerador de tipo 4, está formado por el buje 

del rotor, el eje, el generador y el sistema de conversión de potencia PCS (en inglés Power 

Converter Systems), ver Figura 3.8. 
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El PCS está formado por el módulo convertidor de potencia AC/DC/AC, el filtro de 

armónicos y el sistema de protección [65]. La salida del generador se transfiere a la red a 

través de un transformador elevador de 0,69 / 13,8 kV, 900 kVA. 

 

El módulo convertidor del lado del generador (AC/DC) proporciona la máxima potencia del 

generador mediante el control de torque con tecnología PWM. El módulo convertidor del 

lado de la red (DC/AC) proporciona una producción de energía de alta calidad y una 

conexión suave a la red [65]. 

 

El filtro de armónicos reduce la ondulación armónica creada por el convertidor de potencia. 

El sistema de protección mide la información de la red para proteger contra corrientes y 

voltajes excesivamente altos que podrían dañar los componentes y dispositivos del 

aerogenerador. 

 

Filtro de armónicos

PMSG

Controlador del sistema 

Generador

Sistema de conversión de 

potencia PCS

Transformador Red

Control de red

Información de la red

Información del viento

Control de velocidad

   

Control de torque

 

Figura 3.8 Configuración del sistema del generador eólico Unison modelo U5x  

 

En la Tabla B.3 y Tabla B.4 del ANEXO B se presentan las características nominales y 

parámetros de los aerogeneradores y conversores Unison. 

 

3.1.2.2 Modelación dinámica 

Para la modelación dinámica de los aerogeneradores, se utiliza el modelo estándar tipo 4 

FRCWTG (en inglés Fully Rated Converter Wind Turbine Generator) que se encuentra 

disponible en PowerFactory [66].  

 

La descripción de cada elemento del modelo compuesto se detalla en la Tabla 3.3 y el 

esquema de control se representa en la Figura 3.9 (ver en la siguiente página). Se realiza 
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un redimensionamiento para representar un aerogenerador eólico de 750 kW con 

frecuencia nominal 60 Hz. 

 

Tabla 3.3 Descripción del modelo compuesto para sistemas fotovoltaicos [66] 

Nombre Slot Descripción Tipo modelo 

Active Power 
Reduction 

Reduce la potencia activa en caso de sobre frecuencia ∗.ElmDsl 

Current Controller 
Calcula desde la referencia de corriente una señal de voltaje 

para el generador 
∗.ElmDsl 

Generator Generador estático como elemento de red ∗.ElmGenstat 

Iac Dispositivo de medición de corriente alterna ∗.StaImea 

PLL Dispositivo para la medición del ángulo de voltaje ∗.ElmPhi 

Protection Modelo DSL del dispositivo de protección ∗.ElmDsl 

PQ Dispositivo de medición de potencia activa y reactiva ∗.StaPqmea 

PQ control 
Control de potencia activa y reactiva a través de la corriente 

del rotor 
∗.ElmDsl 

Slow FrequMeas 
Medición de frecuencia para reducción de potencia por sobre 

frecuencia 
∗.ElmPhi 

Vac Dispositivo de medición de voltaje alterno ∗.StaVmea 

 

El modelo estándar FRCWTG utiliza como elemento de red a un generador estático que 

incluye las funciones de soporte dinámico de red bajo falla y reducción de potencia activa 

por sobre frecuencia, tal como se muestra en la Figura 3.10. 

 

 

Figura 3.9 Esquema de control del modelo FRCWTG modificado 
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Factor de reducción K

Gradiente de reducción de 

potencia activa = - 40 [% / Hz]

Frecuencia [Hz]f mín. = 60,05 Hz f máx. = 60,2 Hz

1,0

 

Figura 3.10 Reducción de potencia activa durante sobre frecuencias 

 

En el modelo estándar básico tipo 4 FRCWTG de PowerFactory, se añade un módulo de 

protección, ajustado según la información del fabricante Unison. Este módulo incluye la 

protección de bajo y sobre voltaje, y de sobre y baja frecuencia. Los ajustes de voltaje y 

frecuencia se indican de forma gráfica en la Figura 3.11. 

 

V/Vnom
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a) Protección de sobre y bajo voltaje 

f [hz]

t [s]
60,0

58,8

61,2

1

 

b) Protección de sobre y baja frecuencia 

Figura 3.11 Protecciones de voltaje y frecuencia 

 

3.1.3 Central Fotovoltaica 

La central fotovoltaica tiene una capacidad instalada total de 4,5 MW y está formada por 

tres sistemas fotovoltaicos de 1,5 MW cada uno, tal como de muestra en la Figura 3.12. 

Cada sistema fotovoltaico está formado por 6 arreglos fotovoltaicos (PHA), 5 PHA de 247,5 

kW y 1 PHV de 264 kW, con lo cual se tiene una potencia de 1,5 MW. 
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Figura 3.12 Diagrama unifilar de la Planta Fotovoltaica  

 

En la Figura 3.13 se ilustra los principales bloques de construcción de un arreglo 

fotovoltaico (en inglés PV array). Cada arreglo fotovoltaico está compuesto por 15 

subarreglos fotovoltaicos (en inglés Subarray) y cada uno se encuentra conectado a un 

inversor de 17 kVA.  

 

Los subarreglos están compuestos por 3 cadenas de paneles solares (en inglés String) que 

a su vez está formados por 22 módulos conectados en serie. En la Tabla C.1 del ANEXO 

C se detallan las características técnicas de los módulos fotovoltaicos. 

 

Los módulos fotovoltaicos son del modelo BJ-60Series-1 del fabricante BJ Power (ver Tabla 

C.2 del ANEXO C) y tienen una potencia nominal (Pn) de 250 W cada uno. Los inversores 

tienen una potencia de salida de 380 V, por tanto, cada sistema fotovoltaico se interconecta 

a una barra de 380 V, desde la cual se alimenta a un transformador elevador de 2000 kVA 

(0,38/13,8 kV). 
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Módulo 1

Nota:
P 1 Módulo  = 250 W

P 1 Cadena de paneles solares = 250 W x 22 = 5,5 kW

P 1 Sub-arreglo = 5,5 kW x 3 = 16,5 kW

P 1 arreglo = 16,5 kW x 16 = 247,5 kWMódulo 21 Módulo 22

Módulo 1 Módulo 2 Módulo 21 Módulo 22

Módulo 1 Módulo 2 Módulo 21 Módulo 22

Cadena de paneles solares

Sub-arreglo

Inversor 1

Módulo 1 Módulo 2 Módulo 21 Módulo 22

Módulo 1 Módulo 2 Módulo 21 Módulo 22

Módulo 1 Módulo 2 Módulo 21 Módulo 22

Cadena de paneles solares

Sub-arreglo 2

Inversor 2

Módulo 1 Módulo 2 Módulo 21 Módulo 22

Módulo 1 Módulo 2 Módulo 21 Módulo 22

Módulo 1 Módulo 2 Módulo 21 Módulo 22

Cadena de paneles solares

Sub arreglo 15

Inversor 15

Arreglo Fotovoltaico (PVA)

17 kVA

17 kVA

17 kVA

 

Figura 3.13 Diagrama unifilar de un arreglo fotovoltaico 

 

3.1.3.1 Modelación dinámica 

Para la modelación dinámica de los sistemas fotovoltaicos PV1 y PV2, se utiliza el modelo 

compuesto DIgSILENT PV System 3PH 60Hz que se encuentra disponible en las librerías 

del programa PowerFactory. La descripción de cada elemento del modelo compuesto se 

detalla en la Tabla 3.4 y el esquema de control se representa en la Figura 3.14.  
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Tabla 3.4 Descripción del modelo compuesto para sistemas fotovoltaicos [67] 

Nombre Slot Descripción Tipo modelo 

Inverter Representación del inversor en el diagrama unifilar 
∗.ElmGenstat 

∗.ElmPvsys 

Photovoltaic Model Modelo DSL del módulo fotovoltaico ∗.ElmDsl 
DC Busbar and Capacitor 

Model 
Representación DSL del sistema de DC (no está incluido 

en el modelo del sistema fotovoltaico) 
∗.ElmDsl 

Controlador 
Unidad de control, regula el voltaje de DC y la potencia 

reactiva 
∗.ElmDsl 

Q reference 
Modelo DSL para los modos de control del suministro de 

potencia reactiva 
∗.ElmDsl 

Protection Modelo DSL del dispositivo de protección ∗.ElmDsl 

Power Measurement 
Dispositivo de medición de potencia, necesario para 

retroalimentación de control 
∗.StaPqmea 

AC Voltage 
Dispositivo de medición de voltaje alterno, necesario para 

detección de fallas 
∗.StaVmea 

Phase Measurement 
PLL, necesario para la medición del ángulo de voltaje, 

entrada al sistema fotovoltaico 
∗.ElmPhi pll 

Active Power Reduction 
Modelo DSL con lógica de reducción de potencia en caso 

de sobre frecuencia 
∗.ElmDsl 

Slow Frequency 
measurement 

PLL, con ajustes lentos para medir la frecuencia ∗.ElmPhi pll 

Solar Radiation Slot para el modelo de selección de radiación ∗.ElmDsl 

Temperature Slot para el modelo de selección de temperatura ∗.ElmDsl 
Measurement Solar 

Radiation 
Slot para archivo de medida con perfil de radiación ∗.ElmFile 

Measurement Temperature Slot para archivo de medida con perfil de temperatura ∗.ElmFile 

 

 

Figura 3.14 Esquema de control de sistemas fotovoltaicos en PowerFactory  
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Se realiza un redimensionamiento para representar un generador fotovoltaico de 1500 kW 

con frecuencia nominal 60 Hz. Este modelo considera como elemento de la red eléctrica a 

un generador estático y al conversor en el lado de la red. 

 

Se activan las opciones de usuario de soporte dinámico de red, control de potencia activa 

por frecuencia y control de reactivos “Q constante”. Se mantiene los ajustes standard de 

protección dados por el fabricante. Los ajustes de voltaje y frecuencia se indican de forma 

gráfica en la Figura 3.11. 
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58,8

61,2

1

 

b) Protección de sobre y baja frecuencia 

Figura 3.15 Protecciones de voltaje y frecuencia 

 

3.1.4 Sistemas de almacenamiento de energía por baterías (BESS) 

El BESS considerado aumentará la capacidad de suministro de la microrred, almacenando 

energía durante períodos de baja demanda y suministrándola durante períodos de alta 

demanda, reduciendo así la carga desde la red.  

 

Adicional, el BESS tiene una potencia de 4,5 MW con una autonomía de 4,5 MWh, es decir, 

tiene una tasa de carga / descarga de 1C. El voltaje de salida del BESS es a 480 V y se 

conecta al nivel de 13,8 kV por medio de un transformador elevador dedicado de 5 MVA. 

En la Figura 3.16 se presenta el diagrama unifilar del sistema de almacenamiento de 

energía BESS. La batería utilizada en el sistema BESS corresponde al modelo 

FP58146410A del fabricante BYD y sus principales características se presentan en la Tabla 

D.1 del ANEXO D. 
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Figura 3.16 Diagrama unifilar del sistema BESS 

 

En la Figura 3.17 se muestran los valores de voltaje terminal en función de SOC para tres 

baterías del modelo FP58146410A con capacidades de 110 A, 220 A y 440 A. Para la 

microrred de prueba se escoge la batería de 220 Ah @ 3,2 V. En la parte derecha de la 

Figura 3.17, se muestra la curva de “Voltaje de Descarga vs. el SOC” y la curva de la 

“Característica de carga” para una batería de 220 A 

 

 

Figura 3.17 Parámetros de Voltaje terminal en función del SOC  
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Con la finalidad de obtener un sistema BEES a 480 V es necesario disponer en serie 150 

baterías del modelo FP58146410A, formando así un arreglo de baterías. Para obtener una 

capacidad de 4,5 MW se deben agrupar 43 arreglo de baterías, tal como se detalla en la 

Figura 3.18. 

 

 

Figura 3.18 Modelación del sistema BESS 

 

En la Tabla D.2 del ANEXO D se presentan las características técnicas nominales del 

sistema de almacenamiento BEES. 

 

3.1.4.1 Modelación dinámica 

Para la modelación dinámica del sistema de almacenamiento BESS, se utiliza el modelo la 

de una Máquina Sincrónica Virtual (VSM) que se encuentra disponible en PowerFactory 

[68]. El modelo del VSM se muestra en la Figura 3.19 que comprende la medición de 

corriente y voltaje, el cálculo de potencia, el controlador de formación de red (con la VSM 

real), la impedancia virtual, el control de impedancia virtual, el controlador de voltaje, el 

cálculo de voltaje de salida y un espacio para un generador estático, que corresponde a la 

batería del sistema BESS. 
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La potencia activa (𝑝
𝑚𝑒𝑎

) y reactiva (𝑞
𝑚𝑒𝑎

)  de secuencia positiva se calculan mediante las 

ecuaciones (36) y (37). 

 

 𝑝𝑚𝑒𝑎 =  𝑢𝑟𝑖𝑟 + 𝑢𝑖𝑖𝑖 

 
(36) 

 

 𝑞𝑚𝑒𝑎 =  𝑢𝑟𝑖𝑟 − 𝑢𝑖𝑖𝑖 

 
(37) 

 

Figura 3.19 Modelo compuesto de una Máquina Sincrónica Virtual (VSM) [68] 

 

La VSM es un tipo de control de formación de red que emula la parte mecánica de una 

máquina síncrona, también conocida como la ecuación de oscilación. Los controladores de 

formación de red permiten un comportamiento de fuente de voltaje con inercia en el ángulo 

de voltaje.  

 

Una VSM puede representarse mediante el equilibrio aproximado de la máquina síncrona 

en unidades porcentuales en el dominio de Laplace [69]: 
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 𝑇𝑎  𝑠 𝜔 =  𝑝𝑠𝑒𝑡 − 𝑝𝑚𝑒𝑎 − 𝐷𝑝(𝜔𝑟 − 𝜔𝑠𝑒𝑡) (38) 

 

donde 𝑇𝑎 es la constante de tiempo mecánica, 𝑝𝑠𝑒𝑡 es el punto de consigna de potencia 

activa y 𝑝𝑚𝑒𝑎 es la potencia activa medida. La velocidad de rotación de la VSM se 

representa por 𝜔𝑟, 𝜔𝑠𝑒𝑡 es el punto de consigna de frecuencia y 𝐷𝑝 es el coeficiente de 

amortiguación. El controlador de la VSM se ilustra en la Figura 3.20. Los interruptores están 

en la posición 1. La parte inferior de la Figura 3.20 no tiene influencia en la VSM y solo es 

relevante para los sincro-convertidores. 

 

Además de la ecuación de oscilación, se aplica un filtro paso bajo (
𝜔𝑐

𝜔𝑐+𝑠
) en el término de 

amortiguamiento. Esto permite proporcionar inercia durante transitorios, al tiempo que 

elimina el impacto del término de amortiguamiento en estado estacionario, es decir, 

eliminando el droop. Si se desea este impacto en estado estacionario, 𝜔𝑐 debe ajustarse a 

cero.  

 

La constante de tiempo mecánica 𝑇𝑎 de la VSM también puede ser controlada por una señal 

de entrada. La variable 𝜃𝑢 es el ángulo de voltaje de salida. La variable 𝑓𝑛𝑜𝑚 es la frecuencia 

nominal y 𝑓𝑟𝑒𝑓 es la frecuencia de referencia en simulaciones RMS. El control de voltaje se 

implementa como un simple retardo de primer orden. 

 

 

Figura 3.20 Emulación de la inercia mediante una máquina sincrónica virtual [68] 
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3.1.5 Cargas del sistema 

Las cargas se simulan considerando tres tipos de consumidores: Residenciales (R), 

Industriales (I) y Comerciales (C). Estos tipos de demandas presentan características 

particulares de dependencia de voltaje y frecuencia, que se representan mediante el 

modelo de carga dinámica no lineal detallado en [70]. 

 

La composición de la carga se ha considerado como un 50% de impedancia constante y 

un 50% de carga dinámica [71]. La Figura 3.21 muestra el modelo de carga dinámica no 

lineal utilizado en las simulaciones, mientras que la Tabla 3.5 presenta los parámetros de 

dependencia de frecuencia y voltaje. 

 

 

Figura 3.21 Modelo del comportamiento de la carga dinámica lineal [70] 

 

Tabla 3.5 Parámetros de carga dinámicos [70], [71] 

Tipo de carga 

Dependencia de Dependencia de 

Frecuencia [71] Voltaje [70] 

𝒌𝒑𝒇 𝒌𝒒𝒇 𝒆_𝒂𝑷, 𝒆_𝒂𝑸 𝒆_𝒃𝑷, 𝒆_𝒃𝑸 𝒆_𝒄𝑷, 𝒆_𝒄𝑸 

Comercial 1,3 -1,9 2 1 0 

Industrial 2,6 1,6 2 1 0 

Residencial 0,7 -2,3 2 1 0 



 

80 

Los datos de originales de cada carga se obtienen del ejemplo de la Microrred de MV 

disponible en PowerFactory [28] que se muestran la Tabla 3.6. De manera complementaria 

se añaden las cargas de tipo motor en las barras B2, B6 y B9 utilizado para una central de 

bombeo. Los datos de los motores de inducción se presentan en la Tabla E.1 del  

ANEXO E. 

 

Tabla 3.6 Lista de cargas de la microrred de prueba 

BARRA   CARGA 

Barra Tipo Carga Voltaje MW Mvar fp Tipo [71] 

B1 PQ Carga_1 13,8 1,20 0,40 0,95 C 

B2 PQ Carga_2A 13,8 0,80 0,40 0,95 C 

B2 PQ Carga_2B 13,8 0,24 0,20 0,80 Motor 30% 

B3 PQ Carga_3 13,8 0,60 0,20 0,90 I 

B4 PQ Carga_4 13,8 0,40 0,10 0,97 R 

B5 PQ Carga_5 13,8 0,80 0,20 0,97 R 

B6 PQ Carga_6 13,8 0,90 0,30 0,97 R 

B6 PQ Carga_6A 4,16 0,23 0,19 0,80 Motor 25% 

B7 PQ Carga_7 13,8 0,10 0,00 0,85 I 

B8 PQ Carga_8 13,8 0,60 0,20 0,97 R 

B9 PQ Carga_9A 13,8 0,70 0,20 0,85 I 

B9 PQ Carga_9B 4,16 0,28 0,21 0,80 Motor 40 % 

B10 PQ Carga_10 13,8 0,60 0,20 0,90 I 

B11 PQ Carga_11 13,8 0,30 0,10 0,97 R 
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3.2 Fase 2: Modelo del sistema comunicaciones 

3.2.1 Arquitectura general de comunicaciones 

En la Figura 3.22 se presenta la arquitectura de comunicaciones diseñada para la 

implementación del sistema de alivio de carga mediante el estándar IEC 61850. Se realiza 

un anillo de comunicaciones formado por las 4 centrales de generación (térmica, 

fotovoltaica, eólica, BESS) y por la subestación donde se interconectará la Red de 

Suministro.  

 

Según se detalla en la Figura 3.22, cada central de generación está asociada a un número 

específico de cargas, cada una de las cuales es controlada mediante un relé de protección 

dedicado. Se ha seleccionado el relé de protección SEL-651R por su capacidad de la 

protección de RoCoF rápido. La desconexión de las cargas se lleva a cabo mediante 

mensajes GOOSE enviados desde el controlador SEL-3555 el cual tendrá programado el 

algoritmo para la desconexión de las cargas. 

 

Para garantizar tiempos de respuesta inferiores a 0,1 ms ante fallos en la red se requiere 

la implementación de una red SDN. Para ello, los switches del anillo principal son del 

modelo SEL-2704S, que cumplen con los requisitos de la norma IEC 61850. 

 

El controlador SEL-5056 maneja el protocolo SDN y es el encargado de definir todos los 

flujos de red y las rutas de respaldo de manera específica, eliminando así la necesidad de 

tablas MAC o protocolos como RSTP. Además, la red SDN utiliza una ingeniería de tráfico 

para gestionar los comportamientos de reenvío, en lugar de depender de métodos de 

conversión de tipos. 

 

Para fortalecer la seguridad del sistema SCADA, se ha implementado un firewall. Es 

importante destacar que la red SDN, configurada con los switches SEL-2704S, actúa como 

un firewall para todo el tráfico que atraviesa la red, ofreciendo protección contra ataques 

físicos y filtrando el tráfico no autorizado que podría eludir los firewalls convencionales. 
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Figura 3.22 Arquitectura general de comunicaciones para implementación del Esquema de Alivio de Carga   
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3.2.2 Central Térmica 

En la Figura 3.23 se muestran los equipos de protección, control y medición de las unidades 

de generación y alimentadores asociados a la Central Térmica. El equipo principal para la 

protección de los generadores es el relé REG670, mientras que para las interconexiones 

(hacia barra B2, B4 y B8) se utilizan los relés REC640. Para el alimentador hacia la carga 

se utiliza el relé SEL-651R el cual tiene todas las protecciones de frecuencia, en especial 

la protección del RoCoF rápido para el sistema de alivio de carga propuesto.  

 

Se considera que la Central Térmica estará totalmente digitalizada, por tanto, para la 

adquisición de señales analógicas de voltaje y corriente se utiliza la Merging Unit SMU615. 

Además, para las señales analógicas y digitales propias de los generadores se utiliza la 

unidad terminal remota WAGO I/O 750. Todas las señales serán integradas al Gateway 

RTU540 que enviará la información al sistema SCADA. 
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Figura 3.23 Diagrama unifilar de la Central Térmica con equipos de protección, control y 
medición 
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3.2.2.1 Modelación de nodos lógicos en generadores a diésel 

En la Tabla 3.7 se detallan los nodos lógicos considerados para el generador a diésel de 

acuerdo con la recomendación definida en el estándar IEC 61850-7-420 [60]. Cada nodo 

lógico tiene diferentes objetos de datos relacionados con valores de ajustes, valores 

medidos y variables de control. 

 

Tabla 3.7 Nodos lógicos para generadores a diésel 

Nodo 
Lógico 

Descripción Principales objetos de datos 

DGEN Define el estado actual 
Tiempo total de operación OpTmRs, Estado en paralelo ParlSt, 
Generador sincronizado GnSync, Estado operacional GnOpSt, 

Energía total TotWh, etc. 

DRAT 
Define los principales 

datos nominales  
Tipo de generador DERTyp, Tipo de conexión ConnTyp, Nivel de 

voltaje VRtg, Corriente nominal ARtg, frecuencia nominal HzRtg, etc. 

DRAZ 
Define los datos 

nominales de 
impedancias 

Impedancia sincrónica SynZ, Impedancia transitoria TransZ, 
Impedancia subtransitoria del eje directo SubTransZ, etc. 

DCST 
Define los costos de 

operación  
Características de la curva activa para la curva de tasa de calor 

incremental HeatRterCstSt, etc. 

DREX 
Define los datos 

nominales del AVR 
Tipo de sistema de excitación ExtTyp, Voltaje de excitación sin carga 

ExtNoLod, Voltaje de excitación a fp nominal ExtVatPF, etc. 

DEXC 
Define el estado de los 
componentes del AVR 

Estado de excitación GenExcit, Falla del campo FlshAlm, Falla del 
sistema DC DCAlm, Falla del sistema AC ACAlm, Falla de UPS 

UPSAlm, Ajuste de voltaje SetV, etc.  

DSFC 
Define las 

características del 
regulador de velocidad 

Estado del droop de frecuencia HzActSt, Valor de droop, Frecuencia 
de referencia RefHz, Banda de regulación de sobre frecuencia 

RegBndOvHz, Control de frecuencia activo HzAct, etc. 

DCIP 
Características 

alternativas del motor 
Estado del motor EngOnOff, Velocidad máxima MaxSpd, Minima 

velocidad MinSpd, Velocidad del motor TrgSpd, etc. 

MFUL 
Define el tipo y 

característica del 
combustible 

Tipo de combustible FuelTyp, Costo del combustible FuelCost,  

 

En la Figura 3.24 se muestra la modelación de nodos lógicos para una Central Térmica y 

en la Tabla 3.8 se presenta la descomposición de nodos lógicos específicamente para el 

generador DG1. Los nodos lógicos se encuentran diferenciados por colores de acuerdo 

con las funciones de control, medición, protección, automatización y supervisión. La 

modelación del generador DG1 se aplica también al generador DG2.  

 

3.2.2.1.1 Nodos lógicos de control 

Los elementos de corte y seccionamiento se representan mediante un nodo lógico (LN) 

específico, de esta forma para el interruptor se utiliza el LN XCBR, para el seccionador de 

línea el LN XSWI1 y para el seccionador de tierra el LN XSWI2. Para el control de cada 

equipo se utiliza el LN de control CSWI, el cual gestiona todas las operaciones de control 

como es la autorización de comandos y liberación de enclavamientos. Además, se utiliza 

el LN CILO para diferenciar los enclavamientos de nivel de bahía y nivel de estación. 
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Figura 3.24 Modelación de nodos lógicos Central Térmica (generador DG1) 
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Tabla 3.8 Descomposición de funciones en nodos lógicos Generador a Diésel 

  

Supervisión Control Automatización Medición

Funcionalidad Clase 64 59 50 87 50 51 78 32 40 64 49 24 81 27 59 50

Interfaz Humano - máquina IHMI X X X X X X X X X X X X X X X X X X X X PC

Estado del generador DGEN X X X X

Datos nominales generador DRAT X X X X

Costos de operación DCST X X X X

Datos nominales del AVR DREX X X X X

Estado de componentes del AVR DEXC X X X X

Características Regulador de Velocidad DSFC X X X X

Características del motor DDCIP X X X X

TC Protecciones de fase I -BV TCTR1 X X X X X

TV Protecciones de fase V - BV TVTR1 X X X X X X X

TC Protección diferencial - BV TCTR2 X

TC Protección de tierra lado - BV TCTR3 X

TV Protección de fase V - BV TVTR2 X X

TC Protección diferencial - AV TCTR4 X X

TC Protección de tierra - AV TCTR5 X

TV Protecciones de fase 2 - AV TVTR2 X X

TV Protecciones de barra TVTR3 X
B3-MU1

(SMU615)

Resistencia devanado de campo 77-1 X SEL-2664

Temperatura devanado del estator 77-2 X SEL-2600

Seccionador línea XSW1 X X

Seccionador tierra XSWI1 X X

Interruptor XCBR X X

Supervisión de falla interruptor SCBR X

Supervisión de mecanismo interruptor SOPM X

Suipervisión de gas SIMG X

Interbloqueo interruptor CILO X

Interbloqueo seccionador CILO1 X

Interbloqueo seccionador de tierra CILO2 X

Control de Interruptor CSWI X

Control de seccionador CSWI1 X

Control de seccionador tierra CSWI2 X

Control Sincronización CPOW X

Disparo general PTRC X X X X X X X X X X X X X X X X

Falla a tierra PSEF X

Sobre voltaje en el neutro PTOV X

Falla a tierra lado de generador PIOC X

Diferencial generador - transformador PDIF X

Sobre corriente instantánea PIOC X

Sobre corriente temporizada PTOC X

Pérdida de sincronismo PPAM X

Potencia inversa PDOP X

Pérdida de campo PDIS X

Falla a tierra del devanado de campo PREF X

Sobre temperatura de devanados PTTR X

Sobre excitación PVPH X

Frecuencia PFRQ X

Bajo voltaje PTUV X

Sobre voltaje PTOV X

Falla a tierra AV PIOC X

Sincronización RSYN X

Falla de interruptor RBRF X

Nodo Lógico Protección

REG670

DG1-MU2

(SMU615)

DG1-MU3

(SMU615)

DG1-MU1

(SMU615)

Funciones de supervisión, control, protección y automatización

WAGO I/O

750

 SERIES
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3.2.2.1.2 Nodos lógicos de protección 

Para la protección de falla a tierra del devanado de campo PREF (64R) se utiliza el módulo 

SEL-2664 (77-1), el cual adquiere la medición de la resistencia del devanado de campo y 

permite la protección ante sobre voltajes excesivos antes del arranque del generador. Para 

la protección de sobre voltaje en el neutro PTOV (59N) y para la protección de falla a tierra 

del estator al 100 % PSEF (64S) se utiliza el transformador de voltaje representado 

mediante el LN TVTR3. Para la protección de sobrecarga PTTR (49R) se utiliza el módulo 

de temperatura RTD SEL-2600 (77-2) mediante la medición de la temperatura de los 

devanados del estator. 

 

La protección diferencial de fases PDIF (87G) realiza la protección de todo el grupo 

generador – transformador, para ello, se utiliza de manera específica los transformadores 

de corriente representados por los LN TCTR2 y TCTR4. Para las fallas de sobre corriente 

a tierra PIOC (50N) en el lado del generador se utiliza el transformador de corriente 

representados por el LN TCTR3, mientras que para fallas a tierra PIOC (50N) en el lado Y 

del transformador (13,8 kV) se utiliza el transformador de corriente representado por el LN 

TCTR5. 

 

Para las protecciones de voltaje y frecuencia como: PTUV (27), PTOV (59), PFRQ (81) y 

PVPH (24) se utiliza el transformador de voltaje representado por el LN TVTR1. La 

protección de potencia inversa PDOP (32), la protección de pérdida de sincronismo PPAM 

(78) y la protección de pérdida de campo PDIS (40), utilizan los transformadores de voltaje 

y corriente, TVTR1 y TCTR1, respectivamente. Todas las funciones de protección antes 

mencionadas son agrupadas en el nodo lógico PTRC el cual permite brindar la condición 

de disparo al interruptor XCBR debido a condiciones de falla por alguna de las funciones 

parametrizadas. 

 

3.2.2.1.3 Nodos lógicos de automatización 

Para que el generador DG1 se sincronice con la microrred se utiliza la función de 

sincronismo representada por el LN RSYN (25) para lo cual se utilizan los transformadores 

de voltaje TVTR2 y TVTR3, este último ubicado en el lado de la barra B3. La función de 

sincronismo RSYN emite el permisivo para el cierre del interruptor solo sí las diferencias 

de voltaje, frecuencia y ángulo están dentro de ciertos límites. Para el control de apertura 

y cierre del interruptor XCBR se utiliza el nodo lógico CPOW, el cual recibe el permisivo de 

la función RSYN. Otra función de automatización utilizada es la falla de interruptor 
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representada por el LN RBRF que condiciona su funcionamiento para emitir la orden de 

apertura del interruptor XCBR debido a una condición de falla por alguna de las funciones 

de protección. 

 

3.2.2.1.4 Nodos lógicos de supervisión 

Para la supervisión del switchgear e interruptor se utilizan los nodos lógicos SIMG, SOPM 

y SCBR. El LN SIMG se utiliza para la supervisión de la presión de gas SF6 donde se 

encuentra embebido el interruptor, mientras que el LN SOPM permite supervisar el 

mecanismo de operación del interruptor. Finalmente, el LN SCBR supervisa la operación 

del interruptor mediante el estado de la carga de corriente del interruptor, la abrasión de los 

contactos y los retardos crecientes que indican su envejecimiento. 

 

3.2.2.2 Modelación de nodos lógicos en alimentadores de interconexión 

En la Figura 3.25 se muestran la modelación de nodos lógicos para los alimentadores de 

interconexión.  
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Figura 3.25 Modelación de nodos lógicos para alimentadores de interconexión  
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Se utiliza como elementos de protección al relé REC-640 del fabricante ABB. En relación 

con las protecciones, se consideran funciones de sobre corriente de falla de fase y de tierra 

usando los transformadores de corriente TCTR1 y TCTR2, respectivamente. Para la 

sincronización del alimentador se utiliza la función de sincronismo representada por el nodo 

lógico RSYN (25) para lo cual se utilizan los transformadores de voltaje TVTR1 y TVTR2, 

este último ubicado en el lado de la barra de 13,8 kV. Para estos casos se utiliza la opción 

de reconexión de la línea eléctrica. 

 

En la Tabla 3.9 se muestra la descomposición de funciones en nodos lógicos para los 

alimentadores de interconexión, esta descomposición facilita la programación de los relés 

de protección. La modelación y descomposición de nodos lógicos para las cargas del 

sistema se detallan en el acápite 3.2.6. 

 

Tabla 3.9 Descomposición de funciones en NL para alimentadores de interconexión 

 

 

3.2.2.3 Arquitectura de comunicaciones 

Para mejor entendimiento en las arquitecturas de comunicaciones, en la Tabla 3.10 se 

detallan los símbolos de los equipos de protección, control, medición y los equipos de la 

red de comunicaciones. 

 

 

 

Supervisión Control Automatización Medición

Funcionalidad Clase 50 51 50N

Interfaz Humano - máquina IHMI X X X X IHMI

TC Protecciones de fase TCTR1 X X

TC Protecciones de fase tierra TCTR2

TV Protecciones de fase TCTR1 X

TV Protecciones de Barra TCTR1 X
B3-MU1

(SMU615)

Seccionador línea DCXSW1 X X

Seccionador tierra XSWI1 X X

Interruptor XCBR X X

Supervisión de falla interruptor SCBR X

Supervisión de mecanismo interruptor SOPM X

Suipervisión de gas SIMG X

Interbloqueo interruptor CILO X

Interbloqueo seccionador de tierra CILO1 X

Control de Interruptor CSWI X

Control de seccionador tierra CSWI1 X

Disparo general PTRC X X X X

Sobre corriente instantánea PIOC X

Sobre corriente temporizada PTOC X

Sobre corriente a tierra PIOC X

Sincronización RSYN X

Reconexión RREC X

Falla de interruptor RBRF X

REC640

TIEB3-MU1

(SMU615)

Protección

Funciones de supervisión, control, protección y automatización

Nodo Lógico
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Tabla 3.10 Símbolos de equipos de protección, control, medición y comunicaciones 

Símbolo Descripción Símbolo Descripción 

 

Puerto de cobre  

100BASE-TX (100 Mbit/s)  

Puerto de fibra multi modo  

1000BASE-LX (1 Gbit/s) 

 

Puerto de fibra  

100BASE-FX (100 Mbit/s)  

Puerto de fibra mono modo 

1000BASE-LX (1 Gbit/s) 

 

Relé de protección  

  
Merging Unit  

 

Unidad de interfaces periféricas 

(entradas/salidas &  

analógicas/digitales) 
 

Gateway 

 

Switch de comunicaciones 
 

Router 

 

Plataforma de  

Ciberseguridad .  
Reloj Maestro 

 

Estación de monitoreo 
 

Impresora 

 

La Merging Unit SMU615 dispone de 4 entradas de corriente (3 de fase y 1 de tierra) y 3 

entradas de voltaje de fase. De acuerdo con la modelación de los nodos lógicos se utilizará 

un total de 11 SMU615 que estarán distribuidos como se indica en la Tabla 3.11. 

Tabla 3.11 Distribución de Merging Unit SMU615 para equipos de la Central Térmica 

Equipo Instrumentación Descripción 
Merging  

Unit 
CT Fase 

CT  
Tierra 

PT 
 fase 

Generador 
DG1 

TCTR1 Protecciones de fase I -BV 
DG1-MU1 

3 - - 

TVTR1 Protecciones de fase V - BV - - 3 

TCTR2 Protección diferencial - BV 

DG1-MU2 

3 - - 

TCTR3 Protección de tierra lado - BV - 1 - 

TVTR2 Protección de tierra V - BV - - 1 

TCTR4 Protección diferencial - AV 

DG1-MU3 

3 - - 

TCTR5 Protección de tierra - AV - 1 - 

TVTR2 Protecciones de fase 2 - AV - - 3 

Generador 
DG2 

TCTR1 Protecciones de fase I -BV 
DG2-MU1 

3 - - 

TVTR1 Protecciones de fase V - BV - - 3 

TCTR2 Protección diferencial - BV 

DG2-MU2 

3 - - 

TCTR3 Protección de tierra lado - BV - 1 - 

TVTR2 Protección de tierra V - BV - - 1 

TCTR4 Protección diferencial - AV 

DG2-MU3 

3 - - 

TCTR5 Protección de tierra - AV - 1 - 

TVTR2 Protecciones de fase 2 - AV - - 3 

Barra B3 TVTR3 Voltaje en lado barra B3 B3-MU1 - - 1 

TIE Barra B2 
TCTR1 Protecciones de fase I 

TIEB2-MU1 
3 - - 

TVTR1 Protecciones de fase V - - 3 

TIE Barra B4 
TCTR1 Protecciones de fase I 

TIEB4-MU1 
3 - - 

TVTR1 Protecciones de fase V - - 3 

TIE Barra B8 TCTR1 Protecciones de fase I TIEB8-MU1 3 - - 

 TVTR1 Protecciones de fase V  - - 3 

Carga 3 
TCTR1 Protecciones de fase I 

CARGA3-MU1 
3 - - 

TVTR1 Protecciones de fase V - - 3 

P
OC

MUOC

PIOC BC

TC
A

1 2 3 4

5 6 87
21 BC

MC



 

91 

Para la arquitectura de comunicaciones de la Central Térmica, se considera un anillo de 

comunicación en el bus de estación y un segundo anillo en el bus de proceso, tal como se 

muestra en la Figura 3.26. 

 

Hacia 
Swi tch

Estación 4

Desde 
Swi tch 

Estación 2

MUOC

SMU615
DG1-MU1

TC
A

1 2 3 4

5 6 87
21

 

DG1-SW1
SEL2730

P
OC

REG670
DG1-P1

P
OC

REG670
DG2-P1

P
OC

REC640
TIEB2-P1

P
OC

REC640
TIEB4-P2

P
OC

SEL-651R
CARGAX-P1

BUS DE PROCESO

 

Plataforma de 
Ciberseguridad

IDS-RBX1

TC
A

6 7 8

2 3 54
21

 
B3-BE-SW2

SEL2740S

TC
A

1 2 3 4

5 6 87 21

 B3-BE-SW1
SEL2740S

43

CT-G1
RTU540

BC

1

Impresora

MC

MC-01
SEL-2488

BUS DE ESTACIÓN

MUOC

SMU615
DG1-MU2

MUOC

SMU615
DG1-MU3

MUOC

SMU615
DG2-MU1

TC
A

1 2 3 4

5 6 87
21

 

DG2-SW1
SEL2730

MUOC

SMU615
DG2-MU2

MUOC

SMU615
DG2-MU3

MUOC

SMU615
TIEB2-MU1

 

MUOC

SMU615
TIEB4-MU1

MUOC

SMU615
TIEB8-MU1

MUOC

SMU-615
CARGAx-MU1

BC

RHG9628
CT-ROUTER1

TC

A
7 8

1 2 43

21

B3-BE-SW3
SEL2740S

5 6

T
C

A
6

7 8

1 2 43
21

 

B3-BP-SW2
SEL27305

PIOC

WAGO 750
DG1-PI1

PIOC

WAGO 750
DG2-PI1

Estación Local de 
Monitoreo

PC-1 IMP-1

Reloj  
maestro

TC
A

1 2 3 5 6 7

8
21

B3-BP-SW1
SEL2730

(x3)

(x3)

MUOC

SMU615
B3-MU1

4

 

Figura 3.26 Arquitectura de comunicaciones de la Central Térmica  
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El uso de dos anillos evita la saturación del bus de estación, esto debido al alto tráfico que 

genera el muestreo de valores (SV, en inglés Sampled Values) producido por las Meging 

Unit (MU). Los relés de protección y la RTU deberán disponer de puertos completamente 

separados para el bus de estación y el bus de proceso, con esta condición se puede 

implementar RSTP en el lado del bus de estación y en el bus de proceso sin problemas 

con el tiempo de reconfiguración de la red. 

 

Esta configuración de red separa eficazmente el bus de estación y el de proceso en dos 

redes físicas separadas. Para habilitar un acceso directo desde el SCADA, consola de 

ingeniería u otras aplicaciones de capa 3 a las Meging Unit y RTU en el bus de proceso, 

se utiliza un enrutador IP (CT-ROUTER1) que conecta las dos redes de capa 2 a través de 

una conexión de capa 3. 

 

Con esta configuración se tiene una redundancia de ruta única en los anillos del bus de 

proceso y el bus de estación. Sin embargo, la redundancia a nivel de aplicación requiere 

Meging Unit y relés de protección redundantes, esto de acuerdo con la recomendación del 

estándar IEC-61850-90-4 [61]. 

 

3.2.2.3.1 Matrices VLAN 

En la Tabla 3.12 (a) se muestra la asignación de VLAN en cada uno de los switches del 

anillo del bus de proceso donde se encuentran integrados las Meging Unit SM615 y la RTU. 

Las VLAN son asignadas en función del tipo de dato y equipo. Por ejemplo, para el 

generador 1 se tienen 2 VLAN: la VLAN1 para datos muestreados (SV) y la VLAN2 para 

datos MMS que serán enviados directamente al SCADA. 

 

En la Tabla 3.12 (b) se muestra la asignación de VLAN en los switches que forman parte 

del anillo del bus de proceso y estación, donde se encuentran integrados los relés de 

protección. Se establece una VLAN15 para mensajes GOOSE entre el generador 1 y las 

bahías de interconexiones y carga. De igual forma, se implementa la VLAN16 para el 

generador 2 utilizando mensajes GOOSE que permiten los interbloqueos respectivos con 

las bahías de interconexión y carga. 

 

En la Tabla 3.12 (c) se muestra la asignación desde VLAN para todos los equipos a nivel 

de estación. En la VLAN23 se asigna la sincronización PTP que estará dada por el Reloj 

Maestro SEL-2488. Las demás VLAN servirán para el flujo de datos del sistema de 

monitoreo PC-1, Gateway CT-G1 y la plataforma de seguridad IDS-RBx1. 



 

93 

Tabla 3.12 Matriz VLAN Central Térmica 

(a) VLAN para anillo del Bus de Proceso 

 

(b) Matriz VLAN para anillos del Bus de Proceso y Estación 

 

(c) Matriz VLAN en anillo del Bus de Estación 

  

Swit ch Puert o Equipo T ipo  puert o V LA N 1 V LA N 2 V LA N 3 V LA N 4 V LA N 5 V LA N 6 V LA N 7 V LA N 8 V LA N 9 V LA N 10

T1 - Troncal Tr SV DG1-M U M M S DG1-M U - - - - - - - -

T2 - Troncal Tr SV DG1-M U M M S DG1-M U - - - - - - - -

P1 DG1-M U1 Acceso Df SV DG1-M U1 M M S DG1-M U1 - - - - - - - -

P2 DG1-M U2 Acceso Df SV DG1-M U2 M M S DG1-M U2 - - - - - - - -

P3 DG1-M U3 Acceso Df SV DG1-M U3 M M S DG1-M U3 - - - - - - - -

P4 DG1-PI1 Acceso Df - M M S DG1-PI1 -

T1 - Troncal Tr - - SV DG2-M U M M S DG2-M U - - - - - -

T2 - Troncal Tr - - SV DG2-M U M M S DG2-M U - - - - - -

P1 DG2-M U1 Acceso Df - - SV DG2-M U1 M M S DG2-M U1 - - - - - -

P2 DG2-M U2 Acceso Df - - SV DG2-M U2 M M S DG2-M U2 - - - - - -

P3 DG2-M U3 Acceso Df - - SV DG2-M U3 M M S DG3-M U3 - - - - - -

P4 DG2-PI1 Acceso Df - - - M M S DG3-PI1 - - - - - -

T1 - Troncal Tr - - - - SV TIE-M U M M S TIE-M U SV B3-M U M M S B3-M U SV C3-M U M M S C3-M U

T2 - Troncal Tr - - - - SV TIE-M U M M S TIE-M U SV B3-M U M M S B3-M U SV C3-M U M M S C3-M U

P1 TIEB2-M U1 Acceso Df - - - - SV TIEB3-M U1 M M S TIEB3-M U1 - - - -

P2 TIEB4-M U1 Acceso Df - - - - SV TIEB4-M U1 M M S TIEB4-M U1 - - - -

P2 TIEB8-M U1 Acceso Df - - - - SV TIEB8-M U1 M M S TIEB8-M U1 - - - -

P3 B3-M U1 Acceso Df - - - - - - SV B3-M U1 M M S B3-M U1 - -

P4 CARGA3-M U1 Acceso Df - - - - - - - - SV C3-M U1 M M S C3-M U1

M at riz  V LA N  en swit ch del B us de Proceso

DG1-SW1

DG2-SW1

B3-BP-SW1

Swit ch Puert o Equipo T ipo  puert o V LA N 11 V LA N 12 V LA N 13 V LA N 14 V LA N 15 V LA N 16

T1 Troncal Tr M M S DG1-P M M S DG2-P M M S TIE-P M M S C3-P GSE DG1 P GSE DG2 P

T2 Troncal Tr M M S DG1-P M M S DG2-P M M S TIE-P M M S C3-P GSE DG1 P GSE DG2 P

P1 CT-ROUTER1 Acceso Df - - - - - -

P2 DG1-P1 Acceso Df M M S DG1-P1 - GSE DG1 -

P3 DG2-P1 Acceso Df - M M S DG2-P1 - - - GSE DG2

P4 TIEB2-P1 Acceso Df - - M M S TIEB3-P1 - GSE DG1-TIE GSE DG2-TIE

P5 TIEB4-P1 Acceso Df - - M M S TIEB4-P1 - GSE DG1-TIE GSE DG2-TIE

P6 TIEB8-P1 Acceso Df - - M M S TIEB8-P1 - GSE DG1-TIE GSE DG2-TIE

P7 CARGA3-P1 Acceso Df - - - M M S C3-P1 GSE DG1-C3 GSE DG2-C3

T1 Troncal Tr M M S DG1-P M M S DG2-P M M S TIE-P M M S C3-P GSE DG1 P GSE DG2 P

T2 Troncal Tr M M S DG1-P M M S DG2-P M M S TIE-P M M S C3-P GSE DG1 P GSE DG2 P

P1 CT-ROUTER1 Acceso Df - - - - - -

P2 DG1-P1 Acceso Df M M S DG1-P1 - GSE DG1 -

P3 DG2-P1 Acceso Df - M M S DG2-P1 - - - GSE DG2

P4 TIEB2-P1 Acceso Df - - M M S TIEB3-P1 - GSE DG1-TIE GSE DG2-TIE

P5 TIEB4-P1 Acceso Df - - M M S TIEB4-P1 - GSE DG1-TIE GSE DG2-TIE

P5 TIEB8-P1 Acceso Df - - M M S TIEB8-P1 - GSE DG1-TIE GSE DG2-TIE

P6 CARGA3-P1 Acceso Df - - - M M S C3-P1 GSE DG1-C3 GSE DG2-C3

B3-BP-SW2

B3-BE-SW3

M at riz  V LA N  en swit ch del B us de Proceso  y Est ación

Swit ch Puert o Equipo T ipo  puert o V LA N 17 V LA N 18 V LA N 19 V LA N 2 0 V LA N 2 1

T1 Troncal Tr PTP M C M M S IDS M M S CT-G1 M M S PC-1 / IM P-1 M M S IM P-1

T2 Troncal Tr PTP M C M M S IDS M M S CT-G1 M M S PC-1 / IM P-1 M M S IM P-1

P1 M C-01 Acceso Df PTP M C-01 - - - -

P2 IDS-RBx1 Acceso Df - M M S IDS - - -

P3 CT-G1 Acceso Df - - M M S CT-G1 - -

P4 PC-1 Acceso Df - - - M M S PC-1 -

P5 IM P-1 Acceso Df - - - M M S IM P-1 M M S IM P-1

B3-BE-SW2

M at riz  V LA N  en swit ch del B us de Est ación
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3.2.3 Central Eólica 

En la Figura 3.27 se muestran los equipos de protección, control y medición de los 

aerogeneradores y alimentadores asociados a la Central Eólica.  
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Figura 3.27 Diagrama unifilar de la Central Eólica con equipos de protección, control y 
medición 
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El equipo principal para la protección de los aerogeneradores es el relé SEL-700G, 

mientras que para las interconexiones entre barras de aerogeneradores se utilizan los relés 

SEL-700WG. De igual forma para los relés de las interconexiones hacia barra B8 y B9 se 

utilizan los relés SEL-700WG.Todos los relés de protección antes mencionados son del 

fabricante SEL. Para la adquisición de señales analógicas de voltaje y corriente se utiliza 

la Merging Unit SEL-401. 

 

Para el alimentador hacia la carga se utiliza el relé SEL-651R el cual tiene todas las 

protecciones de frecuencia para el sistema de alivio de carga. Además, se utiliza la unidad 

terminal remota WAGO I/O 750 para la adquisición de señales analógicas y digitales 

propias de los aerogeneradores. Toda la información será integrada al Gateway SEL-3530 

que enviará la información al sistema SCADA. 

 

3.2.3.1 Modelación de nodos lógicos 

En la Figura 3.28 se exponen los elementos fundamentales de un aerogenerador junto con 

sus nodos lógicos correspondientes, en concordancia con el estándar IEC 61850  

Edición 2. Cabe destacar que los nodos lógicos del estándar derivan del IEC 61400-25. El 

componente inicialmente abordado es el rotor, caracterizado como la parte rotativa esencial 

de la turbina eólica, típicamente constituido por tres palas, y se identifica mediante el nodo 

lógico WROT. 
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Figura 3.28 Componentes de un aerogenerador y sus nodos lógicos 
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Otro componente esencial dentro del sistema del aerogenerador es la góndola, la cual 

ocupa una posición en la parte superior de la torre y establece conexión directa con el eje 

de la turbina. Dentro de la góndola se alojan principalmente tres elementos clave: el 

generador, la caja de cambios y el conversor AC/DC/AC. Estos componentes desempeñan 

roles fundamentales en la conversión de la energía cinética del viento en energía eléctrica 

utilizable. Para fines de representación y control, la góndola se identifica mediante el nodo 

lógico WNAC. 

 

El sistema Yaw, esencial para el funcionamiento del aerogenerador, se encuentra 

típicamente situado en la parte superior de la torre, justo debajo de la góndola. Este sistema 

consiste en un mecanismo que permite el giro del rotor y la góndola alrededor de su eje 

vertical, permitiendo así que la turbina se oriente hacia la dirección del viento. En la 

representación y control del sistema, el sistema Yaw se identifica mediante el nodo lógico 

WAYW. 

 

En la Tabla 3.13 se detallan las definiciones de los nodos lógicos considerados para 

aerogeneradores de acuerdo con la recomendación definida en el estándar IEC 61400-25. 

 

Tabla 3.13 Nodos lógicos específicos para aerogeneradores 

Nombre del  
Nodo Lógico 

Descripción 

WROT Información del rotor del aerogenerador 

WTRM Información de la transmisión del aerogenerador 

WGEN Información del generador del aerogenerador 

WCNV Información del conversor del aerogenerador 

WNAC Información de la estructura “Nacelle” del aerogenerador 

WYAW Información de la estructura “Yaw” del aerogenerador 

WMET Información de datos meteorológicos 

WTOW Información de la torre del aerogenerador 

WTRF Información del transformador del aerogenerador 

 

Los nodos lógicos para equipos de corte y seccionamiento como XCBR, XSWI, CSWI, 

MMXU también son aplicables a los generadores fotovoltaicos, de acuerdo con las 

recomendaciones del estándar IEC 61850-7-6. 

 

Cada nodo lógico del aerogenerador tiene diferentes atributos relacionados con valores de 

ajustes, valores medidos y variables de control, además, cada nodo lógico se define como 

una clase, que incluye varios atributos, desde varios hasta decenas. Por ejemplo, los 
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objetos de datos específicos del nodo lógico WROT se explican en la Tabla 3.14. Los 

objetos de datos de los demás nodos lógicos se detallan en el ANEXO F. 

 

Tabla 3.14 Objetos de datos del nodo lógico WROT 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información de estados 

RotSt Estado del rotor 

BlStBl Estado de las palas 

PtCtlSt Estado del control de inclinación 

Información analógica 

Rosad Valor de la velocidad del rotor en el lado del rotor 

HubTmp Temperatura en el cubo del rotor 

PtHyPresBl Presión del sistema hidráulico de inclinación de las palas 

PtAngValBl Ángulo de inclinación de las palas 

Información de control 
Billroth Ajuste del rotor en la posición bloqueada 

PtEmgChk Verificar el sistema de inclinación de emergencia 

 

En la Figura 3.29 se muestra la modelación de nodos lógicos para el generador WTG2, 

mientras que en la Tabla 3.15 se presenta descomposición de funciones en nodos lógicos 

para aerogeneradores. 

 

Cada nodo lógico se encuentra diferenciado por colores de acuerdo con las funciones de 

control, medición, protección, automatización y supervisión. Se utiliza como dispositivo de 

protección al relé de modelo SEL-700G del fabricante SEL. Para medición de las variables 

eléctricas se utiliza el analizador de red SEL-743 del fabricante SEL. La modelación del 

aerogenerador WTG2 se aplica también a los demás aerogeneradores. 

 

Como se explicó en el acápite 3.1.2, la central eólica de la microrred de prueba tiene una 

topología radial agrupando 3 aerogeneradores en un alimentador mediante una conexión 

cadena en serie (daisy chain), tal como de detalla en la Figura 3.7. De esta forma, en la 

barra donde conecta el aerogenerador (ver Figura 3.29), se tienen dos interruptores 

adicionales XCBR1 y XCBR2, estos permiten el enlace hacia el anterior y hacia el siguiente 

aerogenerador. 

 

Para protección del esquema de conexión de cada generador eólico, se utiliza el relé de 

protección para alimentadores SEL-700GW, el cual toma las señales de corriente desde 

cada enlace, de esta forma se detecta y se aíslan las fallas (50/51) en cualquier de los dos 

alimentadores. 
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Figura 3.29 Modelación de nodos lógicos en generador WTG2 de la Central Eólica 
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Tabla 3.15 Descomposición de funciones en nodos lógicos para aerogeneradores 

  

Supervisión Control Automatización Medición

Funcionalidad Clase 64S 59N 50N 50 51 78 32 64R 49R 81 27 59 50N 51

Interfaz Humano - máquina IHMI X X X X X X X X X X X X X X X X X X PC

Rotor WROT X X X

Transmisión WTRM X X X

Generador WGEN X X X

Conversor WCNV X X X

Góndola WNAC X X X

Estructura Yaw WYAW X X X

Datos metereológicos WMET X

Torre WTOW X X X

Transformador WTRF X X X

TC Protecciones de fase I -BV TCTR1 X X X X

TV Protecciones de fase V - BV TVTR1 X X X X X

TC Protección de tierra lado - BV TCTR2 X

TV Protección de fase V - BV TVTR2 X X

TC Protección de tierra I - AV TCTR3 X X

TC Protecciones de fase  I - AV TCTR4 X X X

TV Protecciones de fase  I - AV TVTR3 X X

TV Protecciones de barra TVTR4 X
B7-MU1

(SEL-401)

Resistencia devanado de campo 77-1 X SEL-2664

Temperatura devanado del estator 77-2 X SEL-2600

Seccionador línea DCXSW1 X X

Seccionador tierra XSWI1 X X

Interruptor XCBR X X

Supervisión de falla interruptor SCBR X

Supervisión de mecanismo interruptor SOPM X

Suipervisión de gas SIMG X

Interbloqueo interruptor CILO X

Interbloqueo seccionador CILO1 X

Interbloqueo seccionador de tierra CILO2 X

Control de Interruptor CSWI X

Control de seccionador CSWI1 X

Control de seccionador tierra CSWI2 X

Control Sincronización CPOW X

Disparo general PTRC X X X X X X X X X X X X X X

Falla a tierra PSEF X

Sobre voltaje en el neutro PTOV X

Falla a tierra lado de generador PIOC X

Sobre corriente instantánea PIOC X

Sobre corriente temporizada PTOC X

Pérdida de sincronismo PPAM X

Potencia inversa PDOP X

Falla a tierra del devanado de campo PREF X

Sobre temperatura de devanados PTTR X

Frecuencia PFRQ X

Bajo voltaje PTUV X

Sobre voltaje PTOV X

Falla a tierra lado AV PIOC X

Sobre corriente temporizada de fase PTOC X

Sincronización RSYN X

Falla de interruptor RBRF X

SEL-700G

WTG1-MU1

(SEL-401 )

WTG1-MU2

(SEL-401 )

Funciones de supervisión, control, protección y automatización

Nodo Lógico Protección

WAGO I/O

750

 SERIES
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3.2.3.2 Arquitectura de comunicaciones 

La Merging Unit SEL-401 dispone de 6 entradas de corriente y 6 entradas de voltaje. De 

acuerdo con la modelación de los nodos lógicos toda la Central Eólica utilizará un total de 

37 unidades SEL-401 que estarán distribuidos como se indica en la Tabla 3.16. 

 

Tabla 3.16 Distribución de Merging Unit SEL-401 para equipos de la Central Eólica 

Equipo Instrumentación Descripción 
Merging  

Unit 
CT 

Fase 
CT 

Tierra 
PT 

fase 
PT 

tierra 

Generador 
WTG  

TCTR1 Protecciones de fase I -BV 

WTG1-
MU1(x9) 

3 - - - 

TVTR1 Protecciones de fase V - BV - - 3 - 

TVTR2 Protección de tierra V - BV - 1 - - 

TCTR2 Protección de tierra I - BV - - - 1 

TCTR3 Protecciones de tierra I -AV 
WTG1-

MU2(x24) 

- 1 - - 

TCTR4 Protecciones de fase I -AV 3 - - - 

TVTR3 Protecciones de fase 2 - AV - - 3 - 

Barra B3 TVTR4 Voltaje en lado barra B3 B3-MU1 - - 3 - 

TIE Barra 
B6 

TCTR1 Protecciones de fase I 
TIEB6-
MU1 

3 - - - 

TCTR2 Protecciones de tierra I - 1 - - 

TVTR1 Protecciones de fase V - - 3 - 

TIE Barra 
B8 

TCTR1 Protecciones de fase I 
TIEB8-
MU2 

3 - - - 

TCTR2 Protecciones de tierra I - 1 - - 

TVTR1 Protecciones de fase V - - 3 - 

Carga 7 

TCTR1 Protecciones de fase I 
CARGA7-

MU1 

3 - - - 

TCTR2 Protecciones de tierra I - 1 - - 

TVTR1 Protecciones de fase V - - 6 - 

 

En la Figura 3.30 se muestra la arquitectura de comunicaciones de la Central Eólica. Se 

considera un anillo de comunicación en el bus de estación y uno en el bus de proceso. En 

el bus de proceso y estación se utilizan los switches SEL-2730. El anillo de proceso estará 

formado por 20 switches, la mitad servirán para integrar a las 37 Merging Unit SEL-401 y 

las 9 unidades remotas SEL-2240. Los 10 switches restantes servirán para integrar los 

relés de protección y de interconexión de cada aerogenerador. 

 

El anillo del bus de estación estará formado por 12 switches asignados de la siguiente 

forma: 10 switches integrar los relés de protección y de interconexión de cada 

aerogenerador, 1 switch para los equipos de estación y 1 switch para integración de la 

Central Eólica al anillo general de la microrred. 
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Figura 3.30 Arquitectura de comunicaciones de la Central Eólica  
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3.2.4 Central Fotovoltaica 

En la Figura 3.31 se presenta una descripción detallada de los equipos destinados a la 

protección y control de las unidades de generación y los alimentadores asociados a la 

Central Fotovoltaica. 

 

El componente principal utilizado para la protección del alimentador de cada central 

fotovoltaica es el relé SEL-651R. Para las interconexiones dirigidas hacia las barras B3, B5 

y B11, se emplean los relés SEL-700GW. Por otro lado, en el alimentador destinado hacia 

la carga, se implementa el relé SEL-651R, el cual cuenta con todas las protecciones 

necesarias, incluyendo la protección de frecuencia para el sistema de alivio de carga 

(RoCoF rápido). 

 

Se proyecta que la Central Fotovoltaica opere completamente digitalizada. En 

consecuencia, para la adquisición de señales analógicas de voltaje y corriente, se emplea 

la Merging Unit SEL-401. Además, para las señales analógicas y digitales correspondientes 

a los generadores, se utiliza la unidad terminal remota WAGO 750. Todas estas señales 

son integradas en el Gateway SEL-3530, encargado de enviar la información al sistema 

SCADA. 
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Figura 3.31 Diagrama unifilar de la Central Fotovoltaica con equipos de protección y 

control  
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3.2.4.1 Modelación de nodos lógicos 

En la Figura 3.32 se detallan los componentes fundamentales de una central fotovoltaica, 

junto con sus respectivos nodos lógicos, conforme al estándar IEC 61850-7-420. El 

elemento principal lo conforman los arreglos fotovoltaicos, representados por cuatro nodos 

lógicos distintos: DVPM, DPVA, DPVC y DTRC.  

 

Otro componente de una planta fotovoltaica es el inversor, cuya función es convertir la 

corriente continua generada por los paneles fotovoltaicos en corriente alterna. El nodo 

lógico que define las características del inversor de DC/AC es ZINV. En caso de requerir 

un sistema almacenamiento para respaldo de energía, es posible utilizar un sistema de 

baterías con su respectivo cargador, representados mediante los nodos lógicos ZBAT y 

ZBTC, respectivamente.  

 

En el ámbito de las mediciones físicas en sistemas fotovoltaicos, los nodos lógicos 

relevantes son: el Sensor de Temperatura del Módulo Fotovoltaico (STMP) para la 

temperatura y el Medidor Meteorológico de Energía Térmica (MMET) para las mediciones 

relacionadas con el clima. 

 

Inversor
DC/AC

Arreglos 
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Figura 3.32 Componentes de un generador fotovoltaico y sus nodos lógicos 

 

En la Tabla 3.17 se proporcionan las definiciones de los nodos lógicos más relevantes, así 

como los principales objetos de datos asociados, conforme a la recomendación establecida 
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en el estándar IEC 61850-7-420 para generadores fotovoltaicos. La descripción de los 

objetos de datos de cada nodo lógico se detalla en el ANEXO G. 

 

Tabla 3.17 Objeto de datos de nodos lógicos para generadores fotovoltaicos 

Nombre del  
Nodo Lógico 

Descripción 

DPVM 
Valores nominales de los módulos fotovoltaicos. Proporciona los valores nominales 

de un módulo. 

DPVA 
Características del arreglo fotovoltaico. Proporciona información general sobre un 

arreglo o sub-arreglo fotovoltaico. 

DPVC 
Controlador del arreglo fotovoltaico. Se utiliza para maximizar la potencia de salida 

del conjunto. 

DTRC Controlador de seguimiento. Se utiliza para seguir el movimiento del sol 

ZINV Inversor. 

STMP Características de temperatura 

MMET Mediciones meteorológicas 

ZBAT Batería si es necesaria para el almacenamiento de energía. 

ZBTC Cargador de batería si es necesario para el almacenamiento de energía 

 

Los objetos de datos específicos del nodo lógico DPVM se detallan en la Tabla 3.18. Los 

objetos de datos de los demás nodos lógicos se detallan en el ANEXO F. 

 

Tabla 3.18 Objetos de datos del nodo lógico DPVM 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información de estados ACRrv Índice en el punto activo de la curva V vs. I 

Información de ajustes 

MdulAVCrv 
Curva V vs. I del módulo en condiciones de prueba 

estándar (STC) 

MdulWRtg Potencia nominal del módulo en vatios pico en STC 

MdulW200Rtg 
Potencia nominal del módulo en vatios pico a 200 

W/m2 

MaxMdulV Voltaje del módulo a potencia máxima en STC 

MaxMdulA Corriente del módulo a máxima potencia en STC 

MdulOpnCctV Voltaje de circuito abierto del módulo (Voc en STC) 

MdulSrtCctA Corriente de cortocircuito del módulo (Isc en STC) 

MdulWTmpDrt 
Reducción de potencia/temperatura del módulo en 

porcentaje de grados por encima de 
25 ºC 

MdulATmpDrt 
Reducción de corriente/temperatura del módulo como 

porcentaje de grados por encima de 
25 ºC 

MdulVTmpDrt 
Voltaje/temperatura del módulo que disminuye según 

la relación voltaje/grados por encima de 25 ºC 

MdulAgeDrtPct 
Reducción de la edad del módulo en porcentaje a lo 

largo del tiempo 
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La construcción de dispositivos lógicos para automatizar el funcionamiento de un sistema 

fotovoltaico de acuerdo con el estándar IEC-61850-7-420 requiere de las siguientes 

funciones: 

 

- Operación del switchgear: control y supervisión de interruptores y dispositivos de 

desconexión, según lo especificado en la norma IEC 61850-7-4 (XCBR, XSWI, 

CSWI, entre otros). 

 

- Protección: contempla las funciones principales para proteger tanto el equipo 

eléctrico como al personal en caso de fallas, como se detalla en la normativa IEC 

61850-7-4 (PTOC, PTOV, PTTR, PHIZ, etc.).  

 

- Medición: engloba las funciones necesarias para obtener mediciones eléctricas 

como voltaje y corriente. Las mediciones de AC están especificadas en MMXU, 

mientras que las de DC se tratan en MMDC, ambas dentro de la norma  

IEC 61850-7-420. 

 

- Inversor de DC a AC: se refiere a las funciones de control y supervisión del inversor, 

detalladas en la norma IEC 61850-7-420 (ZINV). 

 

- Operación del arreglo fotovoltaico: comprende funciones destinadas a maximizar la 

potencia de salida del sistema, como el ajuste del nivel de corriente y voltaje para 

obtener el punto de máxima potencia (MPP), así como el funcionamiento de un 

sistema de seguimiento solar. Estas funciones específicas de la energía fotovoltaica 

están cubiertas en la norma mediante (DPVC, DTRC). 

 

- Operación en isla: abarca funciones necesarias para sincronizar el funcionamiento 

del sistema fotovoltaico con la red eléctrica (RSYN). 

 

- Almacenamiento de energía: incluye funciones necesarias para almacenar el 

excedente de energía producido por el sistema, siendo comúnmente realizado con 

baterías en sistemas fotovoltaicos pequeños, mientras que sistemas más grandes 

pueden utilizar aire comprimido u otros mecanismos. Las baterías para el 

almacenamiento de energía están definidas en esta norma como ZBAT y ZBTC. 

 



 

106 

- Monitoreo meteorológico: funciones necesarias para obtener mediciones 

meteorológicas como la irradiación solar y la temperatura ambiente. Estas 

funciones se tratan en MMET y STMP. 

 

Con las anteriores recomendaciones establecidas en el estándar IEC 61850-7-420, en la 

Figura 3.33 se muestra la modelación de nodos lógicos para un sistema fotovoltaico 

completo de 1,5 MW. Cada nodo lógico se encuentra diferenciado por colores de acuerdo 

con las funciones de control, medición, protección, automatización y supervisión. 

 

 

Arreglo
 Fotovo lta ico  1 ,5  MVA

TE-PV1

XCBR

XSWI2 CILO2

TCTR1

PFRQ-81

PTUV-27

PTOV-59

PTOC-51

PTRC

SOPMSIMG

CSWI

TVTR1

TVTR2

CSWI2

CILO

CPOW
Automatización

Protección

Switc hgear

Con tro l

Instrumen tación

Supervisión

Relé  de reconectador 
SEL-651R

Simbol ogía de nodos 
lóg icos

1, 5 MVA

SCBR

IHMI

RBRF

RSYN

XSWI1 CSWI1 CILO1

IHMI

DPVC

Unidad Terminal Remota

WAGO I/O  750 

DPVA

DTRC

DTRC

DVPM

IHMI

PTOC-50

Generador  
Fotovo lta ico

Inversor

RREC

TCTR2 PIOC-50N

MMXU

ZINV

WTRF

XCBR CSWI3

CILO3 IHMI

 

Figura 3.33 Modelación de nodos lógicos de la Central Eólica (Sistema fotovoltaico 1) 

 

Finalmente, en la Tabla 3.19 se presenta la descomposición de las funciones de nodos 

lógicos para los generadores fotovoltaicos. 
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Tabla 3.19 Descomposición de funciones en nodos lógicos para generadores fotovoltaicos 

  

Supervisión Control Automatización Medición

Funcionalidad Clase 50N 50 51 81 27 59

Interfaz Humano - máquina IHMI X X X X X X X X X X PC

Valores de módulo PV DVPM X X X X

Valores del arreglo PV DVPA X X X X

Controlador del arreglo PV DVPC X X X X

Controlador de seguimiento DTRC X X X X

Inversor ZINV X X X X

Temperatura STMP X X X X

Mediciones Metereológicas MMET X X

TC Protecciones de fase I -BV TCTR1 X X

TV Protecciones de fase V - BV TVTR1 X X X X

TC Protección de tierra lado - BV TCTR2 X

TV Protecciones de barra TVTR2 X
B7-MU1

(SEL-401)

Seccionador línea XSW1 X X

Seccionador tierra XSWI1 X X

Interruptor XCBR X X

Supervisión de falla interruptor SCBR X

Supervisión de mecanismo interruptor SOPM X

Suipervisión de gas SIMG X

Interbloqueo interruptor CILO X

Interbloqueo seccionador CILO1 X

Interbloqueo seccionador de tierra CILO2 X

Control de Interruptor CSWI X

Control de seccionador CSWI1 X

Control de seccionador tierra CSWI2 X

Control Sincronización CPOW X

Disparo general PTRC X X X X X X

Falla a tierra lado de generador PIOC X

Sobre corriente instantánea PIOC X

Sobre corriente temporizada PTOC X

Frecuencia PFRQ X

Bajo voltaje PTUV X

Sobre voltaje PTOV X

Sincronización RSYN X

Reconexión RREC X

Falla de interruptor RBRF X

SEL-651R

PV1-MU1

(SEL-401 )

Protección

Funciones de supervisión, control, protección y automatización

Nodo Lógico

WAGO I/O

750

 SERIES
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3.2.4.2 Arquitectura de comunicaciones 

La Merging Unit SEL-401 dispone de 6 entradas de corriente y 6 entradas de voltaje. De 

acuerdo con la modelación de los nodos lógicos toda la Central Fotovoltaica utiliza un total 

de 7 unidades SEL-401 que están distribuidos como se indica en la Tabla 3.20. 

 

Tabla 3.20 Distribución de Merging Unit SEL-401 para equipos de la Central Fotovoltaica 

Equipo Instrumentación Descripción 
Merging 

Unit 
CT 

Fase 
CT 

Tierra 
PT 

fase 
PT 

tierra 

Generador 
PV 

TCTR1 Protecciones de fase I -BV 

PV1-MU1 
 (x3) 

3 - - - 

TVTR1 Protecciones de fase V - BV - - 3 - 

TVTR2 Protección de tierra V - BV - - 3 - 

TCTR2 Protección de tierra I - BV - - - 1 

Barra B4 TVTR4 Voltaje en lado barra B3 B4-MU1 - - 3 - 

TIE Barra 
B3 

TCTR1 Protecciones de fase I 
TIEB3-
MU1 

3 - - - 

TCTR2 Protecciones de tierra I - 1 - - 

TVTR1 Protecciones de fase V - - 3 - 

TIE Barra 
B5 

TCTR1 Protecciones de fase I 
TIEB5-
MU2 

3 - - - 

TCTR2 Protecciones de tierra I - 1 - - 

TVTR1 Protecciones de fase V - - 3 - 

Carga 4 

TCTR1 Protecciones de fase I 
CARGA4

-MU1 

3 - - - 

TCTR2 Protecciones de tierra I - 1 - - 

TVTR1 Protecciones de fase V - - 6 - 

 

En la Figura 3.34 se muestra la arquitectura de comunicaciones de la Central Fotovoltaica. 

Se considera un anillo de comunicación en el bus de estación y uno en el bus de proceso. 

En el bus de proceso y estación se utilizan los switches SEL-2730. El anillo de proceso 

estará formado por 5 switches, 4 switches servirán para integrar a las 7 Merging Unit SEL-

401 y las 3 unidades remotas WAGO I/O 750. El switch restante servirá para integrar los 

relés de protección y de interconexión de cada aerogenerador. 

 

El anillo del bus de estación estará formado por 3 switches asignados de la siguiente forma: 

1 switch para integrar los relés de protección y de interconexión de cada generador 

fotovoltaico, 1 switch para los equipos de estación y 1 switch para integración de la Central 

Fotovoltaica al anillo general de la microrred. 
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Figura 3.34 Arquitectura de comunicaciones de la Central Fotovoltaica  
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3.2.5 Sistema de almacenamiento BESS 

En la Figura 3.35 se muestran los equipos de protección y control de las unidades de 

generación y alimentadores asociados al Sistema de Almacenamiento BESS. El equipo 

principal para la protección del alimentador del sistema BESS es el relé SEL-651R, 

mientras que para las interconexiones (hacia barra B9 y B11) se utilizan los relés SEL-

700GW. De igual forma para el alimentador hacia la carga se utiliza el relé SEL-651R el 

cual tiene todas las protecciones de frecuencia para el sistema de alivio de carga. 
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Figura 3.35 Diagrama unifilar del Sistema BESS con equipos de protección y control 

 

Se considera que el sistema BESS estará totalmente digitalizada, por tanto, para la 

adquisición de señales analógicas de voltaje y corriente se utiliza la Merging Unit SEL-401. 

Además, para las señales analógicas y digitales propias de los generadores se utiliza las 

unidades remotas WAGO I/O 750. Todos los dispositivos antes mencionados son del 

fabricante SEL y todas las señales serán integradas al Gateway SEL-3530 que enviará la 

información al sistema SCADA.  
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3.2.5.1 Modelación de nodos lógicos 

En la Figura 3.32 se muestra una modelación típica de un sistema de almacenamiento de 

energía por baterías, junto con sus respectivos nodos lógicos (ZBAT y ZBTC), conforme al 

estándar IEC 61850-7-420. Al igual que una planta fotovoltaica se tiene como otro elemento 

al inversor DC/AC, cuya función es convertir la corriente continua generada por las baterías 

en corriente alterna. El nodo lógico que define las características del inversor es ZINV. 

 

Inversor
DC/AC

Red

WT RF

Transformador CB

XCB RZI NV

S iste ma d e 
Bate rías

ZBA T ZBT C

Inversor

 

Figura 3.36 Componentes de un sistema BESS y sus nodos lógicos 

 

En la Tabla 3.17 se proporcionan las definiciones de los nodos lógicos más relevantes, así 

como los principales objetos de datos asociados, conforme a la recomendación establecida 

en el estándar IEC 61850-7-420 para generadores fotovoltaicos. La descripción de los 

objetos de datos de cada nodo lógico se detalla en el ANEXO G. 

 

Tabla 3.21 Objeto de datos de nodos lógicos para generadores fotovoltaicos 

Nombre del  
Nodo Lógico 

Descripción 

ZINV Inversor 

ZBAT Batería si es necesaria para el almacenamiento de energía. 

ZBTC Cargador de batería si es necesario para el almacenamiento de energía 

 

Los objetos de datos específicos cada nodo lógico se detalla en el ANEXO H. Los nodos 

lógicos para equipos de corte y seccionamiento como XCBR, XSWI, CSWI, MMXU también 

son aplicables a los generadores fotovoltaicos, de acuerdo con las recomendaciones del 

estándar IEC 61850-7-6.  

 

En la Figura 3.37 se muestra la modelación de nodos lógicos para un sistema de 

almacenamiento BESS de 4,5 MW incluida con la conexión a la microrred. Cada nodo 

lógico se encuentra diferenciado por colores de acuerdo con las funciones de control, 

medición, protección, automatización y supervisión. Se utiliza como dispositivo de 
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protección al relé de modelo SEL-651R del fabricante SEL, este relé cuenta con la opción 

de reconexión automática y sincronización a la microrred. 

 

 

BESS 4,5 MW
 @ 4,5 MWh 

TE-BESS1

XCB R

XSW I2 C ILO2

TCTR1

PFRQ-81

PTUV-27

PTOV-59

PTOC-51 PTRC

SOPMSIMG

CSWI

TVTR1

TV TR2

CSWI 2

C ILO

CPOW

Relé de reconectador 
SEL-651R

5 MVA

SCBR

IH MI

RBRF

RSYN

XSW I1 CSWI 1 C ILO1

IHMI

Unidad Terminal 
Remota

WAGO I/O 750 

ZBTC

ZBAT

MMXU

IHMI

PTOC-50

RREC

TCTR2

PIOC-50N

150

TCTR1

PTOC-51

(x43)

Inversor 

B10

Carga 10Hacia 11Hacia B9

Automatización

Protección

Switchgear

Control

Instrumentación

Supervis ión

Simbología de nodos 
lógicos

ZINV

WRTRF

 

Figura 3.37 Modelación de nodos lógicos del sistema de almacenamiento BESS 

 

En la Tabla 3.22 se presenta la descomposición de las funciones de nodos lógicos para los 

sistemas de almacenamiento de energía BESS. 



 

113 

Tabla 3.22 Descomposición de funciones en nodos lógicos para el sistema BESS 

  

Supervisión Control Automatización Medición

Funcionalidad Clase 50N 50 51 81 27 59

Interfaz Humano - máquina IHMI X X X X X X X X X X PC

Batería ZBAT X X X X

Cargador de batería ZBTC X X X X

Inversor ZINV X X

TC Protecciones de fase I -BV TCTR1 X X

TV Protecciones de fase V - BV TVTR1 X X X X

TC Protección de tierra lado - BV TCTR2 X

TV Protecciones de barra TVTR2 X
B7-MU1

(SEL-401)

Seccionador línea XSW1 X X

Seccionador tierra XSWI1 X X

Interruptor XCBR X X

Supervisión de falla interruptor SCBR X

Supervisión de mecanismo interruptor SOPM X

Suipervisión de gas SIMG X

Interbloqueo interruptor CILO X

Interbloqueo seccionador CILO1 X

Interbloqueo seccionador de tierra CILO2 X

Control de Interruptor CSWI X

Control de seccionador CSWI1 X

Control de seccionador tierra CSWI2 X

Control Sincronización CPOW X

Disparo general PTRC X X X X X X

Falla a tierra lado de generador PIOC X

Sobre corriente instantánea PIOC X

Sobre corriente temporizada PTOC X

Frecuencia PFRQ X

Bajo voltaje PTUV X

Sobre voltaje PTOV X

Sincronización RSYN X

Reconexión RREC X

Falla de interruptor RBRF X

PV1-MU1

(SEL-401 )

SEL-651R

Funciones de supervisión, control, protección y automatización

Nodo Lógico Protección

WAGO I/O

750

 SERIES
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3.2.5.2 Arquitectura de comunicaciones 

La Merging Unit SEL-401 dispone de 6 entradas de corriente y 6 entradas de voltaje. De 

acuerdo con la modelación de los nodos lógicos del Sistema BESS utiliza un total de 5 

unidades SEL-401 que están distribuidos como se indica en la Tabla 3.23. 

 

Tabla 3.23 Distribución de Merging Unit SEL-401 para equipos del Sistema BESS 

Equipo Instrumentación Descripción Merging Unit CT Fase 
CT  

Tierra 
PT 

 fase 
PT tierra 

Generador 
BESS 

TCTR1 Protecciones de fase I -BV 

BESS1-MU1 

3 - - - 

TVTR1 Protecciones de fase V - BV - - 3 - 

TVTR2 Protección de tierra V - BV - - 3 - 

TCTR2 Protección de tierra I - BV - - - 1 

Barra B10 TVTR4 Voltaje en lado barra B3 B4-MU1 - - 3 - 

TIE Barra B9 

TCTR1 Protecciones de fase I 

TIEB9-MU1 

3 - - - 

TCTR2 Protecciones de tierra I - 1 - - 

TVTR1 Protecciones de fase V - - 3 - 

TIE Barra B11 

TCTR1 Protecciones de fase I 

TIEB11-MU2 

3 - - - 

TCTR2 Protecciones de tierra I - 1 - - 

TVTR1 Protecciones de fase V - - 3 - 

Carga 10 

TCTR1 Protecciones de fase I 

CARGA10-MU1 

3 - - - 

TCTR2 Protecciones de tierra I - 1 - - 

TVTR1 Protecciones de fase V - - 6 - 

 

En la Figura 3.38 se muestra la arquitectura de comunicaciones del Sistema BESS. Se 

considera un anillo de comunicación en el bus de estación y uno en el bus de proceso. En 

el bus de proceso y estación se utilizan los switches SEL-2730. El anillo de proceso estará 

formado por 20 switches, la mitad servirán para integrar a las 37 Merging Unit SEL-401 y 

las 9 unidades remotas SEL-2240. Los 10 switches restantes servirán para integrar los 

relés de protección y de interconexión de cada aerogenerador. 

 

El anillo del bus de estación estará formado por 12 switches asignados de la siguiente 

forma: 10 switches integrar los relés de protección y de interconexión de cada 

aerogenerador, 1 switch para los equipos de estación y 1 switch para integración de la 

Central Eólica al anillo general de la microrred. 
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Figura 3.38 Arquitectura de comunicaciones del Sistema BESS 
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3.2.6 Cargas de sistema 

3.2.6.1 Modelación de nodos lógicos 

En la Figura 3.39 se muestra la modelación de nodos lógicos para cada una de las cargas 

del sistema. Se utiliza como dispositivo de protección al relé REx-640 del fabricante ABB, 

este relé cuenta principalmente con las funciones de protección de frecuencia para el 

sistema de alivio de carga: baja frecuencia PTUF (81U), sobre frecuencia PTOF (81O) y 

tasa rápida de variación de la frecuencia o RoCoF PFRC (81RF); además, cuenta con las 

protecciones básicas de sobre corriente de fase y tierra y aquellas necesarias para 

protección de motores. 

 

 

TVTR
1

TVTR
2

Automatizac ión

Protecc ión

Switchgear

Contro l

Instrumentación

Supervisión

Simbología de 
nodos lógicos

Carga

XCBR
1

SOP
M

SIMG

CSWI

CILO

CPOW

SCBR

IHMI

XSWI
1

CILO
1

CSWI
1

TCTR
1

PIOC-50

RBRF1

PTOC-51

PIOC-50N

Relé de carga
SEL-651R

MMXU

Generador 
Eólico

RREC

RSYN

PTOF-81O

PTUF-81U

PFRC-81R

TCTR
2

Barra 13,8 k V

 

Figura 3.39 Modelación de nodos lógicos en cargas  
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3.3 Fase 3: Coordinación renovable térmico 

Una vez desarrollado el modelo eléctrico para simulaciones en estado estacionario y 

dinámico se desarrolla un algoritmo que, a través de la simulación de Montecarlo de 

manera continua, permite obtener la coordinación renovable térmico considerando: el 

pronóstico aleatorio de la demanda, la proyección estocástica de la generación no 

despachable (eólica y fotovoltaica), la operación de carga y descarga de la batería del 

sistema de almacenamiento BESS y los costos variables de la generación despachable. 

En la Figura 3.40 se muestra el diagrama de flujo del algoritmo que se desarrolla en 

lenguaje de programación Python y que permite interactuar con el programa de simulación 

PowerFactory. 
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Figura 3.40 Diagrama de flujo de la coordinación renovable térmica 
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Despacho económico 

generación térmica. 

Costo total de la central 

térmica (Ct_CTerm) 
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2

3
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Ct_CREE = C_res. + C_ind. + C_com.

 

Figura 3.41 Diagrama de flujo de la coordinación renovable térmica entre centrales 
despachables (continuación del diagrama de la Figura 3.40) 

 

Con la finalidad de obtener diferentes escenarios operativos, se consideran en las 

simulaciones de flujo de potencia intervalos de tiempo a lo largo de las 24 horas. Los 

principales procesos que se desarrollan en el algoritmo sirven para determinar: la predición 

aleatoria de la demanda, los niveles de potencia aleatorios para las centrales de generación 

revovable, los niveles de operación del sistema de almacenamiento BESS y la coordinación 

revonable térmica entre las centrales despachables. 

 

3.3.1.1 Predicción de la demanda 

Los datos originales de cada carga se obtienen del ejemplo de la microrred de medio voltaje 

MV disponible en el programa computacional PowerFactory [28], mismos que se detallan 

en la Tabla 3.24.  
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Tabla 3.24 Lista de cargas de la microrred de prueba 

BARA CARGA 

Barra Tipo kV Carga MW Mvar fp Tipo [71] 

B1 PQ 13,8 Carga_1 1,20 0,40 0,95 C 

B2 PQ 13,8 Carga_2A 0,80 0,40 0,95 C 

B2 PQ 13,8 Carga_2B 0,24 0,20 0,80 I, Motor 30% 

B3 PQ 13,8 Carga_3 0,60 0,20 0,90 I 

B4 PQ 13,8 Carga_4 0,40 0,10 0,97 R 

B5 PQ 13,8 Carga_5 0,80 0,20 0,97 R 

B6 PQ 13,8 Carga_6A 0,90 0,30 0,97 R 

B6 PQ 4,16 Carga_6B 0,23 0,19 0,80 R, Motor 25% 

B7 PQ 13,8 Carga_7 0,10 0,00 0,85 I 

B8 PQ 13,8 Carga_8 0,60 0,20 0,97 R 

B9 PQ 13,8 Carga_9A 0,70 0,20 0,85 I 

B9 PQ 4,16 Carga_9B 0,28 0,21 0,80 I, Motor 40 % 

B10 PQ 13,8 Carga_10 0,60 0,20 0,90 I 

B11 PQ 13,8 Carga_11 0,30 0,10 0,97 R 

 

El comportamiento horario de cada carga se caracteriza por diferentes Curvas de Carga 

Diarias que se asemejan al propio uso de electricidad del cliente. Por lo tanto, el análisis 

del pronóstico de la carga debe reflejar este comportamiento.  

 

Dado que el horizonte de interés de este trabajo se limita al corto plazo, que abarca un 

marco de tiempo de previsión de 1 día a varias semanas, se emplean tres curvas de carga 

diarias diferentes (es decir, residencial típica, industrial típica y comercial típica) en la 

microrred de prueba [71]. 

 

Estas curvas de carga típicas se consideran como resultados de la correspondiente 

previsión de carga a corto plazo realizada por la ISO [71]. La Figura 3.42 ilustra las curvas 

de carga para las tres clases de usuarios que se han utilizado como cargas en la microrred 

de prueba. 
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Figura 3.42 Curva de factor de carga en tres tipos de carga [71] 

 

En cada escenario operativo y para cada tipo de carga se genera una serie de números 

aleatorios a partir de una distribución normal. La generación de datos se basa en el valor 

medio de la carga inicial del sistema, junto con una desviación estándar del 3% de la carga 

en cuestión. Con lo indicado anteriormente, en la Figura 3.44 se presentan tres gráficas 

ejemplo de las curvas de distribución normal para los tres tipos de cargas y a diferentes 

horas del día. 

 

De forma complementaria en la Tabla 3.25 se presenta la matriz de la demanda media de 

cada carga del sistema aplicando los factores de carga mencionados y a partir de los cuales 

es factible generar una serie de números aleatorios a partir de una distribución normal 

considerando una desviación estándar del 3%. Finalmente, se tiene como resultado en la 

Figura 3.43, que ilustra la curva de proyección de la demanda media para cada hora del 

día en un período de tiempo de 24 horas. 

 

 

Figura 3.43 Curva de la proyección de la demanda media diaria 
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Figura 3.44 Curvas de distribución normal para la generación de datos aleatorios 

a) Carga Comercial, b) Carga Industrial, c) Carga Residencial 
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Tabla 3.25 Matriz de la demanda media en MW para cada carga durante un día (24 horas)  
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3.3.1.2 Proyección de la generación no despachable 

3.3.1.2.1 Potencia de generadores eólicos 

Para el caso de la central eólica, la potencia de operación se genera a través de los 

registros de la velocidad del viento de la isla Baltra en las Galápagos. Los datos 

corresponden al año 2015 y se obtienen en un periodo de 12 meses. Para la velocidad del 

viento se ha usado la función de densidad de probabilidad (PDF) Weibull. En la Figura 3.45 

se muestra el modelo estocástico de la velocidad del viento obtenidos para las 12h00. 

 

 

Figura 3.45 Modelo estocástico de la velocidad del viento 

 

Para convertir la velocidad del viento en energía eléctrica, se utiliza la curva "Potencia vs. 

Velocidad del viento" que es típica en los aerogeneradores. Para el aerogenerador 

específico que está integrado en la microrred de prueba (0,75 MW), se hace uso de la curva 

mostrada en la Figura 3.46. 

 

 

Figura 3.46 Potencia de la turbina eólica vs. Velocidad del viento 



 

124 

En la Figura 3.47 se muestra los resultados de potencia de un aerogenerador de 0,75 MW 

a diferentes valores aleatorios del viento. 

 

 

Figura 3.47 Potencia de la turbina eólica vs. Velocidad del viento 

 

3.3.1.2.2 Potencia de generadores fotovoltaicos 

Para la central fotovoltaica, los datos de potencia del generador se obtienen directamente 

de la potencia medida en la central solar de la isla Puerto Ayora en las Galápagos, para el 

año 2015 y durante un periodo de 12 meses. En la Figura 3.48 se ilustra el modelo 

estocástico a las 12h00 horas y que se adaptan a la función de densidad de probabilidad 

(PDF) Normal. 

 

 

Figura 3.48 Modelo estocástico de la potencia generada para el sistema fotovoltaico  
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3.3.1.3 Operación del sistema de almacenamiento BESS 

Como se explicó en el acápite 3.1.4, se propone que las baterías del sistema BESS tendrán 

una tasa 1C, es decir, la corriente del sistema descargará a la batería por completo en 1 

hora, y el mismo tiempo para la carga de la batería. En la Figura 3.49 se propone el modelo 

de operación del sistema de almacenamiento BESS con base en el estado de carga (SOC). 

 

Estado 0: 0 < SOC < Smín

Estado 1: Smín < SOC < S2

Estado 2: S2 < SOC < ST

Estado 3: SR < SOC < ST

Estado 4: S1 < SOC < SR

Estado 5: Smín < SOC < S1
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Figura 3.49 Modelo de un sistema BESS basado en el Estado de Carga (SOC) 

 

La operación de carga y descarga de la batería del BES será en función a 5 estados. En la 

Tabla 3.26 se detalla la terminología utilizada en cada estado. 

 

Tabla 3.26 Valores de SOC del sistema BESS de 4,5 MWh 

Parámetro Descripción 

Smín SOC mínimo 

S1 SOC a máxima tasa de descarga, 

S2 SOC a máxima tasa de carga, 

ST SOC objetivo, 

SR Mínima reserva para almacenamiento, 

Cn Capacidad nominal al 100 %. 

 

El estado 0 corresponde al estado inicial cuando la batería se encuentra completamente 

descargada, desde un SOC del 0 % hasta un Smín, que de acuerdo con los datos de 

fabricantes (por ejemplo: BYD, Pathion) es del 5 %. El estado 1 empieza la carga de la 
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batería desde Smín hasta S2. Para los Estados 1 y 2, la carga de la batería se realiza a 

una tasa de carga máxima (por ejemplo 95 %), de acuerdo con la siguiente ecuación: 

 

 𝑆𝑂𝐶𝑡
𝑖 = 𝑆𝑂𝐶𝑡−1

𝑖 + Δt ∗ 𝑃𝑡
𝑖 . 𝑛𝑐 

 
(39) 

 

donde:  

 𝑆𝑂𝐶𝑡
𝑖: Estado de carga actual de la batería  

 𝑆𝑂𝐶𝑡−1
𝑖 : Estado de carga anterior de la batería 

 Δt: Intervalo de tiempo para la carga (t = 1 hora) 

 𝑃𝑡
𝑖: Potencia de carga de la batería 

 𝑛𝑐: Tasa de carga máxima (𝑛𝑐 = 95 %) 

 

En el estado 2 se empieza la carga de la batería desde el valor de S2 hasta ST, donde la 

tasa de carga de la batería va disminuyendo desde su máximo valor (por ejemplo 95 %) 

hasta un valor mínimo (por ejemplo 10 %), esto conforme se acerca al valor nominal de la 

batería. En el estado 2 la carga de la batería responde a la ecuación (39). 

 

Una vez cargada la batería, ésta puede iniciar el aporte al sistema eléctrico. En el estado 

estacionario, se recomienda despachar el BESS cuando éste se encuentre en el estado 3, 

es decir, cuando el SOC de la batería se encuentre entre el valor máximo de carga ST y el 

valor mínimo para reserva de almacenamiento SR. El valor de SR debe ser dimensionado 

con base a un análisis dinámico, de forma que permite mantener la estabilidad del sistema 

ante grandes disturbios como pérdida de generación. 

 

Cuando existen disturbios en la microrred, el sistema se puede apoyar de los estados 4 y 

5. El estado 4 corresponde a la descarga de la batería a una tase de descarga máxima (por 

ejemplo 95 %) y cuando el SOC se encuentra entre los valores de S1 y SR. En el estado 5 

se empieza la descarga de la batería desde el valor de S1 hasta Smín, donde la tasa de 

descarga de la batería va disminuyendo desde su máximo valor (por ejemplo 95 %) hasta 

un valor mínimo (por ejemplo 10), esto conforme se acerca al valor nominal de la batería. 

Para los Estados 4 y 5, la descarga de la batería se realiza de acuerdo con la siguiente 

ecuación: 

 
𝑆𝑂𝐶𝑡

𝑖 = 𝑆𝑂𝐶𝑡−1
𝑖 −

Δt ∗ 𝑃𝑡
𝑖

𝑛𝑑

 (40) 

 

donde:  
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 𝑆𝑂𝐶𝑡
𝑖: Estado de carga actual de la batería  

 𝑆𝑂𝐶𝑡−1
𝑖 : Estado de carga anterior de la batería 

 Δt: Intervalo de tiempo para la carga (t = 1 hora) 

 𝑃𝑡
𝑖: Potencia de carga de la batería 

 𝑛𝑑: Tasa a descarga máxima (𝑛𝑐 = 95 %) 

 

Las ecuaciones (39) y (40), que describen la carga y descarga de la batería, se 

implementan en el algoritmo de la coordinación revonable térmica considerando los ajustes 

del SOC del sistema BESS detallados en la Tabla 3.27. 

 

Tabla 3.27 Valores de SOC del sistema BESS de 4,5 MWh 

Variable Valor SOC [%] Valor SOC [MWh] 

Smín 5 0,225 

S1 10 0,45 

SR 40 1,8 

S2 80 3,6 

ST 90 4,05 

 

3.3.1.4 Despacho económico 

Una vez determinados los niveles de potencia para los generadores eólicos y fotovoltaicos, 

se procede a cargar estos valores en el programa PowerFactory. Luego, se realiza una 

coordinación revonable térmica entre las tres centrales que son despachables: la central 

térmica, el sistema de almacenamiento BESS y la Red de la Empresa Eléctrica. El objetivo 

de la coordinación revonable térmica es la siguiente: 

a) Cubrir la demanda (MW) de la microrred que no pudo ser abastecida por las 

energías no despachables (eólica y fotovoltaica) en cada hora. 

b)  Priorizar el orden de la distribución de las unidades de generación en función del 

menor costo entre las 3 centrales despachables. 

 

Para llevar a cabo este proceso, según se describe en el diagrama de flujo de la Figura 

3.40, se pueden presentar dos opciones en función del SOC de las baterías: 

1. Si el Estado de Carga (SOC) es mayor que el 40 %, indica que las baterías se 

encuentran cargadas. 

2. Si el Estado de Carga (SOC) es menor que el 40 %, indica que las baterías se 

encuentran descargadas. 
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Opción 1: SOC > 40 % 

Se realiza un flujo de carga y se determina la cantidad de potencia ∆𝑃 que se requiere 

cubrir con las centrales despachables de acuerdo con la siguiente ecuación: 

 

 ∆𝑃 =  𝑃𝑊𝑇𝑆 + 𝑃𝑃𝑉 − 𝑃𝐷𝐸𝑀𝐴𝑁𝐷𝐴 (41) 

 

donde:  

 ∆𝑃: Potencia del desbalance de la microrred en MW 

 𝑃𝑊𝑇𝑆: Potencia entregada por la central eólica en MW 

 𝑃𝑃𝑉: Potencia entregada por la central fotovoltaica en MW 

 𝑃𝐷𝐸𝑀𝐴𝑁𝐷𝐴: Potencia total de la demanda de la microrred en MW 

 

Si el valor de ∆𝑃 es mayor que cero, indica un excedente de generación renovable (eólica 

y fotovoltaica), por lo tanto, no es necesario llevar a cabo una coordinación renovable 

térmica entre las tres centrales. En su lugar, se procede a cargar las baterías del sistema 

BESS. En caso de que el excedente no sea suficiente para cargar las baterías hasta 

alcanzar el valor objetivo de un SOC ≥ 90 %, es necesario determinar la potencia (SOC) 

que permita cargar la batería y proceder a la carga en función de la central de menor costo, 

ya sea de la Red de la Empresa Eléctrica o de los generadores térmicos. 

 

Por otro lado, si el valor de ∆𝑃 es menor que cero, indica que hay una carga adicional que 

debe ser cubierta por las centrales despachables. En este caso, en la coordinación 

renovable térmica pueden participar las tres fuentes de generación (térmica, BESS y Red 

de la Empresa Eléctrica). 

 

Es importante destacar que el algoritmo de la coordinación renovable térmica prioriza el 

orden de distribución de generadores en función del menor costo entre las tres centrales 

despachables. Como se indica en el diagrama de flujo de la Figura 3.41, se presentan 6 

casos (de menor a mayor costo), que se detallan a continuación: 

 

Caso 1: Ct_REE < Ct_BESS < Ct_Cterm 

Caso 2: Ct_REE < Ct_Cterm < Ct_BESS 

Caso 3: Ct_BESS < Ct_REE < Ct_Cterm 

Caso 4: Ct_BESS < Ct_Cterm < Ct_REE 

Caso 5: Ct_Cterm < Ct_REE < Ct_BESS 

Caso 6: Ct_Cterm < Ct_BESS < Ct_REE 
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Donde: 

Ct_REE: Costo total de la Red de la Empresa Eléctrica 

Ct_BESS: Costo total del sistema BESS 

Ct_Cterm: Costo total de la central térmica 

 

En los casos 1 y 2, se considera que la Red de la Empresa Eléctrica tiene una capacidad 

máxima de transferencia de 10 MW, lo que significa que puede satisfacer la demanda 

máxima de toda la microrred. Por lo tanto, dado que el costo de la Red de la Empresa 

Eléctrica es menor que los demás, el algoritmo permite la interconexión con ella y 

desconecta los generadores térmicos y el sistema BESS. 

 

En el caso 3, donde el costo total del sistema BESS (Ct_BESS) es menor que los demás, 

se procede a despachar la cantidad de potencia disponible por las baterías. En este 

escenario, se deshabilita la interconexión con la Red de la Empresa Eléctrica y se 

desconectan los generadores térmicos. Si la potencia disponible por las baterías no es 

suficiente, se habilita la interconexión con la Red de la Empresa Eléctrica. 

 

Para el caso 4, donde el costo del sistema BESS también es menor que los demás, se 

despacha la potencia disponible por las baterías y se desconectan los generadores 

térmicos, además de desactivar la interconexión con la Red de la Empresa Eléctrica. En 

caso de que la potencia disponible por las baterías no sea suficiente, se conectan los 

generadores térmicos. Si aun así la potencia del sistema BESS y los generadores térmicos 

no es suficiente, se habilita la interconexión con la Red de la Empresa Eléctrica. 

 

Para el caso 5, donde el costo de la generación térmica (Ct_Cterm) es menor que los 

demás, se despacha la cantidad máxima de potencia disponible por los generadores 

térmicos. En esta situación, se deshabilita la interconexión con la Red de la Empresa 

Eléctrica y se desconecta el sistema BESS. Si la potencia disponible de la generación 

térmica no es suficiente, se habilita la interconexión con la Red de la Empresa Eléctrica. 

 

Finalmente, en el caso 6, donde el costo de la generación térmica (Ct_Cterm) también es 

menor que los demás, se despacha la cantidad máxima de potencia disponible por los 

generadores térmicos. En este caso, se deshabilita la interconexión con la Red de la 

Empresa Eléctrica y se desconecta el sistema BESS. Si la potencia disponible de los 

generadores térmicos y del sistema BESS no es suficiente, se habilita la interconexión con 

la Red de la Empresa Eléctrica. 



 

130 

Opción 2: SOC < 40 % 

Se realiza un flujo de carga y se determina la cantidad de potencia ∆𝑃 que se requiere 

cubrir con las centrales despachables de acuerdo con la siguiente ecuación: 

 ∆𝑃 =  𝑃𝑊𝑇𝑆 + 𝑃𝑃𝑉 − 𝑃𝐷𝐸𝑀𝐴𝑁𝐷𝐴 − 𝑃𝐵𝐸𝑆𝑆 (42) 

 

donde:  

 ∆𝑃: Potencia del desbalance de la microrred en MW 

 𝑃𝑊𝑇𝑆: Potencia entregada por la central eólica en MW 

 𝑃𝑃𝑉: Potencia entregada por la central fotovoltaica en MW 

 𝑃𝐵𝐸𝑆𝑆: Potencia entregada por el sistema BESS en MW 

 𝑃𝐷𝐸𝑀𝐴𝑁𝐷𝐴: Potencia total de la demanda de la microrred en MW 

 

Si el valor de ∆𝑃 es mayor que cero, indica un excedente de generación renovable (eólica 

y fotovoltaica), por lo tanto, se procede a cargar las baterías del sistema BESS. En caso 

de existir un excedente este será entregado a la Red de la Empresa Eléctrica. 

 

Si el valor de ∆𝑃 es negativo, indica que hay una demanda adicional que debe ser cubierta 

por las centrales despachables. Por lo tanto, en estas circunstancias, las dos fuentes de 

generación restantes que pueden participar en la coordinación renovable térmica son los 

generadores de la central térmica y la Red de la Empresa Eléctrica. A continuación, se 

presentan los algoritmos y cálculos para determinar el costo de la energía eléctrica en 

función de ∆𝑃 para cada una de estas centrales. 

 

3.3.1.4.1 Despacho económico entre generadores de la central térmica 

Como se menciona anteriormente, la central térmica se encuentra formada por los 2 

generadores de 1,7016 MW, por lo tanto, el valor de ∆𝑃 debe ser despachado 

económicamente considerando los límites de potencia máxima y mínima, así como las 

curvas de consumo de combustible. 

 

En la Tabla 3.28 [72], se presentan los datos del consumo de combustible para generadores 

a diésel, y las curvas correspondientes se ilustran en la Figura 3.50. Estas curvas se 

aproximan a una regresión cuadrática y el coeficiente de determinación 𝑅2 tiene valores 

muy cercanos a la unidad. Por lo tanto, es aceptable utilizar los coeficientes de costo de 

combustible (𝑎, 𝑏 y 𝑐) que se muestran en las curvas e y f de la Figura 3.50. 
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Tabla 3.28 Consumo de combustible para generadores a diésel [72] 

 Generador a diésel DG1 Generador a diésel DG2 

Potencia 
Consumo de 
combustible 

Costo 
Costo 

Unitario 
Consumo de 
combustible 

Costo 
Costo 

Unitario 

[MW] [gal/h] [USD/h] [USD/MWh] [gal/h] [USD/h] [USD/MWh] 

0,4254 42,8 74,8572 175,9690 37,5 65,5875 154,1784 

0,8508 72,2 126,2778 148,4224 63,2 110,5368 129,9210 

1,2762 103,5 181,0215 141,8441 90,7 158,6343 124,3021 

1,7016 141,9 248,1831 145,8528 124,2 217,2258 127,6597 

 

 

a) Curva de consumo de combustibles generador DG1 

 

b) Curva de consumo de combustibles generador DG2 

 

c) Curva de costo de combustibles generador DG1 
 

d) Curva de costo de combustibles generador DG2 

 

e) Curva de costo de unitario generador DG1 
 

f) Curva de costo unitario generador DG2 

Figura 3.50 Curvas de consumo y costo de combustible de generadores a diésel 

 

La  Figura 3.51 muestra el código implementado en el lenguaje de programación Python 

para calcular el despacho económico de los generadores térmicos utilizando el método de 

iteración Lambda, que se describe en la sección 2.3. En el código, se pueden observar los 

límites de potencia máxima y mínima de cada generador, así como las curvas de costo de 
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combustible. Este código permite obtener los niveles óptimos de potencia y el costo de 

generación para cada generador térmico. 

 

A  

Figura 3.51 Código en Python para el despacho económico de generación térmica 

 

3.3.1.4.2 Cálculo de costos de generación de la Red de la Empresa Eléctrica 

En relación a la energía eléctrica proveniente de la Red de la Empresa Eléctrica, el costo 

se obtiene del Pliego Tarifario del Servicio Público de Energía Eléctrica año 2023 [73], 

donde se encuentra detallado el costo por el tipo de usuario, nivel de voltaje y franja horaria 

de consumo. En la Tabla 3.29 y Tabla 3.30 se ilustra las tarifas para clientes comerciales e 

industriales, respectivamente. 

 

Tabla 3.29 Tarifa para clientes comerciales 

Franja horaria Costo de energía [USD / kWh] 

- Comercial 

08:00 hasta 22:00 horas 0,0950 

22:00 hasta 08:00 horas 0,0770 
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Tabla 3.30 Tarifa para clientes industriales  

Franja horaria Costo de energía [USD / kWh] 

- Industrial 

08:00 hasta 18:00 horas 0,0897 

18:00 hasta 22:00 horas 0,1037 

22:00 hasta 08:00 horas 0,0501 

 

Para los clientes residenciales, la tarifa no depende de la franja horaria, sino que depende 

del rango de consumo en kW, de acuerdo con los valores detallados en la Tabla 3.31. En 

la Tabla 3.29 se ilustra las tarifas para clientes comerciales, industriales y vehículos 

eléctricos. 

 

Tabla 3.31 Tarifa para clientes residenciales 

Rango de consumo 
Costo de 
Energía 

[kW] [USD / kWh] 

1 - 50 0,0910 

51 - 100 0,0930 

101 - 150 0,0950 

151 - 200 0,0970 

201 - 250 0,0990 

251 - 300 0,1010 

301 - 350 0,1030 

351 - 500 0,1050 

501 - 700 0,1050 

701 - 1000 0,1109 

1001 - 1500 0,1709 

1501 - 2500 0,2752 

2501 - 3500 0,4360 

Superior 0,6812 

 

En general, el costo del consumo de la energía eléctrica por tipo de cliente se realiza de 

acuerdo con la siguiente ecuación: 

 

 
𝐶𝑜𝑠𝑡𝑜𝑐𝑙𝑖𝑒𝑛𝑡𝑒[𝑈𝑆𝐷] =  𝐷𝑒𝑚𝑎𝑛𝑑𝑎𝑐𝑙𝑖𝑒𝑛𝑡𝑒[𝑘𝑊ℎ] ∗ 𝐶𝑜𝑠𝑡𝑜 𝑑𝑒 𝑒𝑛𝑒𝑟𝑔í𝑎 [

𝑈𝑆𝐷

𝑘𝑊ℎ
] (43) 
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3.3.1.4.3 Cálculo de costos de generación el Sistema BESS 

Para obtener el costo de la energía del sistema de almacenamiento BESS, se utiliza la 

tarifa para clientes con vehículos eléctricos, la cual se presenta en la Tabla 3.32. 

 

Tabla 3.32 Tarifa para clientes con vehículos eléctricos 

Franja horaria Costo de energía [USD / kWh] 

- Vehículos eléctricos 

08:00 hasta 18:00 horas 0,0690 

18:00 hasta 22:00 0,0860 

22:00 hasta 08:00 horas 0,0430 

 

3.4 Fase 4: Funcionalidades de EAC propuesto 

El EAC propuesto incorpora una acción correctiva que, en caso de una contingencia, activa 

la desconexión selectiva de cargas según sea necesario para mantener el equilibrio entre 

la demanda y la generación, con el fin de evitar un colapso total del sistema. El algoritmo 

del EAC tiene en cuenta los márgenes de reserva disponibles en la generación local y la 

prioridad de desconexión de cargas. 

 

La contingencia que se analizará en la microrred es la desconexión desde la Red de la 

Empresa Eléctrica. Para llevar a cabo esta acción, se obtienen las mediciones de potencia 

de los relés instalados utilizando el protocolo de comunicación IEC 61850. Según  [74], el 

IED calcula de manera continua el equilibrio entre la potencia disponible y la carga, y opera 

en caso de contingencia en menos de 17 ms, conforme a los tiempos indicados en la Tabla 

3.33. A este tiempo se suman los tiempos de cálculo del RoCoF y la apertura del interruptor, 

tal como se muestra en la ecuación (44). 

 

Los siguientes elementos son fundamentales para garantizar un rendimiento óptimo del 

controlador del EAC: 

 

- Velocidad: El tiempo total del EAC deberá ser inferior a 150 ms de acuerdo con las 

consideraciones de la ecuación (45): 

 

 𝑡𝐸𝐴𝐶 =  𝑡𝑂𝑃 𝐼𝐸𝐷 + 𝑡𝐼𝐸𝐷 𝑅𝑜𝐶𝑜𝐹 + 𝑡𝐶𝐵 (44) 

donde: 
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𝑡𝐸𝐴𝐶:  Tiempo total del esquema de alivio de carga 

𝑡𝑂𝐶 𝐼𝐸𝐶: Tiempo de operación del IED desde que detecta la apertura del 

interruptor (17 ms) [74] 

𝑡𝐼𝐸𝐷: Tiempo de cálculo del relé del RoCoF rápido en una ventana por encima 

de los 4 ciclos (t = 70 ms) 

𝑡𝐶𝐵: Tiempo de apertura del interruptor aproximadamente 3 ciclos 

(equivalente a 50 ms) 

 

- Cantidad de desconexión de carga: De acuerdo con los cálculos del balance de 

potencia, la cantidad mínima de desconexión de carga provocada por un disparo 

de contingencia debe ser al menos el 100 % de la cantidad de pérdida de la fuente 

de alimentación relacionada. La cantidad real de reducción de carga (superior al 

100 %) dependerá de las cargas disponibles en ese momento y de la clasificación 

de prioridad asignada. 

 

Tabla 3.33 Tiempos de operación del IED General Electric [74] 

Time Operation of IED end device detecting breaker tripping 

3000 μs IED GOOSE message with change of online state 

200 μs Message passed through multiple LAN switches 

3000 μs Fast Load Shedding processing and calculations 

1000 μs Shed command GOOSE message composed 

500 μs Fast Load Shedding GOOSE message is sent through LAN switches 

3000 μs Shed command GOOSE message parsed by load IEDs 

4000 μs IED end device calculations and processing 

2000 μs IED Trip contact output closes 

16,7 ms Total 

 

3.4.1 Potencia para la desconexión 

El valor de potencia para la desconexión de carga (𝑃𝐷𝐸𝑆𝐶𝑂𝑁𝐸𝐶𝑇𝐴𝑅) se calcula continuamente 

mediante la diferencia entre la suma de los valores de estado estacionario de todas las 

potencias de las fuentes de alimentación perdidas (∑ (𝑃𝐺𝐸𝑁.  𝐹𝑈𝐸𝑅𝐴 𝐷𝐸 𝐿Í𝑁𝐸𝐴 [𝑖])𝑖 ) y la suma de 

las reservas de estado estacionario de todas las fuentes de alimentación no perdidas y que 

están en línea (∑ (𝑃𝑅𝐸𝑆𝐸𝑅𝑉𝐴[𝑖] )𝑖 ), ver ecuación (45). Para el caso de la microrred de prueba, 

la potencia de reserva corresponde a la disponible por la generación térmica en línea 

𝑃𝐺𝐸𝑁.  𝑇É𝑅𝑀𝐼𝐶𝐴[𝑖] y por la batería del sistema de almacenamiento BESS 𝑃𝐵𝐸𝑆𝑆[𝑖] en caso de 

existir, tal como se ilustra en la ecuación (46). 
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 𝑃𝐷𝐸𝑆𝐶𝑂𝑁𝐸𝐶𝑇𝐴𝑅 = ∑(𝑃𝐺𝐸𝑁.  𝐹𝑈𝐸𝑅𝐴 𝐿Í𝑁𝐸𝐴 [𝑖)]) − ∑(𝑃𝑅𝐸𝑆𝐸𝑅𝑉𝐴[𝑖] )

𝑖𝑖

 

 

(45) 
 

 𝑃𝑅𝐸𝑆𝐸𝑅𝑉𝐴[𝑖] = ∑(𝑃𝑅𝐸𝑆.  𝐺𝐸𝑁.  𝑇É𝑅𝑀𝐼𝐶𝐴[𝑖] + 𝑃𝑅𝐸𝑆.  𝐵𝐸𝑆𝑆[𝑖])

𝑖

 
(46) 

 

Para determinar la cantidad de carga que se debe desconectar, el EAC adaptativo se basa 

en las mediciones realizadas por las Merging Unit, lo que permite obtener una cantidad 

óptima para la desconexión de las cargas. En el caso del fabricante ABB, se ha propuesto 

el modelo SUM615, que tiene una frecuencia de muestreo de 4000/4800 muestras por 

segundo, lo que equivale a 66/80 muestras por ciclo. Por otro lado, para el fabricante SEL, 

se ha sugerido el modelo SEL-401, el cual adquiere 8000 muestras por segundo, 

equivalente a 133 muestras por ciclo.  

 

En la Figura 3.52 se muestra el diagrama de flujo que permite calcular el número de cargas 

a desconectar en función de la cantidad de carga a desconectar que es calculada conforme 

a la ecuación (45). Este algoritmo debe ser implementado en el controlador del EAC. 

 

Lectura de valores de entrada

Pd = Potencia requerida en 

EAC 

Inicio

i = 1

1

i = i + 1

Fin

Pcal = Pc(i) + Pc(i-1)

No

Pc(i) > Pd
Si

No
Pcal(i) > Pd

N = i

Definición de variables

N = número de cargas a desconectar

Pcal = Potencia calculada a desconectar 

Inicio

Si

 

Figura 3.52 Diagrama de flujo para determinar el número de cargas a desconectar  



 

137 

3.4.2 Prioridad para desconexión de las cargas 

Las cargas de la microrred se dividirán en tres grupos: cargas controlables, cargas 

prioritarias y cargas críticas, como se detalla en la Tabla 3.34. La prioridad más alta 

considerada por el EAC será para las cargas controlables, que en general representan el 

50%, seguidas por las cargas prioritarias con el 30%, y finalmente, el 20% corresponde a 

las cargas críticas, las cuales no son tomadas en cuenta por el algoritmo del EAC ya que 

siempre serán alimentadas por la reserva de las baterías. 

Tabla 3.34 Prioridad de cargas de la microrred de prueba [74] 

BARRA   CARGA 

Barra Tipo Carga Voltaje MW Mvar fp Prioridad Descripción 

B1 PQ Carga_1 13,8 1,20 0,40 0,95 P1 Controlable 

B2 PQ Carga_2A 13,8 0,80 0,40 0,95 P2 Controlable 

B2 PQ Carga_2B 13,8 0,24 0,20 0,80 P3 Controlable 

B3 PQ Carga_3 13,8 0,60 0,20 0,90 P4 Controlable 

B4 PQ Carga_4 13,8 0,40 0,10 0,97 P5 Controlable 

B5 PQ Carga_5 13,8 0,80 0,20 0,97 P6 Controlable 

B6 PQ Carga_6 13,8 0,90 0,30 0,97 P7 Prioritaria 

B6 PQ Carga_6A 4,16 0,23 0,19 0,80 P8 Prioritaria 

B7 PQ Carga_7 13,8 0,10 0,00 0,85 P9 Prioritaria 

B8 PQ Carga_8 13,8 0,60 0,20 0,97 P10 Prioritaria 

B9 PQ Carga_9A 13,8 0,70 0,20 0,85 C1 Crítica 

B9 PQ Carga_9B 4,16 0,28 0,21 0,80 C2 Crítica 

B10 PQ Carga_10 13,8 0,60 0,20 0,90 C3 Crítica 

B11 PQ Carga_11 13,8 0,30 0,10 0,97 C4 Crítica 

 

3.4.3 Ajustes del RoCoF rápido 

Para determinar los ajustes de la función de protección de la tasa rápida de cambio de la 

frecuencia (RoCoF rápido - 81RF), es necesario comenzar por la evaluación de los valores 

de RoCoF y DF. Esto implica llevar a cabo múltiples simulaciones, abarcando al menos 100 

días de 24 horas (total = 2400 simulaciones). 

 

Cada simulación debe incluir un evento de gran magnitud, como la desconexión de la 

microrred de la Red de la Empresa Eléctrica. A partir de la respuesta de la frecuencia 

durante este evento, se procede al cálculo del valor del RoCoF (df/dt) dentro de un intervalo 

de tiempo de 4 ciclos (66,67 ms). Además, se determina el valor de la variación de 

frecuencia (DF) mediante la diferencia entre la frecuencia en ese instante de tiempo y la 

frecuencia nominal. Este proceso se ilustra en el diagrama de flujo mostrado en la Figura 

3.53. 

 

Con los valores obtenidos de RoCoF y DF en cada simulación, se procede a representar 

gráficamente estos puntos en la zona característica del RoCoF rápido. En el eje horizontal 
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se registra el valor de DF, mientras que en el eje vertical se representa el valor del RoCoF, 

lo que proporciona los resultados visuales detallados en la Figura 3.54. Cada instancia 

presentada en esta figura corresponde a casos de estudio simulados a lo largo de las 24 

horas de un día. 

 

Definir el número de 

simulaciones N

Inicio

Generar evento: Desconexión de la microrred 

de la Red de la Empresa Eléctrica

n= 1

1

Cargar N casos de 

estudio de la 

microrred

Calcular variables RoCoF y DF:

RoCoF (i) = df /dt = f(ti)-f(ti+k) / T, k muestras (80 ms)

DF(i) = f(ti) – fn; fn = 60 Hz

n = Númeo de 

eventos

2

Graficar puntos 

P (DF(i), RoCoF(i)) 

Zona Característica 81RF

Fin

Establecer ajustes

No

Si

 

Figura 3.53 Diagrama de flujo para el cálculo de RoCoF rápido  

 

Adicionalmente, en el ANEXO I se incluyen resultados adicionales de gráficas que detallan 

la respuesta específica del RoCoF rápido.  
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a) Caso 1 

  

b) Caso 2 

  

c) Caso 3 

Figura 3.54 Respuesta de la frecuencia y zona característica del RoCoF rápido  
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Se puede observar en el caso 1 de la Figura 3.54 que en ningún momento la frecuencia 

desciende por debajo de los 58,8 Hz, lo que implica que no se alcanzan los umbrales para 

activar el rápido RoCoF en la zona de disparo. Sin embargo, en el caso 2 y 3, la frecuencia 

sí desciende por debajo de este umbral, lo que indica que el rápido RoCoF entra en la zona 

de operación. Por lo tanto, esto señala la necesidad de desconectar carga en esos casos. 

 

Al finalizar cada simulación, se procede a ajustar los valores límites máximo y mínimo tanto 

del RoCoF como del DF. El objetivo es garantizar que en los casos donde la frecuencia 

desciende por debajo de 58,8 Hz, los puntos correspondientes de RoCoF y DF se sitúen 

dentro de la zona de disparo por baja frecuencia del RoCoF rápido. La Figura 3.55 ilustra 

los ajustes realizados para permitir que el Esquema de Desconexión de Carga (EAC) entre 

en funcionamiento cuando la frecuencia cae por debajo de los 58,8 Hz. 

 

-10

df (fm – fn) [Hz]
-0,1-1,3

df/dt  [Hz/s]

-0,2

Zona de disparo por baja 

frecuencia

- RoCoF

- DF

 

Figura 3.55 Zona característica del RoCoF rápido    
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CAPÍTULO 4 

 

4 APLICACIÓN DE LA METODOLOGÍA PROPUESTA 

En esta sección se muestran los resultados obtenidos de acuerdo con la propuesta 

metodológica desarrollada en la sección 3 que considera como caso de análisis a la 

microrred modificada de CIGRE. Se presentan tres escenarios de estudio donde se verifica 

la operación del EAC propuesto mediante desconexiones desde la Red de la Empresa 

Eléctrica. En el primer escenario se considera un sistema BESS con capacidad de 4,5 MWh 

y en el segundo escenario un BESS de 9MWh. Para el tercer escenario se analiza una 

condición N-2 y se realiza una reconexión a la Red de la Empresa Eléctrica. 

 

4.1 Escenario 1: Microrred con sistema BESS de 4,5 MWh 

La Figura 4.1 presenta la proyección de la coordinación renovable térmica a lo largo de un 

día completo (24 horas), aplicado a la microrred de prueba. Como se muestra en dicha 

figura, cada hora cuenta con una distribución de generación diferente, el cual varía según 

la predicción aleatoria de las energías renovables. El algoritmo propuesto comienza 

determinando la predicción de la demanda del sistema, teniendo en cuenta los factores de 

carga horarios para tres tipos de usuarios: residenciales, comerciales e industriales. 

 

Para satisfacer esta demanda en cada hora, el algoritmo calcula la proyección de la 

generación eólica y fotovoltaica. Estos cálculos se basan en datos aleatorios generados 

mediante funciones de probabilidad de densidad Weibull y Normal, respectivamente. 

 

 

Figura 4.1 Coordinación renovable térmica de generación, Escenario 1  
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El déficit de potencia que no es cubierto por las energías renovables (eólica y fotovoltaica) 

se cubre mediante el uso de centrales despachables, que incluyen una central de 

generación térmica, un sistema de almacenamiento BESS y la Red de la Empresa 

Eléctrica. Según lo establecido en el algoritmo la coordinación renovable térmica detallado 

en la sección 3.3.1.4, los niveles de potencia se determinan teniendo en cuenta los costos 

horarios asociados a cada central, así como los límites máximos y mínimos de los 

generadores a diésel, además de la zona de operación del sistema de almacenamiento 

BESS, como se describe en el apartado 3.3.1.3. 

 

La Figura 4.1 muestra que la generación fotovoltaica, representada en color anaranjado, 

contribuye al sistema de 7:00 a 18:00 horas, mientras que su producción es nula de 19:00 

a 6:00 horas. Por otro lado, la generación eólica, identificada en color verde, está activa 

durante todo el día, con distintos niveles de potencia. 

 

El sistema de almacenamiento BESS se representa mediante el color rojo. Los valores 

positivos indican que la batería se comporta como un generador siendo factible alimentar 

a la demanda del sistema, en estas condiciones la batería se encuentra en estado de 

descarga. Los valores negativos del BESS indican que la batería se comporta como una 

carga para el sistema y, por tanto, la batería se encuentra en estado de carga.  

 

Antes de iniciar la coordinación renovable térmica, el algoritmo determina el SOC inicial de 

la batería. Si el SOC se encuentra en el estado 3, es decir, entre el rango del 40 % 

(equivalente a 1,8 MW) y 90 % (equivalente a 4,5 MW), el BESS estará dentro de la zona 

de operación y listo para suministrar energía al sistema. Es importante aclarar que, en cada 

hora el algoritmo tendrá una reserva del 40 % de la capacidad de la batería, es decir, una 

potencia de 1,8 MW destinadas a respaldar contingencias de gran magnitud. 

 

En la Tabla 4.1 se muestra el resumen de la demanda en cada una de las cargas de la 

microrred de prueba. A las 00h00 la demanda del sistema es de 3,28 MW, y de acuerdo 

con la aleatoriedad de los datos, la generación eólica entrega 5,73 MW mientas que la 

generación solar es nula.  

 

Como es evidente, a las 00h00 la generación renovable es mayor a la demanda del 

sistema, por lo tanto, el excedente servirá para cargar la batería o entregar energía a la 

red. Para este caso, el SOC inicial de la batería es del 30%, por tanto, se procede a cargar 

la batería. La generación eólica permite la carga del BESS con una potencia de 2,45 MW 

mientras que la Red de la Empresa Eléctrica entrega 0,4 MW.  
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Tabla 4.1 Resumen de potencia en cada una de las cargas de la microrred de prueba 

Hora 
Potencia de las cargas en [MW] 

1 2A 2B 3 4 5 6A 6B 7 8 9A 9B 10 11 Total 

0 0,25 0,36 0,16 0,17 0,34 0,20 0,37 0,39 0,05 0,29 0,38 0,04 0,10 0,17 3,28 

1 0,25 0,33 0,10 0,16 0,32 0,12 0,23 0,27 0,04 0,17 0,39 0,06 0,08 0,13 2,65 

2 0,23 0,34 0,09 0,15 0,31 0,12 0,21 0,26 0,08 0,16 0,37 0,04 0,06 0,14 2,55 

3 0,21 0,31 0,08 0,13 0,30 0,10 0,20 0,23 0,02 0,15 0,35 0,05 0,07 0,14 2,34 

4 0,18 0,26 0,06 0,13 0,33 0,11 0,18 0,19 0,03 0,13 0,36 0,05 0,05 0,13 2,20 

5 0,24 0,31 0,06 0,15 0,31 0,08 0,15 0,18 0,09 0,12 0,38 0,04 0,05 0,17 2,33 

6 0,26 0,35 0,09 0,17 0,36 0,11 0,23 0,26 0,09 0,17 0,41 0,05 0,06 0,19 2,79 

7 0,30 0,39 0,12 0,19 0,39 0,14 0,30 0,32 0,08 0,25 0,51 0,04 0,08 0,21 3,31 

8 0,43 0,43 0,14 0,28 0,42 0,18 0,40 0,45 0,08 0,32 0,50 0,08 0,13 0,17 3,99 

9 0,66 0,51 0,17 0,45 0,52 0,17 0,40 0,48 0,08 0,32 0,59 0,16 0,12 0,22 4,83 

10 1,01 0,52 0,20 0,68 0,55 0,21 0,44 0,49 0,07 0,30 0,65 0,21 0,11 0,28 5,73 

11 1,10 0,65 0,16 0,72 0,63 0,22 0,44 0,52 0,12 0,33 0,69 0,22 0,09 0,29 6,17 

12 1,09 0,62 0,15 0,74 0,52 0,26 0,47 0,56 0,10 0,37 0,64 0,22 0,12 0,25 6,09 

13 1,04 0,54 0,16 0,70 0,51 0,25 0,45 0,51 0,10 0,35 0,65 0,23 0,16 0,30 5,95 

14 1,00 0,54 0,14 0,70 0,53 0,19 0,44 0,45 0,13 0,28 0,65 0,23 0,10 0,30 5,68 

15 1,09 0,56 0,13 0,71 0,55 0,18 0,42 0,41 0,07 0,29 0,63 0,25 0,08 0,31 5,69 

16 1,13 0,49 0,14 0,73 0,49 0,21 0,40 0,43 0,07 0,31 0,59 0,21 0,12 0,24 5,57 

17 1,10 0,44 0,18 0,80 0,51 0,27 0,51 0,59 0,10 0,41 0,57 0,28 0,15 0,24 6,16 

18 0,97 0,46 0,26 0,63 0,41 0,37 0,73 0,82 0,12 0,54 0,52 0,23 0,23 0,24 6,54 

19 0,94 0,42 0,29 0,68 0,41 0,39 0,78 0,93 0,09 0,59 0,50 0,21 0,21 0,20 6,65 

20 0,88 0,42 0,30 0,60 0,42 0,36 0,81 0,83 0,06 0,54 0,48 0,20 0,21 0,18 6,27 

21 0,87 0,40 0,25 0,56 0,35 0,37 0,67 0,77 0,06 0,51 0,49 0,18 0,22 0,21 5,92 

22 0,66 0,40 0,25 0,45 0,43 0,31 0,64 0,71 0,09 0,48 0,49 0,11 0,15 0,15 5,33 

23 0,30 0,37 0,19 0,21 0,40 0,25 0,47 0,55 0,07 0,39 0,44 0,05 0,13 0,17 4,00 

 

En la Tabla 4.2 se presenta el resumen tarifario de las energías renovables, el cual permitirá 

obtener los costos para la coordinación renovable térmica. 

Tabla 4.2 Resumen de tarifa para la coordinación renovable térmica 

Hora 
Comercial Industrial BESS Residencial 

[USD/MWh]l [USD/MWh]l [USD/MWh]l P_mín [MW] P_max [MW] [USD/MWh]l 

0 77,00 50,10 43,00 0,00 0,05 91,00 
1 77,00 50,10 43,00 0,05 0,10 93,00 
2 77,00 50,10 43,00 0,10 0,15 95,00 
3 77,00 50,10 43,00 0,15 0,20 97,00 
4 77,00 50,10 43,00 0,20 0,25 99,00 
5 77,00 50,10 43,00 0,25 0,30 101,00 
6 77,00 50,10 43,00 0,30 0,35 103,00 
7 77,00 50,10 43,00 0,35 0,50 105,00 
8 95,00 89,70 69,00 0,50 0,70 105,00 
9 95,00 89,70 69,00 0,70 1,00 110,90 
10 95,00 89,70 69,00 1,00 1,50 170,90 
11 95,00 89,70 69,00 1,50 2,50 275,20 
12 95,00 89,70 69,00 2,50 3,50 436,00 
13 95,00 89,70 69,00 3,50 4,00 681,20 
14 95,00 89,70 69,00 3,50 4,50 681,20 
15 95,00 89,70 69,00 3,50 5,00 681,20 
16 95,00 89,70 69,00 3,50 5,50 681,20 
17 95,00 89,70 69,00 3,50 6,00 681,20 
18 95,00 103,70 86,00 3,50 6,50 681,20 
19 95,00 103,70 86,00 3,50 7,00 681,20 
20 95,00 103,70 86,00 3,50 7,50 681,20 
21 95,00 103,70 86,00 3,50 8,00 681,20 
22 77,00 50,10 43,00 3,50 8,50 681,20 
23 77,00 50,10 43,00 3,50 9,00 681,20 
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Como se indicó anteriormente, el algoritmo calcula la potencia que no alcanza a cubrir las 

energías renovables (eólica y fotovoltaica), esta potencia se denomina como 𝑃. 𝑐𝑎𝑙𝑐𝑢𝑙𝑎𝑑𝑎 

(ver Tabla 4.3) y es utilizada por el algoritmo para realizar la coordinación renovable 

térmica. Como se evidencia en la Tabla 4.3, en la mayoría de los casos la batería tendrá la 

opción preferente para la coordinación renovable térmica debido a su menor costo, a 

excepción de las horas donde la batería se encuentra en proceso de carga que, para este 

día, ocurre a las 00h00, 08h00, 09h00, 11h00, 13h00 y 14h00. 

 

Cuando la batería se encuentre cargada, por lo general, el orden de la coordinación 

renovable térmica será: (1) el sistema BESS, (2) la Red de la Empresa Eléctrica y (3) la 

generación térmica. Existirán ciertas excepciones y para el caso en análisis esto se hace 

evidente a las 16h00 y 17h00, donde es más económico realizar utilizar la generación 

térmica en lugar de la Red de la Empresa Eléctrica. 

 

Además, es importante observar que existirán casos donde la microrred exportará energía 

a la Red de la Empresa Eléctrica, estos casos se pueden observar a las 09h00, 11h00, 

13h00 y 14h00. 

 

Tabla 4.3 Resumen de costos iniciales 

Hora 

Coordinación renovable térmica Costos de cada central 

Solar Eólica BESS Térmica Red P. calculada Red Eléctrica BESS Térmica 

[MW] [MW] [MW] [MW] [MW] [MW] [USD] [USD] [USD] 

0 0,00 5,73 -2,72 0,00 0,40 0,40 32,60 - 75,42 

1 0,00 0,00 2,28 0,00 0,42 2,70 207,50 116,26 223,08 

2 0,00 1,41 -2,25 0,00 3,47 3,47 271,36 - 340,28 

3 0,00 1,23 1,17 0,00 0,00 1,17 88,79 50,22 307,76 

4 0,00 1,40 0,85 0,00 0,00 0,85 63,07 36,62 149,95 

5 0,00 1,99 0,27 0,00 0,13 0,27 29,23 17,09 0,00 

6 0,00 0,13 -2,27 0,00 5,03 5,03 469,24 - 739,65 

7 0,02 0,20 2,27 0,00 0,87 3,14 245,40 135,33 284,96 

8 0,73 5,28 -2,25 0,00 0,36 0,36 32,58 - 72,53 

9 2,28 4,39 0,00 0,00 -1,73 - - - - 

10 3,21 0,44 2,15 0,00 0,00 2,15 207,20 148,26 268,15 

11 2,30 6,88 -2,13 0,00 -0,58 - 207,20 - - 

12 0,00 0,00 2,27 0,00 3,88 6,16 916,76 426,71 1169,55 

13 3,96 5,61 -2,25 0,00 -1,22 - - - - 

14 2,11 4,16 0,00 0,00 -0,49 - - - - 

15 1,73 1,17 2,27 0,51 0,06 2,78 279,10 195,79 239,94 

16 1,13 2,73 -2,25 2,69 1,36 4,04 475,81 - 464,95 

17 0,65 0,97 2,27 0,00 2,33 4,60 528,45 418,01 610,33 

18 0,02 3,36 -2,25 0,00 5,52 5,52 645,61 - 906,99 

19 0,00 0,79 2,27 0,00 3,66 5,93 690,95 512,12 1074,69 

20 0,00 3,84 -2,25 0,00 4,79 4,79 558,41 - 664,27 

21 0,00 1,33 2,27 0,00 2,38 4,65 544,75 401,23 626,66 

22 0,00 2,88 -2,25 0,00 4,80 4,80 449,11 - 667,20 

23 0,00 1,76 2,27 0,00 0,03 2,30 177,23 98,97 265,51 
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Luego de la ejecución del algoritmo de la coordinación renovable térmica detallado en la Figura 4.1, se procede al recálculo de los costos. 

Este proceso implica tener en cuenta la potencia efectiva utilizada por cada central de generación, así como los períodos de carga y descarga 

del sistema BESS. Además, se toma en consideración el porcentaje de demanda según el tipo de carga, como se exhibe en la Tabla 4.4. 

 

Tabla 4.4 Resumen final de la coordinación renovable térmica y costos de cada central 

Hora 
Comercial Industrial Residencial Total Calculada Comercial Calculada Industrial Calculada Residencial Calculada Costo Total 

[MWh] [%] [MWh] [%] [MWh] [%] D [MWh]  [MWh] [MWh] [USD / MWh] [USD] [MWh] [USD / MWh] [USD] [MWh] [USD / MWh] [USD] [USD] 

0 0,61 19 0,90 27 1,77 54 3,28 0,40 0,07 77,00 5,71 0,11 50,10 5,50 0,22 99,00 21,38 32,60 

1 0,58 22 0,83 31 1,24 47 2,65 0,42 0,09 77,00 7,10 0,13 50,10 6,59 0,20 97,00 19,22 32,91 

2 0,56 22 0,79 31 1,20 47 2,55 1,22 0,27 77,00 20,70 0,38 50,10 18,82 0,57 275,20 157,69 197,22 

3 0,52 22 0,70 30 1,12 48 2,34 - - 77,00 - - 50,10 - - 97,00 - - 

4 0,45 20 0,68 31 1,07 48 2,20 - - 77,00 - - 50,10 - - 97,00 - - 

5 0,55 24 0,77 33 1,01 43 2,33 0,13 0,03 77,00 2,29 0,04 50,10 2,08 0,05 93,00 5,01 9,38 

6 0,61 22 0,86 31 1,31 47 2,79 2,76 0,61 77,00 46,61 0,86 50,10 42,86 1,30 275,20 358,46 447,93 

7 0,69 21 1,02 31 1,60 48 3,31 0,87 0,18 77,00 13,92 0,27 50,10 13,34 0,42 105,00 43,95 71,20 

8 0,86 21 1,21 30 1,93 48 3,99 0,36 0,08 77,00 5,94 0,11 89,70 9,79 0,17 97,00 16,85 32,58 

9 1,16 24 1,57 32 2,10 44 4,83 -1,73 -0,42 77,00 -32,02 -0,56 89,70 -50,26 -0,75 110,90 -83,50 -165,8 

10 1,54 27 1,94 34 2,26 39 5,73 - - 77,00 - - 89,70 - - 99,00 - - 

11 1,75 28 1,99 32 2,43 39 6,17 -0,58 -0,16 77,00 -12,61 -0,19 89,70 -16,70 -0,23 99,00 -22,46 -51,8 

12 1,70 28 1,97 32 2,42 40 6,09 3,88 1,09 77,00 83,62 1,26 89,70 112,65 1,54 99,00 152,71 348,97 

13 1,58 26 2,00 34 2,37 40 5,95 -1,22 -0,32 77,00 -24,87 -0,41 89,70 -36,82 -0,49 105,00 -50,97 -112,7 

14 1,54 27 1,95 34 2,19 39 5,68 -0,49 -0,13 77,00 -10,29 -0,17 89,70 -15,19 -0,19 97,00 -18,46 -43,9 

15 1,65 29 1,87 33 2,17 38 5,69 - - 77,00 - - 89,70 - - 99,00 - - 

16 1,63 29 1,86 33 2,08 37 5,57 - - 77,00 - - 89,70 - - 105,00 - - 

17 1,55 25 2,09 34 2,53 41 6,16 2,33 0,58 77,00 44,91 0,79 89,70 70,74 0,95 110,90 105,72 221,38 

18 1,44 22 1,99 30 3,12 48 6,54 5,52 1,21 77,00 93,29 1,68 103,70 173,92 2,63 436,00 1146,77 1413,98 

19 1,36 20 1,99 30 3,30 50 6,65 3,66 0,75 77,00 57,67 1,09 103,70 113,31 1,82 275,20 499,84 670,82 

20 1,30 21 1,84 29 3,13 50 6,27 4,79 0,99 77,00 76,34 1,41 103,70 146,20 2,39 275,20 657,97 880,51 

21 1,27 21 1,77 30 2,88 49 5,92 2,38 0,51 77,00 39,30 0,71 103,70 73,74 1,16 170,90 198,06 311,10 

22 1,05 20 1,54 29 2,73 51 5,33 4,80 0,95 77,00 73,08 1,39 50,10 69,63 2,46 275,20 677,78 820,49 

23 0,68 17 1,10 27 2,23 56 4,00 - - 77,00 - - 50,10 - - 105,00 - - 
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La Tabla 4.5 muestra el resumen final de la coordinación renovable térmica y los costos de cada central. Las horas en las que la microrred 

suministra energía están resaltadas en azul, donde los costos detallados corresponden a los valores que deben ser reembolsados por la Red 

de la Empresa Eléctrica. 

Tabla 4.5 Resumen final de la coordinación renovable térmica y costos de cada central 

Hora 

Solar Eólica Térmica Sistema de Almacenamiento BESS Red de la Empresa Eléctrica 

P P P Costo Tarifa 
Pc (-) & 
Pd (+) 

Descarga Carga 
P_red P_sist. P_BESS Costo  

Tarifa 
Promedio Pd Costo  Tarifa Pc Costo Tarifa 

[MW] [MW] [MW] [USD] [USD/MWh] [MW] [MW] [USD] [USD/MWh] [MW] [USD] [USD/MWh] [MW] [MW] [MW] [USD] [USD/MWh] 

0 0,00 5,73 0,00 0,00 - -2,72 -  -   -2,72  $ 116,83  43,00 0,40 0,00 0,40  $      17,35  43,00 

1 0,00 0,00 0,00 0,00 - 2,28 2,28  $   97,91  43,00 -    0,42 0,42 0,00  $      32,91  78,01 

2 0,00 1,41 0,00 0,00 - -2,25 -  -   -2,25  $   96,74  43,00 3,47 1,22 2,25  $    293,95  1019,22 

3 0,00 1,23 0,00 0,00 - 1,17 1,17  $   50,22  43,00 -  -  - - - - - - 

4 0,00 1,40 0,00 0,00 - 0,85 0,85  $   36,62  43,00 -  -  - - - - - - 

5 0,00 1,99 0,00 0,00 - 0,27 0,27  $   11,73  43,00 -  -  - 0,13 0,13 0,00  $        9,38  74,98 

6 0,00 0,13 0,00 0,00 - -2,27 -  -   -2,27  $   97,60  43,00 5,03 2,76 2,27  $    545,53  2745,73 

7 0,02 0,20 0,00 0,00 - 2,27 2,27  $   97,72  43,00 -  -  - 0,87 0,87 0,00  $      71,20  82,27 

8 0,73 5,28 0,00 0,00 - -2,25 -  -   -2,25  $ 155,23  69,00 0,36 0,00 0,36  $      24,70  69,00 

9 2,28 4,39 0,00 0,00 - - -  -  - -  -  - -1,73 -1,73    $  -165,77  95,88 

10 3,21 0,44 0,00 0,00 - 2,15 2,15  $148,26  69,00 -  -  - - - - - - 

11 2,30 6,88 0,00 0,00 - -2,13 -  -  - -2,13  $ 146,71  69,00 -0,58 -0,58    $     -51,77  89,75 

12 0,00 0,00 0,00 0,00 - 2,27 2,27  $156,70  69,00 -  -    3,88 3,88 0,00  $    348,97  1355,50 

13 3,96 5,61 0,00 0,00 - -2,25 -  -   -2,25  $ 155,24  69,00 -1,22 -1,22    $  -112,65  92,43 

14 2,11 4,16 0,00 0,00 - - -  -  - -  -  - -0,49 -0,49    $     -43,94  89,08 

15 1,73 1,17 0,51 169,28 333,32 2,27 2,27  $156,79  69,00 -  -    - - - - - 

16 1,13 2,73 2,69 221,25 82,29 -2,25 -  -   -0,89  $   73,53  82,29 1,36 0,00 1,36  $      93,58  69,00 

17 0,65 0,97 0,00 0,00 - 2,27 2,27  $156,79  69,00 -  -    2,33 2,33 0,00  $    221,38  95,21 

18 0,02 3,36 0,00 0,00 - -2,25 -  -   -2,25  $ 155,23  69,00 5,52 3,27 2,25  $1.569,21  8660,30 

19 0,00 0,79 0,00 0,00 - 2,27 2,27  $195,42  86,00 -  -    3,66 3,66 0,00  $    670,82  183,39 

20 0,00 3,84 0,00 0,00 - -2,25 -  -   -2,25  $ 193,48  86,00 4,79 2,54 2,25  $1.073,99  5146,72 

21 0,00 1,33 0,00 0,00 - 2,27 2,27  $195,42  86,00 -  -    2,38 2,38 0,00  $    311,10  130,69 

22 0,00 2,88 0,00 0,00 - -2,25 -  -   -2,25  $ 193,48  86,00 4,80 2,55 2,25  $1.013,97  4868,93 

23 0,00 1,76 0,00 0,00 - 2,27 2,27  $   97,71  86,00 -  -  - - - - - - 
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A las 00h00, la batería requiere una potencia de carga de 2,72 MW. El 85 % (2,35 MW) no 

representa ningún costo, debido a que esa potencia proviene de la central eólica, sin 

embargo, el 15% (0,4 MW) restante, se obtiene de la Red de la Empresa Eléctrica, por 

tanto, el costo efectivo de cargar la batería es de 17,35 USD/hora. En condiciones 

normales, el costo sería de 116,83 USD/hora, por tanto, a esta hora se tiene un ahorro de  

99,47 USD/hora. Una situación idéntica se presenta a las 8h00. 

 

A las 16:00 horas se presenta un caso especial, en el que la potencia necesaria para cargar 

la batería se obtiene tanto del sistema de almacenamiento BESS como de la Red de la 

Empresa Eléctrica. En este caso, 0,84 MW provienen de la generación térmica, mientras 

que los 1,36 MW restantes se obtienen de la Red de la Empresa Eléctrica. Como se puede 

observar, la tarifa promedio de la generación térmica en ese momento es menor que la 

tarifa de la Red de la Empresa Eléctrica, lo que justifica el uso de la generación térmica y 

valida una correcta coordinación renovable térmica. 

 

4.1.1 Caso 1: Desconexión de la Red de la Empresa Eléctrica con EAC 
deshabilitado 

Con la finalidad de verificar el comportamiento dinámico de la microrred, se realiza en cada 

hora de los escenarios, la coordinación renovable térmica obtenida en la Figura 4.1, una 

desconexión desde la Red de la Empresa Eléctrica con las siguientes consideraciones: 

tiempo en que se produce la contingencia t = 0 s, tiempo total de simulación t = 2 s, y EAC 

deshabilitado.  

 

Además, en la simulación se considera que al tiempo t = 0, el sistema de almacenamiento 

BESS cambia del modo "seguimiento de red" al modo "formador de red", proporcionando 

magnitud de voltaje y frecuencia para el sistema. El análisis de los resultados se muestra 

en la Tabla 4.6, mientras que las gráficas de la frecuencia del sistema y de la potencia 

activa del sistema BESS se muestran en la Figura 4.2. 

 

Es importante denotar que la pendiente del RoCoF, en términos de valores absolutos, es 

mayor en los casos donde la batería se encuentra descargada o en proceso de carga, esto 

se puede observar a las 00h06, 18h00, 20h00 y 22h00, que son justamente las horas donde 

se requiere la actuación del EAC, y que se muestran en el siguiente apartado. 
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Tabla 4.6 Análisis de resultados, Escenario 1 – caso 1 

Hora Descripción 

00h00 y 5h00 Para todos los casos, el sistema mantiene su estabilidad de frecuencia. La frecuencia no alcanza 

valores por debajo de los 58,8 Hz, que es el límite permitido de acuerdo con la recomendación del 

estándar IEEE 1547 [8]. No se requiere realizar una desconexión de carga. 

06h00 y 11h00 El caso más crítico se tiene a las 06h00 donde la frecuencia del sistema cae por debajo de límite de 

los 58,8 Hz. Se requiere realizar una desconexión de carga. 

12h00 y 17h00 Para todos los casos, el sistema mantiene su estabilidad de frecuencia. No se requiere realizar una 

desconexión de carga. 

18h00 y 23h00 Los casos más críticos se tienen a las 18h00, 20h00 y 22h00 donde la frecuencia del sistema se 

encuentra por debajo de límite de los 58,8 Hz. Se requiere realizar una desconexión de carga. 

 

 

Figura 4.2 Gráficas de frecuencia y potencia activa del BESS, Escenario 1 – caso 1 
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4.1.2 Caso 2: Desconexión de la Red de la Empresa Eléctrica con EAC 
habilitado 

Previo a realizar las simulaciones con el EAC habilitado, se realiza el ajuste de las 

protecciones de frecuencia del RoCoF rápido mismos que se encuentran detallados en la 

Figura 4.3. Estos ajustes son el resultado de 2400 simulaciones que, ante contingencias 

de gran magnitud, evitan que la frecuencia alcance valores por debajo de los 58,8 Hz. Los 

resultados de la variación de la frecuencia DF y RoCoF se muestran en la Figura 4.4. 

-10

df (fm – fn) [Hz]
-0,1-1,3

df/dt  [Hz/s]

-0,2

Zona de disparo por baja 

frecuencia

- RoCoF

- DF

 

Figura 4.3 Ajustes de frecuencia propuestos 

 

Figura 4.4 Resultados de la frecuencia DF y RoCoF – Escenario 1 – caso 2  
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Como se puede observar en la Figura 4.4, a las 06h00, 18h00, 20h00 y 22h00, existen 

valores que están dentro de la zona de operación y, por tanto, será necesario realiza una 

desconexión de cargas, lo cual coincide con el análisis detallado en la Tabla 4.4. En la 

Figura 4.5 se muestran las gráficas finales de la frecuencia del sistema y de la potencia 

activa del sistema BESS, mientras que en la Tabla 4.7 se muestran un resumen de los 

tiempos de disparo y de la carga efectivamente desconectada de la microrred. 

 

 

Figura 4.5 Gráficas de frecuencia y potencia activa del BESS, Escenario 1 – caso 2 
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De acuerdo con los resultados obtenidos para el Escenario 1, se mejora la estabilidad de 

frecuencia para las 6h00, 18h00, 20h00 y 22h00. Debido a la actuación del EAC propuesto 

la frecuencia final se encuentra por encima de los 58,8 Hz. 

 

En la Tabla 4.7 se presentan los tiempos de detección del RoCoF rápido y la potencia total 

de la carga a desconectar por el EAC. Como se mencionó anteriormente, el tiempo de 

detección del RoCoF rápido del relé de protección (t_IED RoCoF) incluye un intervalo de 

tiempo de 70 ms (aproximadamente 4 ciclos), que constituye el tiempo mínimo de detección 

calculado por el relé cuando el RoCoF y el DF se encuentren dentro de la zona de disparo. 

 

El tiempo de procesamiento del controlador del EAC (t_OP IED) considerado es de 17 ms, 

conforme a lo descrito en la Tabla 3.33 [74]. Por su parte, el tiempo estimado para la 

apertura del interruptor (t_CB) es de 50 ms, equivalente a aproximadamente 3 ciclos. La 

suma de los tiempos mencionados previamente indica el tiempo total en el cual se llevará 

a cabo la apertura del interruptor. 

 

Para evaluar las mejoras del EAC propuesto, se compara con un esquema tradicional de 

baja frecuencia, manteniendo las mismas consideraciones respecto a los tiempos de 

apertura del interruptor y de procesamiento del EAC. La diferencia radica en los tiempos 

de detección del relé, para lo cual se consideró que el tiempo en el cual la frecuencia 

alcanza un valor de 58,8 Hz.  

 

Para el caso en análisis, la detección y desconexión de las cargas mejora como mínimo en 

7 ciclos (116 ms) lo cual se evidencia a las 22h00. 

 

Tabla 4.7 Resumen de tiempos de disparo y potencia total desconectada por el EAC 

Hora 
Tiempos EAC propuesto Potencia total 

desconectada [MW] t_IED RoCoF [s] t_OP IED [s] t_CB [s] t_total [s] 

6 0,0817 0,0170 0,0500 0,1487 1,340 

18 0,0716 0,0170 0,0500 0,1386 2,327 

20 0,0716 0,0170 0,0500 0,1386 1,296 

22 0,0817 0,0170 0,0500 0,1487 1,306 

Hora 
Tiempos EAC tradicional Diferencia 

t_IED [s] t_OP IED [s] t_CB [s] t_total [s] [s] [ciclos] 

6 0,2623 0,0170 0,0500 0,3293 0,181 10,838 

18 0,2510 0,0170 0,0500 0,3180 0,179 10,764 

20 0,1950 0,0170 0,0500 0,2620 0,123 7,404 

22 0,2050 0,0170 0,0500 0,2720 0,123 7,398 
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En la Tabla 4.8 se presenta la matriz de cargas para selección de potencias a desconectar, 

la misma que se encuentra divida en cargas controlable, prioritarias y críticas. Como se 

puede observar, las cargas a desconectar son parte únicamente de las cargas controlables. 

Tabla 4.8 Matriz de cargas para selección de potencias a desconectar 

Cargas 
Cargas controlables [MW] Cargas prioritarias [MW] Cargas críticas [MW] 

P1 P2 P3 P4 P5 P6 P7 P8 P9 P10 C1 C2 C3 C4 

Hora 1 2A 2B 3 4 5 6A 6B 7 8 9A 9B 10 11 

0 0,25 0,36 0,16 0,17 0,34 0,20 0,37 0,39 0,05 0,29 0,38 0,04 0,10 0,17 
1 0,25 0,33 0,10 0,16 0,32 0,12 0,23 0,27 0,04 0,17 0,39 0,06 0,08 0,13 
2 0,23 0,34 0,09 0,15 0,31 0,12 0,21 0,26 0,08 0,16 0,37 0,04 0,06 0,14 
3 0,21 0,31 0,08 0,13 0,30 0,10 0,20 0,23 0,02 0,15 0,35 0,05 0,07 0,14 
4 0,18 0,26 0,06 0,13 0,33 0,11 0,18 0,19 0,03 0,13 0,36 0,05 0,05 0,13 
5 0,24 0,31 0,06 0,15 0,31 0,08 0,15 0,18 0,09 0,12 0,38 0,04 0,05 0,17 

6 0,26 0,35 0,09 0,17 0,36 0,11 0,23 0,26 0,09 0,17 0,41 0,05 0,06 0,19 

7 0,30 0,39 0,12 0,19 0,39 0,14 0,30 0,32 0,08 0,25 0,51 0,04 0,08 0,21 
8 0,43 0,43 0,14 0,28 0,42 0,18 0,40 0,45 0,08 0,32 0,50 0,08 0,13 0,17 
9 0,66 0,51 0,17 0,45 0,52 0,17 0,40 0,48 0,08 0,32 0,59 0,16 0,12 0,22 
10 1,01 0,52 0,20 0,68 0,55 0,21 0,44 0,49 0,07 0,30 0,65 0,21 0,11 0,28 
11 1,10 0,65 0,16 0,72 0,63 0,22 0,44 0,52 0,12 0,33 0,69 0,22 0,09 0,29 
12 1,09 0,62 0,15 0,74 0,52 0,26 0,47 0,56 0,10 0,37 0,64 0,22 0,12 0,25 
13 1,04 0,54 0,16 0,70 0,51 0,25 0,45 0,51 0,10 0,35 0,65 0,23 0,16 0,30 
14 1,00 0,54 0,14 0,70 0,53 0,19 0,44 0,45 0,13 0,28 0,65 0,23 0,10 0,30 
15 1,09 0,56 0,13 0,71 0,55 0,18 0,42 0,41 0,07 0,29 0,63 0,25 0,08 0,31 
16 1,13 0,49 0,14 0,73 0,49 0,21 0,40 0,43 0,07 0,31 0,59 0,21 0,12 0,24 
17 1,10 0,44 0,18 0,80 0,51 0,27 0,51 0,59 0,10 0,41 0,57 0,28 0,15 0,24 

18 0,97 0,46 0,26 0,63 0,41 0,37 0,73 0,82 0,12 0,54 0,52 0,23 0,23 0,24 

19 0,94 0,42 0,29 0,68 0,41 0,39 0,78 0,93 0,09 0,59 0,50 0,21 0,21 0,20 

20 0,88 0,42 0,30 0,60 0,42 0,36 0,81 0,83 0,06 0,54 0,48 0,20 0,21 0,18 

21 0,87 0,40 0,25 0,56 0,35 0,37 0,67 0,77 0,06 0,51 0,49 0,18 0,22 0,21 

22 0,66 0,40 0,25 0,45 0,43 0,31 0,64 0,71 0,09 0,48 0,49 0,11 0,15 0,15 

23 0,30 0,37 0,19 0,21 0,40 0,25 0,47 0,55 0,07 0,39 0,44 0,05 0,13 0,17 

 

Un análisis particular se puede observar a las 12h00, donde la batería se encuentra 

cargada al 90 %, es decir, tiene una potencia máxima disponible de 4,05 MW. La demanda 

del sistema tiene una potencia de 6,16 MW, misma que se abastece por el sistema BESS 

(2,27 MW) y por la Red de la Empresa Eléctrica (3,88 MW). 

 

Cuando el sistema pasa a operar en isla, el sistema BESS se comporta como una fuente 

de “formación de red”, por tanto, al producirse la desconexión desde la Red de la Empresa 

Eléctrica, el sistema BESS entrega una potencia de 6,16 MW, tal como se evidencia en la 

se Figura 4.5 (f). En la realidad este valor no puede ser abastecido por el sistema BESS 

debido a que la potencia máxima disponible es de 4,05 MW. Por tanto, para mantener la 

estabilidad del sistema, se requerirá un sistema BESS de mayor capacidad.  

 

En la Figura 4.6 se muestra un caso adicional de coordinación renovable térmica, donde 

se puede observar que a las 18h00 y 20h00 la batería se encuentra descargada y la Red 

de la Empresa Eléctrica abastece a más del 80 % de la demanda de la microrred. En caso 
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de una desconexión desde la Red de la Empresa Eléctrica, y con una reserva de la batería 

de 1,8 MWh, es evidente que la microrred no estará en capacidad de seguir en operación. 

Con base en estos análisis, se realizan nuevos escenarios considerando un sistema de 

almacenamiento BESS de mayor capacidad. 

 

 

Figura 4.6 Coordinación renovable térmica de generación, Escenario 1 caso adicional 
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4.2 Escenario 2: Microrred con sistema BESS de 9 MWh 

Con un sistema de almacenamiento BESS de 9MWh, los ajustes para la operación del 

BESS cambian de acuerdo con lo detallado en la Tabla 4.9. En caso de operación en isla, 

la potencia de reserva del sistema BESS será del 50 % que representa 4,5 MWh, y con su 

carga al 90 %, se tendrá una capacidad máxima de 8,1 MWh. Con estas consideraciones, 

el sistema BESS aportaría como máximo 3,6 MW en cada hora. 

 

Tabla 4.9 Valores de SOC del sistema BESS de 9 MWh 

Variable Valor SOC [%] Valor SOC [MWh] 

Smín 5 0,45 
S1 10 0,9 
SR 50 4,5 
S2 80 7,2 
ST 90 8,1 

 

En la Figura 4.7 se muestra la proyección de la coordinación renovable térmica 

considerando un sistema BESS de 9 MWh, con lo cual se espera tener menores 

actuaciones del EAC, sin embargo, se requerirá de mayor energía para cargar la batería 

(3,6 MWh). 

 

 

Figura 4.7 Coordinación renovable térmica, Escenario 2 

 

Como se observa en la Figura 4.7, a las 03h00 y 4h00 la demanda es menor a los 3 MW, 

y, por tanto, la batería abastece completamente la demanda en esas 2 horas. A las 18h00 

se tiene un caso crítico debido a que la mayoría de la demanda es abastecida por la Red 

de la Empresa Eléctrica y la batería se encuentra en proceso de carga. 



 

155 

4.2.1 Caso 1: Desconexión de la Red de la Empresa Eléctrica con EAC 
deshabilitado 

En la Figura 4.7 se muestran los resultados de la frecuencia del sistema y de la potencia 

activa del sistema BESS. Como se indicó anteriormente, a las 18h00 la frecuencia del 

sistema cae por debajo de límite de los 58,8 Hz y, por tanto, se requiere realizar una 

desconexión de carga. 

 

 

Figura 4.8 Gráficas de frecuencia y potencia activa del BESS, Escenario 2 – caso 1  
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4.2.2 Caso 2: Desconexión de la Red de la Empresa Eléctrica con EAC 
habilitado 

Los ajustes de las protecciones de frecuencia del RoCoF rápido corresponden a los 

mismos del escenario 1 y que se encuentran detallados en la Figura 4.3. Como se puede 

observar en la Figura 4.9, a las 18h00 se tiene valores que están dentro de la zona de 

operación y, por tanto, será necesario realizar una desconexión de carga.  

 

 

Figura 4.9 Resultados de la variación de la frecuencia Df y RoCoF – Escenario 2 – caso 2 

 

En la Figura 4.10 se muestran las gráficas finales de la frecuencia del sistema y de la 

potencia activa del sistema BESS considerando la actuación del EAC a las 18h00, donde 

se puede observar que la frecuencia se encuentra por encima de los 58,8 Hz. 
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Figura 4.10 Gráficas de frecuencia y potencia activa del BESS, Escenario 2 – caso 2 

 

En la Tabla 4.10 se muestran los tiempos y potencia total de la carga a desconectar por el 

EAC, y con base en la matriz de cargas detalladas en la Tabla 4.11, se seleccionan las 

cargas a desconectar, las cuales corresponden únicamente a las cargas del tipo 

controlables. La mejora en tiempo del EAC propuesto en relación con el EAC propuesto es 

de 10 ciclos, tal como se observa a las 18h00. 
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Tabla 4.10 Resumen de tiempos de disparo y potencia total desconectada por el EAC 

Hora 
Tiempos EAC propuesto Potencia total 

desconectada [MW] t_IED RoCoF [s] t_OP IED [s] t_CB [s] t_total [s] 

18 0,0817 0,0170 0,0500 0,1487 2,78 

Hora 
Tiempos EAC tradicional Diferencia 

t_IED [s] t_OP IED [s] t_CB [s] t_total [s] [s] [ciclos] 

18 0,2623 0,0170 0,0500 0,3293 0,181 10,838 

 

Tabla 4.11 Matriz de cargas para selección de potencias a desconectar 

Cargas 
Cargas controlables [MW] Cargas prioritarias [MW] Cargas críticas [MW] 

P1 P2 P3 P4 P5 P6 P7 P8 P9 P10 C1 C2 C3 C4 

Hora 1 2A 2B 3 4 5 6A 6B 7 8 9A 9B 10 11 

0 0,25 0,36 0,16 0,17 0,34 0,20 0,37 0,39 0,05 0,29 0,38 0,04 0,10 0,17 

1 0,25 0,33 0,10 0,16 0,32 0,12 0,23 0,27 0,04 0,17 0,39 0,06 0,08 0,13 

2 0,23 0,34 0,09 0,15 0,31 0,12 0,21 0,26 0,08 0,16 0,37 0,04 0,06 0,14 

3 0,21 0,31 0,08 0,13 0,30 0,10 0,20 0,23 0,02 0,15 0,35 0,05 0,07 0,14 

4 0,18 0,26 0,06 0,13 0,33 0,11 0,18 0,19 0,03 0,13 0,36 0,05 0,05 0,13 

5 0,24 0,31 0,06 0,15 0,31 0,08 0,15 0,18 0,09 0,12 0,38 0,04 0,05 0,17 

6 0,26 0,35 0,09 0,17 0,36 0,11 0,23 0,26 0,09 0,17 0,41 0,05 0,06 0,19 

7 0,30 0,39 0,12 0,19 0,39 0,14 0,30 0,32 0,08 0,25 0,51 0,04 0,08 0,21 

8 0,43 0,43 0,14 0,28 0,42 0,18 0,40 0,45 0,08 0,32 0,50 0,08 0,13 0,17 

9 0,66 0,51 0,17 0,45 0,52 0,17 0,40 0,48 0,08 0,32 0,59 0,16 0,12 0,22 

10 1,01 0,52 0,20 0,68 0,55 0,21 0,44 0,49 0,07 0,30 0,65 0,21 0,11 0,28 

11 1,10 0,65 0,16 0,72 0,63 0,22 0,44 0,52 0,12 0,33 0,69 0,22 0,09 0,29 

12 1,09 0,62 0,15 0,74 0,52 0,26 0,47 0,56 0,10 0,37 0,64 0,22 0,12 0,25 

13 1,04 0,54 0,16 0,70 0,51 0,25 0,45 0,51 0,10 0,35 0,65 0,23 0,16 0,30 

14 1,00 0,54 0,14 0,70 0,53 0,19 0,44 0,45 0,13 0,28 0,65 0,23 0,10 0,30 

15 1,09 0,56 0,13 0,71 0,55 0,18 0,42 0,41 0,07 0,29 0,63 0,25 0,08 0,31 

16 1,13 0,49 0,14 0,73 0,49 0,21 0,40 0,43 0,07 0,31 0,59 0,21 0,12 0,24 

17 1,10 0,44 0,18 0,80 0,51 0,27 0,51 0,59 0,10 0,41 0,57 0,28 0,15 0,24 

18 0,97 0,46 0,26 0,63 0,41 0,37 0,73 0,82 0,12 0,54 0,52 0,23 0,23 0,24 

19 0,94 0,42 0,29 0,68 0,41 0,39 0,78 0,93 0,09 0,59 0,50 0,21 0,21 0,20 

20 0,88 0,42 0,30 0,60 0,42 0,36 0,81 0,83 0,06 0,54 0,48 0,20 0,21 0,18 

21 0,87 0,40 0,25 0,56 0,35 0,37 0,67 0,77 0,06 0,51 0,49 0,18 0,22 0,21 

22 0,66 0,40 0,25 0,45 0,43 0,31 0,64 0,71 0,09 0,48 0,49 0,11 0,15 0,15 

23 0,30 0,37 0,19 0,21 0,40 0,25 0,47 0,55 0,07 0,39 0,44 0,05 0,13 0,17 

 

4.3 Escenario 3: Microrred con sistema BESS de 9 MWh y 
contingencia n-2 

Cuando la Red de la Empresa Eléctrica experimenta una falla, la microrred se desconecta 

sin problemas y forma un sistema eléctrico independiente (una isla). Debido a que el 

sistema de almacenamiento BESS de 9 MWh actúa como la entidad "formadora de red" y 

debido que se dispone del EAC, la microrred permanecerá estable, tal como se ha 

demostrado en los escenarios de análisis 1 y 2. Sin embargo, pueden existir casos donde 

luego de una desconexión de la red principal exista una desconexión adicional de algunas 

de las fuentes de energía renovable, siendo esta una condición n-2. 
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En este sentido, se realizará una nueva simulación considerando la desconexión de la Red 

de la Empresa Eléctrica seguida de una desconexión de la Central Fotovoltaica. En cada 

hora, el EAC verifica si es necesario la desconexión de la carga y se realiza la reconexión 

de la microrred a la red principal en los casos que sea posible. La secuencia de eventos se 

detalla en la Tabla 4.12. 

 

Tabla 4.12 Secuencia de eventos contingencia n-2 

No. evento Tiempo [s] Descripción 

1 0 Desconexión de la Red de la Empresa Eléctrica 
2 (1) Actuación del EAC en los casos que aplique 
3 2 Desconexión de la Central Fotovoltaica 
4 (1) Actuación del EAC en los casos que aplique 
5 4 Reconexión de la Red de la Empresa Eléctrica  

Nota: (1) El tiempo dependerá del cálculo del EAC en caso de que el sistema lo requiera. 

 

El tiempo total de la simulación será de 6 s y para la reconexión del sistema se utilizan los 

criterios que fueron detallados en el acápite 2.1.6.3. Los ajustes de las protecciones de 

frecuencia del RoCoF rápido corresponden a los mismos del escenario 2 y que se 

encuentran detallados en la Figura 4.3. 

 

En la Figura 4.11 se muestra la proyección la coordinación renovable térmica de generación 

sobre el cual se aplicarán la secuencia de eventos detallados en la Tabla 4.12. 

 

 

Figura 4.11 Coordinación renovable térmica – Escenario 3 
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Como se puede observar en la Figura 4.12, al cálculo del RoCoF rápido nos indica que 

será necesario realizar una desconexión de carga a las 20h00. 

 

Figura 4.12 Resultados de la variación de la frecuencia Df y RoCoF – Escenario 3 

 

En la Figura 4.13 se muestran las gráficas finales de la frecuencia considerando la 

actuación del EAC a las 20h00, donde se puede observar que la frecuencia toma valores 

por encima de los 58,8 Hz. Además, se puede observar que al tiempo t = 2 s y entre las 

7h00 y 18h00, se desconecta la central fotovoltaica provocando una disminución de la 

frecuencia. Para todos estos casos, esta contingencia no produce problemas de 

inestabilidad de frecuencia. Una vez que el sistema se encuentra estable, al tiempo t = 4 s, 

se realiza la reconexión automática con la Red de la Empresa Eléctrica, luego de lo cual, 

la frecuencia regresa a su valor nominal. 



 

161 

 

Figura 4.13 Gráficas de frecuencia y potencia activa del BESS, Escenario 3 

 

En la Tabla 4.13 se muestran los tiempos y potencia total de la carga a desconectar por el 

EAC, y con base en la matriz de cargas detalladas en la Tabla 4.14, se seleccionan las 

cargas a desconectar, las cuales corresponden únicamente a las cargas del tipo 



 

162 

controlables. La mejora en tiempo del EAC propuesto en relación con el EAC propuesto es 

de 10 ciclos. 

 

Tabla 4.13 Resumen de tiempos de disparo y potencia total desconectada por el EAC 

Hora 
Tiempos EAC propuesto Potencia total 

desconectada [MW] t_IED RoCoF [s] t_OP IED [s] t_CB [s] t_total [s] 

18 0,0817 0,0170 0,0500 0,1487 2,26 

Hora 
Tiempos EAC tradicional Diferencia 

t_IED [s] t_OP IED [s] t_CB [s] t_total [s] [s] [ciclos] 

18 0,2623 0,0170 0,0500 0,3293 0,181 10,838 

 

 

Tabla 4.14 Matriz de cargas para selección de potencias a desconectar 

Cargas 
Cargas controlables [MW] Cargas prioritarias [MW] Cargas críticas [MW] 

P1 P2 P3 P4 P5 P6 P7 P8 P9 P10 C1 C2 C3 C4 

Hora 1 2A 2B 3 4 5 6A 6B 7 8 9A 9B 10 11 

0 0,26 0,36 0,15 0,17 0,37 0,18 0,34 0,41 0,05 0,28 0,42 0,05 0,07 0,18 

1 0,24 0,36 0,08 0,15 0,32 0,11 0,24 0,27 0,06 0,17 0,38 0,04 0,07 0,15 

2 0,21 0,31 0,08 0,14 0,33 0,11 0,22 0,27 0,05 0,16 0,35 0,05 0,06 0,16 

3 0,21 0,32 0,07 0,14 0,31 0,11 0,21 0,21 0,05 0,16 0,35 0,05 0,06 0,12 

4 0,17 0,28 0,06 0,12 0,29 0,08 0,18 0,20 0,06 0,13 0,34 0,03 0,04 0,14 

5 0,24 0,35 0,05 0,16 0,31 0,08 0,16 0,18 0,04 0,12 0,38 0,05 0,05 0,15 

6 0,27 0,35 0,09 0,19 0,34 0,12 0,23 0,26 0,07 0,16 0,41 0,05 0,06 0,16 

7 0,30 0,39 0,11 0,21 0,42 0,16 0,28 0,32 0,08 0,22 0,48 0,06 0,07 0,22 

8 0,45 0,47 0,15 0,28 0,48 0,22 0,37 0,42 0,03 0,31 0,51 0,08 0,11 0,17 

9 0,67 0,52 0,14 0,46 0,51 0,19 0,40 0,46 0,12 0,30 0,61 0,12 0,12 0,24 

10 0,97 0,58 0,17 0,67 0,61 0,21 0,42 0,50 0,07 0,33 0,66 0,19 0,14 0,26 

11 1,05 0,58 0,16 0,69 0,64 0,20 0,44 0,49 0,13 0,30 0,67 0,23 0,09 0,27 

12 1,07 0,57 0,17 0,73 0,56 0,22 0,47 0,52 0,10 0,34 0,66 0,19 0,13 0,20 

13 1,04 0,57 0,17 0,66 0,55 0,20 0,45 0,51 0,09 0,33 0,68 0,18 0,12 0,26 

14 1,06 0,53 0,15 0,73 0,59 0,21 0,39 0,42 0,06 0,31 0,67 0,21 0,12 0,22 

15 1,10 0,51 0,16 0,72 0,52 0,22 0,38 0,43 0,10 0,28 0,60 0,24 0,13 0,24 

16 1,11 0,51 0,14 0,73 0,47 0,16 0,38 0,45 0,11 0,28 0,55 0,22 0,10 0,25 

17 1,18 0,50 0,22 0,75 0,46 0,26 0,50 0,54 0,11 0,37 0,52 0,24 0,16 0,20 

18 1,00 0,45 0,25 0,64 0,45 0,34 0,73 0,82 0,09 0,54 0,55 0,17 0,23 0,24 

19 0,96 0,43 0,32 0,67 0,45 0,45 0,80 0,89 0,05 0,61 0,46 0,20 0,25 0,17 

20 0,87 0,39 0,23 0,57 0,43 0,41 0,75 0,82 0,08 0,53 0,48 0,19 0,20 0,19 

21 0,82 0,41 0,24 0,54 0,43 0,36 0,70 0,77 0,07 0,52 0,49 0,16 0,15 0,19 

22 0,67 0,41 0,17 0,41 0,41 0,30 0,66 0,70 0,07 0,48 0,47 0,15 0,18 0,20 

23 0,31 0,44 0,20 0,20 0,41 0,24 0,52 0,55 0,06 0,37 0,43 0,06 0,16 0,17 
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5 CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

5.1 Conclusiones relativas a la microrred de prueba 

En conclusión, este trabajo de investigación ha logrado avances significativos en el estudio 

y aplicación de microrredes de distribución eléctrica, con especial énfasis en la integración 

de fuentes de energía renovable y sistemas de almacenamiento. A continuación, se 

resumen las principales contribuciones y hallazgos: 

 

• El programa computacional PowerFactory ha permitido una modelación dinámica 

precisa de un sistema eléctrico de prueba. La adaptación de la topología de la 

microrred del CIGRE, con la inclusión de cuatro fuentes de generación (eólica, 

fotovoltaica, térmica y almacenamiento BESS), proporciona un marco robusto para 

la evaluación de la propuesta. 

 

• A través del entorno Spyder, se ha logrado la emulación efectiva de un controlador 

que ejecuta un algoritmo desarrollado en Python. Esta implementación permite la 

interacción fluida con PowerFactory, facilitando la realización de simulaciones en 

estado dinámico y la validación del Esquema de Alivio de Carga (EAC) propuesto. 

 

• La creación de un algoritmo en Python para la obtención continua de escenarios de 

operación mediante simulaciones de Montecarlo ha permitido obtener la predicción 

estadística de la generación de las centrales eólica. Esto constituye un elemento 

clave para la evaluación de la microrred en condiciones variables y el diseño de 

estrategias eficientes. 

 

• La utilización de registros de velocidad del viento en la isla Baltra y datos de 

potencia fotovoltaica en la isla Puerto Ayora ha permitido ajustar modelos 

estadísticos (Weibull y Normal, respectivamente). Estos modelos ofrecen una base 

sólida para la predicción estadística de la generación, mejorando la precisión de las 

simulaciones. 

 

• El algoritmo para la coordinación renovable térmica, centrado en la operación del 

BESS y los porcentajes del estado de carga (SOC), ha demostrado su eficacia. La 

definición de cinco estados de carga, con especial énfasis en el SOC de reserva, 

ha contribuido a mejorar la estabilidad de la microrred. Se ha determinado un SOC 
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de reserva del 40 % para un sistema BESS de 4,5 MWh y del 50% para un sistema 

de 9 MWh. 

 

• La evaluación de los diferentes casos de operación diaria ha revelado que, en la 

mayoría de los escenarios, la batería se posiciona como la opción preferente para 

la coordinación renovable térmica debido a su menor costo. Cuando la batería se 

encuentre cargada, por lo general, el orden de participación será en primer lugar el 

sistema BESS, seguido de la Red de la Empresa Eléctrica y finalmente la 

generación térmica. No obstante, se han identificado excepciones durante las horas 

de carga, donde la generación térmica puede ser más económica que la Red de la 

Empresa Eléctrica. 

 

5.2 Conclusiones relativas al esquema de alivio de carga 

• La metodología propuesta en el presente trabajo para un EAC adaptativo, basado 

en el estándar IEC 61850 y en el criterio del RoCoF rápido, ha demostrado su 

aplicabilidad efectiva en microrredes con variaciones diarias en la generación, 

guiadas por la predicción estadística de la demanda y las fuentes de energías 

renovables. 

 

• Las ventajas significativas de implementar un EAC adaptativo basado en el 

estándar IEC 61850, que emplea mensajes GOOSE para la desconexión 

automática de las cargas, son claramente evidentes en los resultados obtenidos. El 

tiempo total de operación del EAC es inferior a 150 ms desde la activación del 

disparo hasta la desconexión de las cargas. Esto considera un tiempo de 

procesamiento del controlador del EAC de 17 ms, un tiempo de apertura del 

interruptor de 50 ms y un tiempo de detección del RoCoF rápido del relé de 

protección de 70 ms (aproximadamente 4 ciclos). 

 

• La robustez de la red de comunicaciones, especialmente en las centrales de 

comunicación, es crucial para garantizar los tiempos de procesamiento del EAC. 

Ante posibles fallos de la red, se ha identificado la necesidad de implementar una 

red SDN, permitiendo tiempos de reconexión inferiores a 0,1 ms. En este contexto, 

se ha propuesto la adopción de switches modelo SEL-2704S para el anillo principal 

de comunicaciones. 
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• Para determinar la cantidad óptima de carga a desconectar, el EAC adaptativo ha 

aprovechado las mediciones proporcionadas por Merging Unit. Se han propuesto 

modelos específicos de fabricantes reconocidos como ABB y SEL para este 

propósito, con frecuencias de muestreo que garantizan una captura precisa de los 

datos. La estrategia de desconexión se ha diseñado considerando tres grupos de 

cargas (controlables, prioritarias y críticas), y los resultados indican que las cargas 

controlables, representativas del 50% de la demanda total, son las más propensas 

a desconectarse. Las cargas prioritarias constituyen el 30% y no hubo necesidad 

de desconectar inclusive en los casos más críticos. Las cargas críticas que 

representan el 20% no fueron consideradas por el algoritmo del EAC debido a que 

éstas serán siempre alimentadas por la reserva del sistema de almacenamiento 

BESS. 

 

• La implementación del EAC adaptativo basado en las protecciones del RoCoF 

rápido ha demostrado una mejora significativa en la detección de fallas por baja 

frecuencia. En comparación con los EAC tradicionales de baja frecuencia, el 

sistema propuesto logra una detección entre 7 a 10 ciclos más rápida, 

contribuyendo a la eficiencia operativa y a la preservación de la estabilidad del 

sistema. 

 

• Se han determinado ajustes precisos para establecer la zona de disparo del RoCoF 

rápido, lo cual ha permitido mantener la frecuencia por encima de los 58,8 Hz en 

cada uno de los casos analizados. Estos ajustes han resultado fundamentales 

incluso en situaciones críticas, como la desconexión intempestiva de la generación 

fotovoltaica en condiciones N-2, asegurando la estabilidad de la frecuencia y el 

funcionamiento continuo del sistema. 

 

En conjunto, estos resultados respaldan la eficacia y la robustez del EAC propuesto, 

subrayando su capacidad para mejorar la respuesta del sistema ante contingencias y 

garantizar la operación segura y estable de microrredes bajo condiciones dinámicas y 

cambiantes. Estos hallazgos ofrecen contribuciones significativas al campo de las 

microrredes y la gestión de la energía, sentando las bases para futuras investigaciones y 

aplicaciones prácticas en entornos reales. 
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5.3 Sugerencias para trabajos futuros 

Para orientar futuros trabajos de investigación, se sugieren las siguientes áreas de 

enfoque: 

 

Optimización de la Capacidad Instalada 

Explorar métodos avanzados de optimización para determinar de manera óptima la 

capacidad instalada de las centrales de generación, tanto convencionales como no 

convencionales. Además, se podría investigar la identificación de un valor óptimo de 

reserva para el sistema de almacenamiento BESS, considerando la variabilidad de la 

demanda y la generación de fuentes renovables. 

 

Desarrollo de Metodologías de EAC ante Contingencias 

Investigar y desarrollar una metodología de un EAC que aborde diversas contingencias, 

como la salida de líneas eléctricas, cortocircuitos u otras condiciones adversas. La 

evaluación del ride-through de las centrales no renovables ante estas contingencias podría 

ser un aspecto clave a considerar. 

 

Aplicación de Métodos de Aprendizaje por Refuerzo en EAC 

Explorar la aplicación de técnicas de aprendizaje por refuerzo para determinar de manera 

óptima la carga a desconectar por el EAC. Investigar cómo estos métodos pueden 

adaptarse dinámicamente a condiciones cambiantes, mejorando la eficiencia y la toma de 

decisiones del sistema. 

 

Estas sugerencias para futuros trabajos podrían contribuir al avance en la optimización de 

microrredes, ofreciendo soluciones más eficientes y adaptativas frente a diversas 

condiciones operativas y contingencias. 
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ANEXO A: Información técnica de unidades de generación a 
diésel 

Tabla A.1 Características y parámetros de generadores a diésel DG1 [62] 

Parámetro Descripción Valor Unidad 

- Regulador de voltaje  AC8B - 
- Regulador de velocidad UG8 - 

𝑆𝑛𝑜𝑚. Potencia aparente nominal 2127 [kVA] 
𝑃𝑛𝑜𝑚. Potencia activa nominal 1701,6 [kW] 

𝑃𝑒𝑓𝑒. Potencia efectiva 1360 [kW] 

𝑉𝑛𝑜𝑚. Voltaje nominal 4,16 [kV] 

𝑓𝑛𝑜𝑚. Frecuencia nominal 60 [Hz] 

𝐼𝑛𝑜𝑚. Corriente nominal 295,2 [A] 
𝑓𝑝𝑛𝑜𝑚. Factor de potencia nominal 0,8 - 
𝑁𝑝𝑜𝑙𝑜𝑠 Número de pares de polos 4 - 

𝑅𝑃𝑀𝑛𝑜𝑚. Velocidad sincrónica 900 [rev/min.] 
- Conexión Yn PaT - 
- Tipo de rotor Polos salientes - 
𝐻 Inercia 2,702 MWs/MVA 

𝑟𝑠𝑡𝑟 Resistencia del estator 0,01 [p.u.] 
𝑥𝑙 Resistencia de dispersión 0,1096 [p.u.] 

𝑥𝑑
′′ Reactancia subtransitoria - eje D 13,7 [%] 

𝑥𝑞
′′ Reactancia subtransitoria - eje Q 16,1 [%] 

𝑥𝑑
′ Reactancia transitoria - eje D 23,7 [%] 

𝑥𝑑 Reactancia sincrónica - eje D saturada 140 [%] 

𝑥𝑞 Reactancia sincrónica - eje Q saturada 125 [%] 

𝑥2 Reactancia de secuencia negativa 20 [%] 
𝑥0 Reactancia de secuencia cero 10 [%] 

𝑇𝑑0
′ Constante de tiempo transitoria - eje D 0,5803 [s] 

𝑇𝑑0
′′ Constante de tiempo subtransitoria - eje D 0,007 [s] 

𝑇𝑞0
′′ Constante de tiempo subtransitoria - eje Q 0,00865 [s] 

𝑆𝐺10/𝑆𝐺12 Parámetro de saturación 0,2 / 0,6 - 
 

Tabla A.2 Parámetros del sistema regulador de voltaje / excitatriz modelo AC8B  

Parámetro Descripción Valor Unidad 

𝑇𝑟 Constante de tiempo de medición  0,02 [s] 

𝐾𝑝 Ganancia controlador PID (Proporcional)  2000 [p.u.] 

𝐾𝑎 Ganancia del controlador 0,0085 [p.u.] 

𝑇𝑎 Constante de tiempo del controlador 0,03 [s] 
𝐾𝑒 Constante de excitatriz  1 [p.u.] 

𝐾𝑖 Ganancia controlador PID (Integral)  1750 [p.u.] 

𝑇𝑒 Constante de tiempo de excitatriz  0,5 [s] 

𝐸1 Factor de curva de saturación 1 5,5 [p.u.] 
𝑆𝑒1 Factor de curva de saturación 2 0,05 [p.u.] 

𝐸2 Factor de curva de saturación 3 7,33 [p.u.] 

𝑆𝑒2 Factor de curva de saturación 4 0,77 [p.u.] 
𝐾𝑑 Ganancia controlador PID (derivativa)  400 [p.u.] 

𝑇𝑑 Constante de tiempo PID (derivativa)  0,03 [s] 

𝑉𝑟 𝑚𝑖𝑛 Mínima salida del controlador  -10 [p.u.] 
𝑉𝑟 𝑚𝑎𝑥  Máxima salida del controlador  10 [p.u.] 

𝐸𝑓𝑑 𝑚𝑎𝑥 Voltaje máximo de excitación  7,33 [p.u.] 
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Tabla A.3 Parámetros del sistema regulador de velocidad 

Parámetro Descripción Valor Unidad 

𝐾 Ganancia del actuador 2 [p.u. / p.u.] 
𝑇4 Constante de tiempo derivativa del actuador 5 [s] 

𝑇5 Primera constante de tiempo del actuador 0,01 [s] 

𝑇6 Segunda constante de tiempo del actuador 0,06 [s] 
𝐷𝑟𝑜𝑜𝑝 Estatismo estacionario 0,018 [p.u.] 

𝑇1 Primera constante de tiempo control eléctrico 0,01 [s] 

𝑇2 Segunda constante de tiempo control eléctrico 0,05 [s] 

𝑇3 Constante de tiempo derivativa control eléctrico 0,1 [s] 
𝑇𝑚í𝑛. Mínima salida del actuador 0,05 [p.u.] 

𝑇𝑚á𝑥.. Máxima salida del actuador 1,1 [p.u.] 

 

Tabla A.4 Parámetros del modelo de motor diésel 

Parámetro Descripción Valor Unidad 

𝑇𝑑𝑒𝑙𝑎𝑦 Retardo de la combustión 0,01 [s] 

𝑇𝑐 Constante de tiempo del motor 0,15 [s] 

𝐾𝑝𝑡𝑝𝑔 Razón potencia nominal motor / potencia nominal generador 0,95 - 
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ANEXO B: Información técnica de las unidades de generación 
eólica 

Tabla B.1 Características y parámetros aerogeneradores Unison 

Parámetro Descripción Valor Unidad 

𝑇𝑖𝑝𝑜 Generador sincrónico de imanes permanentes - - 
𝑃𝑛𝑜𝑚. Potencia activa nominal 805 [kW] 
𝑉𝑛𝑜𝑚. Voltaje nominal 850 [V] 

𝐼𝑛𝑜𝑚.. Corriente nominal 598 [A] 

𝑋/𝑅 Relación de la corriente de cortocircuito 3 - 
𝑅 Resistencia 29,4 [mΩ] 

𝐿 Inductancia 2,6 [mH] 

Ɵ Ángulo de potencia interno 0 - 23 [º] 
- Eficiencia 95 [%] 

 

Tabla B.2 Características y parámetros del conversor Unison 

Parámetro Descripción Valor Unidad 

𝑇𝑖𝑝𝑜 Conversor AC/DC/AC, IGBT, tecnología PWM - - 
𝑃𝑛𝑜𝑚. Potencia activa nominal 770 [kW] 
𝑉𝑛𝑜𝑚. Voltaje nominal 690 [V] 

𝐼𝑛𝑜𝑚.. Corriente nominal 630 [A] 

𝑓𝑝 Factor de potencia 1 - 
- Eficiencia 96 [%] 

 

Tabla B.3 Características y parámetros aerogeneradores Unison 

Parámetro Descripción Valor Unidad 

𝑇𝑖𝑝𝑜 Generador sincrónico de imanes permanentes - - 
𝑃𝑛𝑜𝑚. Potencia activa nominal 805 [kW] 
𝑉𝑛𝑜𝑚. Voltaje nominal 850 [V] 
𝐼𝑛𝑜𝑚.. Corriente nominal 598 [A] 

𝑋/𝑅 Relación de la corriente de cortocircuito 3 - 
𝑅 Resistencia 29,4 [mΩ] 
𝐿 Inductancia 2,6 [mH] 

Ɵ Ángulo de potencia interno 0 - 23 [º] 
- Eficiencia 95 [%] 

 

Tabla B.4 Características y parámetros del conversor Unison 

Parámetro Descripción Valor Unidad 

𝑇𝑖𝑝𝑜 Conversor AC/DC/AC, IGBT, tecnología PWM - - 
𝑃𝑛𝑜𝑚. Potencia activa nominal 770 [kW] 
𝑉𝑛𝑜𝑚. Voltaje nominal 690 [V] 

𝐼𝑛𝑜𝑚.. Corriente nominal 630 [A] 

𝑓𝑝 Factor de potencia 1 - 
- Eficiencia 96 [%] 
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ANEXO C: Información técnica de las unidades de generación 
fotovoltaica 

Tabla C.1 Características técnicas del módulo fotovoltaico BJ-60Series-1 [75] 

Símbolo Descripción Valor Unidad 

𝑃𝑝 Potencia nominal del panel 250 W 

𝑉𝑚𝑎𝑥 Voltaje nominal  30,75 V 

𝐼𝑚𝑎𝑥 Corriente nominal 8,131 A 
𝑉𝑜𝑐 Voltaje a circuito abierto 36,99 V 
𝐼𝑐𝑐 Corriente de cortocircuito 8,768 A 

𝑀𝑐 Mono cristalino - - 

𝛽𝑐𝑖 Coeficiente de temperatura de Icc 0,0438 % / ºC 
𝛽𝑐𝑣 Coeficiente de temperatura de Voc -0,3307 % / ºC 

𝛽𝑐𝑝 Coeficiente de temperatura de Pp -0,4217 % / ºC 

𝑁𝑂𝐶𝑇 Temperatura de operación nominal de la cédula 48 ± 2 ºC 

 

Tabla C.2 Características de los transformadores elevadores TE_PV1y TE_PV2 

Parámetro Descripción Valor Unidad 

𝑆𝑛𝑜𝑚. Potencia aparente nominal 2000 [kVA] 

𝑉𝐴.𝑉. Voltaje nominal en lado de alto voltaje 13,8 [kV] 
𝑉𝐵.𝑉. Voltaje nominal en lado de bajo voltaje 0,38 [kV] 

𝑥𝑐𝑐1 Reactancia de cortocircuito de secuencia positiva 6 [%] 

𝑥𝑐𝑐0 Reactancia de cortocircuito de secuencia cero 6 [%] 
𝐺𝑉 Grupo vector de conexión Dyn5 - 

𝑉𝑇𝐴𝑃 Voltaje adicional por TAP 2,5 [%] 

𝑁𝑇𝐴𝑃 Número de posiciones totales del TAP 5 - 
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ANEXO D: Información técnica del sistema de almacenamiento 
BESS 

Tabla D.1 Características de la batería modelo FP58146410A 

Descripción Valor Unidad 

Fabricante BYD - 
Modelo FP58146410A  

Tipo de batería Ion litio - 
Tasa de carga 1C - 

Capacidad 220 [Ah] 
Voltaje nominal 3,2 [V] 

Temperatura de operación 25 [ºC] 
Resistencia interna 0,001 [Ω] 

 

Tabla D.2 Características técnicas del sistema BESS modelo C-BESS MG 1000 

Parámetro Descripción Valor Unidad 

I nom. Corriente nominal 9460 [A] 
Ah Capacidad 9460 [Ah] 

P nom. Potencia nominal 4,540 [MW] 
V nom. Voltaje nominal 480 [V] 

- Eficiencia 97 [%] 
fp nom. Factor de potencia 0 - 
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ANEXO E: Información técnica de los motores de inducción 

Tabla E.1. Datos de placa de motor de inducción de 315 kW (422 HP) [71] 

Parámetro Descripción Valor Unidad 

𝑃𝑛 Potencia nominal  315,00 [kW] 

𝑃𝑚 Potencia mecánica 422,00 [HP] 

𝐸𝑓𝑓. Eficiencia 94,70 [%] 

𝑓𝑝 Factor de potencia 82,00 [%] 

𝑛𝑝 Número de pares de polos 4 [-] 

- Tipo de rotor Jaula doble [p.u.] 

𝑅𝑆 Resistencia del estator 0,0347382 [p.u.] 

𝑋𝑆 Reactancia del estator 0,0100000 [p.u.] 

𝑋𝑀 Reactancia de magnetización 2,5392940 [p.u.] 

𝑅𝑟𝐴 Resistencia de operación del rotor 0,0142545 [p.u.] 

𝑋𝑟𝐴 Reactancia de operación del rotor 0,3513671 [p.u.] 

𝑅𝑟𝐵 Resistencia de arranque del rotor 0,0923811 [p.u.] 

𝑋𝑟𝐵 Reactancia de arranque del rotor 0,2746449 [p.u.] 

𝐻 Inercia 22,7345700 [kg.m2] 
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ANEXO F: Descripción de nodos lógicos y objeto de datos según 
IEC 61850 e  

IEC 61400-25 para generadores eólicos 

 

Tabla F.1 Objeto de datos del nodo lógico del rotor WROT 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información de estados 

RotSt Estado del rotor 

BlStBl Estado de las aspas 

PtCtlSt Estado del control de inclinación de las aspas 

Información analógica 

RotSpd Velocidad del rotor en el lado del rotor 

PotPos Posición angular del rotor 

HubTmp Temperatura del rotor 

PtHyPresBl Presión del sistema hidráulico de inclinación de las aspas 

PtAngValBl Ángulo de inclinación de las aspas 

Información de control 
BlkRot Ajuste del rotor en la posición bloqueada 

PtEmgChk Verificar el sistema de inclinación de emergencia 

 

Tabla F.2 Objeto de datos del nodo lógico de la transmisión WTRM 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información de estados 

BrkopMod Estado de freno de eje 

LuSt 
Estado del sistema de lubricación de la caja de 

engranajes 

FtrSt Estado del sistema de filtrado 

ClSt Estado del sistema de enfriamiento de la transmisión 

HtSt Estado del sistema de calefacción 

OilLevSt 
Estado del nivel de aceite en el cárter de la caja de 

engranajes 

OfFltSt Estado del filtro fuera de línea 

InFltSt Estado del filtro en línea 

Información analógica 

TrmTmpShfBrg Temperatura del cojinete del eje 

TrmTmpGbxOil Temperatura del aceite de la caja de engranajes 

TrmTmpShfBrk Temperatura del freno de eje 

VibGbx Vibración de la caja de engranajes 

GsLev Nivel de grasa para lubricación 

GbxOilLev Nivel de aceite en el cárter de la caja de engranajes 

GbxOilPres 
Presión de aceite en el cárter de la caja de 

engranajes 

BrkHyPres Presión hidráulica para el freno del eje 
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Tabla F.3 Objeto de datos del nodo lógico del generador WGEN 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información de estados 
GnOpMod Modo de operación del generador 

ClSt Estado del sistema de enfriamiento del generador 

Información analógica 

Spd Velocidad del generador 

W Potencia activa del generador 

Var Potencia reactiva del generador 

GnTmpSta Temperatura del estator 

GnTmpRtr Temperatura del rotor 

GnTmpInlet 
Mediciones de temperatura de entrada en el 

generador 

StaPPV Voltaje trifásico fase -fase del estator 

StaPhV Voltaje fase – tierra del estator 

StaA Corriente trifásica de fase del estator 

RtrPPV Voltaje trifásico fase -fase del rotor 

RtrPhV Voltaje fase – tierra del rotor 

RtrA Corriente trifásica de fase del rotor 

 

Tabla F.4 Objeto de datos del nodo lógico del conversor AC/DC/AC WCNV 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información de estados 
CnvOpMod Modo de operación del conversor 

ClSt Estado del sistema de enfriamiento del conversor 

Información analógica 

Hz Valor de la frecuencia 

Torq Valor del torque 

GnPPV Voltaje trifásico fase -fase en el lado del generador 

GnPhV Voltaje fase – tierra en el lado del generador 

GnA Corriente trifásica de fase en el lado del generador 

GnPF Factor de potencia en el lado del generador 

GriPPV Voltaje trifásico fase -fase en el lado de la red 

GriPhV Voltaje fase – tierra en el lado de la red 

GriA Corriente trifásica de fase en el lado de la red 

GriPF Factor de potencia en el lado de la red 

CnvOpMod Temperatura interna del conversor 

Clst Temperatura del conversor en el lado de la red 
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Tabla F.5 Objeto de datos del nodo lógico de datos meteorológicos WMET 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información analógica 

MetAlt1HorWdSpd Velocidad horizontal del viento 

MetAlt1VerWdSpd Velocidad vertical del viento 

MetAlt1HorWdDir Dirección horizontal del viento 

MetAlt1VerWdDir Dirección vertical del viento 

MetAlt1Tmp Temperatura 

MetAlt1Hum Humedad 

MetAlt1Pres Presión 

 

Tabla F.6 Objeto de datos del nodo lógico WYAW 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información de estados 
YwSt Modo de operación del sistema YAW 

YwBrakeSt Modo del sistema de frenado YAW 

Información analógica 

YwSpd Velocidad YAW 

Tmp Temperatura del sistema YAW 

SysGsLev Ángulo de giro del cojinete de YAW 

BrkPres Nivel de grasa para la lubricación del sistema YAW 

 

Tabla F.7 Atributos del nodo lógico de la torre WTOW 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información de estados IntlHum Estado del sistema de elevación 

Información analógica 

LiftSt Estado del sistema de elevación 

DehumSt Estado del des humificador 

HtexSt Estado del intercambiador de calor 

 

Tabla F.8 Objeto de datos del nodo lógico del transformador WTRF 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información de estados 

TrfClSt Estado del sistema de refrigeración del transformado 

OilLevSt 
Información sobre el nivel de aceite en 

transformadores llenos de aceite 

MTPresSt 
Presión de gas del depósito principal para 

transformadores 

Información analógica 

OilLevSt 
Información sobre el nivel de aceite en 

transformadores llenos de aceite 

TrfTurPPV Voltaje trifásico en el lado de la turbina 

TrfTurPhV Voltaje trifásico a tierra del lado de la turbina 

TrfTurA Corriente trifásica del lado de la turbina 

TrfGriPPV Voltaje trifásico en el lado de la red 

TrfGriPhV Voltaje trifásico a tierra del lado de la red 
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Tipo de información Objeto de datos Descripción 

TrfGriA Corriente del lado de la red 

TrfTmpTrfTur Temperatura en el lado de la turbina 

TrfTmpTrfGri Temperatura en el lado de la red 

 

Tabla F.9 Objeto de datos del nodo lógico de la góndola (Nacelle) WNAC 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información de estados 

BecBulbSt Estado de la Baliza 

WdHtSt Estado del calentador para el sensor de viento 

IceSt Estado de la detección de hielo 

AneSt Estado del anemómetro primario/secundario 

Información analógica 

OilLevSt 
Información sobre el nivel de aceite en 

transformadores llenos de aceite 

TrfTurPPV Voltaje trifásico en el lado de la turbina 

TrfTurPhV Voltaje trifásico a tierra del lado de la turbina 

TrfTurA Corriente trifásica del lado de la turbina 

TrfGriPPV Voltaje trifásico en el lado de la red 

TrfGriPhV Voltaje trifásico a tierra del lado de la red 

TrfGriA Corriente del lado de la red 

TrfTmpTrfTur Temperatura en el lado de la turbina 

TrfTmpTrfGri Temperatura en el lado de la red 
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ANEXO G: Descripción de nodos lógicos y objeto de datos según 
IEC 61850-7-420 aplicable para sistemas fotovoltaicos 

 

Tabla G.1 Objeto de datos del nodo lógico DPVM 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información de estados ACRrv Índice en el punto activo de la curva V vs. I 

Información de ajustes 

MdulAVCrv 
Curva V vs. I del módulo en condiciones de prueba 

estándar (STC) 

MdulWRtg Potencia nominal del módulo en vatios pico en STC 

MdulW200Rtg 
Potencia nominal del módulo en vatios pico a 200 

W/m2 

MaxMdulV Voltaje del módulo a potencia máxima en STC 

MaxMdulA Corriente del módulo a máxima potencia en STC 

MdulOpnCctV Voltaje de circuito abierto del módulo (Voc en STC) 

MdulSrtCctA Corriente de cortocircuito del módulo (Isc en STC) 

MdulWTmpDrt 
Reducción de potencia/temperatura del módulo en 

porcentaje de grados por encima de 
25 ºC 

MdulATmpDrt 
Reducción de corriente/temperatura del módulo como 

porcentaje de grados por encima de 
25 ºC 

MdulVTmpDrt 
Voltaje/temperatura del módulo que disminuye según 

la relación voltaje/grados por encima de 25 ºC 

MdulAgeDrtPct 
Reducción de la edad del módulo en porcentaje a lo 

largo del tiempo 

 

Tabla G.2 Objeto de datos del nodo lógico DPVA 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información de estados  Tipo de montaje 

Información de ajustes 

Typ Tipo de montaje 

GrndConn Tipo de conexión a tierra 

MdulCnt Número de módulos por arreglos 

StrgCnt Número de cadenas paralelas por sub arreglos 

SubArrCnt Número de cadenas paralelas por arreglo 

ArrArea Área del arreglo 

ArrWRtg Potencia nominal del conjunto (vatios pico - vatios p) 

Tilt 
Inclinación fija del conjunto - grados respecto a la 

horizontal (puede ajustarse estacionalmente 
estacionalmente) 

Azi Assembly azimuth – degrees from true north 
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Tabla G.3 Objeto de datos del nodo lógico DPVC 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información de estados CtrModSt Estado del modo de control del arreglo 

Información de datos de 
control 

ArrModCtr 
Modo seleccionado para controlar la potencia de 

salida del conjunto 

Información de ajustes 

TrkRefV Voltaje de referencia de pico del seguidor de potencia 

TrkWupV  Voltaje de activación del seguidor de potencia 

TrkDlWupTms  Tiempo de activación FV 

TrkDlSlpTms  Tiempo de retardo para la prueba de reposo FV 

TrkSlpW  
Punto de potencia FV para iniciar el temporizador de 

la prueba de reposo 

TrkRte  Frecuencia de actualización del seguidor de potencia 

TrkVStp 
Paso de perturbación de voltaje del seguidor de 

potencia 

TrkVStp 
Paso de perturbación de voltaje del seguidor de 

potencia 

 

Tabla G.4 Objeto de datos del nodo lógico DTRC 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información de estados 
TrkAlm 

Alarma de seguimiento - Verdadero: condición de 
alarma 

TrkSt Estado del seguimiento 

Información de datos de 
control 

AziDeg 
Acimut del objetivo grados desde el norte verdadero 

hacia el este positivo 

TrkCtl Comando de seguimiento 

ElDeg Elevación del objetivo desde la horizontal 

Información de ajustes 

TrkTech Tecnología del seguimiento 

StowAziDeg  
Acimut de estiba grados desde el norte verdadero 

hacia el este positivo 

StowElDeg  Elevación de la estiba desde la horizontal 

StormAziDeg  
Acimut de la tormenta grados desde el norte 

verdadero hacia el este positivo 

StormElDeg  Elevación de la tormenta desde la horizontal 

SnwAziDeg  
Acimut de la nieve grados desde el norte verdadero 

hacia el este positivo 

SnwElDeg Elevación de la nieve desde la horizontal 

NightElDeg  
Acimut nocturno grados desde el norte verdadero 

hacia el este positivo 

MaintAziDeg  
Acimut de mantenimiento grados desde el norte 

verdadero hacia el este positivo 

MaintElDeg  Elevación de mantenimiento desde la horizontal 

IntvAzi  Intervalo de acimut, para seguimiento sensorial.  

IntvEl  Intervalo de elevación, para seguimiento sensorial.  

IntvTm  Intervalo de tiempo, para el seguimiento astronómico. 
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Tabla G.5 Objeto de datos del nodo lógico ZINV 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información general 

WRtg Potencia máxima activa 

VarRtg Potencia máxima reactiva 

SwTyp Tipo de semiconductor del inversor 

CoolTyp Tipo de método de refrigeración 

PQVLim Conjunto P-Q-V de curvas límite 

Información de estados 

GridModSt Modo de conexión actual 

Stdby 
Estado de stand-by del inversor - Verdadero: stand-by 

activo 

CurLev 
Nivel de corriente continua disponible para el 

funcionamiento - Verdadero: corriente suficiente 

CmutTyp Tipo de conmutación 

IsoTyp Tipo de aislamiento 

GridMod Modos de conexión a la red eléctrica 

Información de ajustes 

PQVLimSet  Curva activa Curva característica para límite PQV 

OutWSet  Consigna de potencia de salida 

OutVarSet  Consigna de potencia reactiva de salida 

OutPFSet  Consigna de factor de potencia como ángulo 

OutHzSet  Consigna de frecuencia 

InALim  Límite de corriente de entrada 

InVLim  Límite de tensión de entrada 

PhACnfg 
Configuración de alimentación de la fase A del 

inversor 

PhBCnfg 
Configuración de alimentación de la fase B del 

inversor 

PhCCnfg 
Configuración de alimentación de la fase C del 

inversor 

PhCCnfg 
Configuración de alimentación de la fase C del 

inversor 
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ANEXO H: Descripción de nodos lógicos y objeto de datos según 
IEC 61850-7-420 aplicable para sistemas de almacenamiento 

por baterías 

Tabla H.1 Objeto de datos del nodo lógico de la batería ZBAT 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información de estados 

BatSt Estado del sistema de baterías - Verdadero: 
encendido 

BatTestRsl Resultados de la prueba de la batería 

BatVHi 
Voltaje de la batería alta o sobrecargada - Verdadero: 

alta o sobrecargada 

BatVLo 
Voltaje de la batería baja o con carga insuficiente - 

Verdadero: baja o con carga insuficiente 

Valores medidos 

Vol  Tensión de la batería externa 

VolChgRte  Tasa de variación de la tensión de la batería de salida 

InBatV  Tensión de la batería interna 

Amp  Corriente de drenaje de la batería 

InBatA  Corriente de la batería interna 

InBatTmp  Temperatura de la batería interna 

Valores de control 

BatSt  Encendido de la batería 

BatTest  Iniciar prueba de la batería 

Información de ajustes 

BatTyp Tipo de batería 

AhrRtg  Capacidad en amperios-hora 

MinAhrRtg  
Capacidad nominal mínima de amperios-hora en 

reposo permitida 

BatVNom  Tensión nominal de la batería 

BatSerCnt  Número de elementos en serie 

BatParCnt  Número de elementos en paralelo 

DisChaCrv  Curva de descarga 

DisChaTim  Curva de descarga por tiempo 

DisChaRte  Tasa de autodescarga 

MaxBatA  Corriente máxima de descarga de la batería 

MaxChaV Voltaje máximo de carga de la batería 

HiBatVAlm Nivel de alarma de alto voltaje de la batería 

LoBatVAlm Nivel de alarma de bajo voltaje de la batería 
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Tabla H.2 Objeto de datos del nodo lógico del cargador de la batería ZBTC 

Tipo de información Objeto de datos Descripción 

Información de estados 

BatChaSt 
Estado del modo de carga del cargador de batería 

ChaTms Tiempo de carga desde el último apagado/reinicio 

Valores medidos 
ChaV Voltaje del cargador 

ChaA Corriente del cargador 

Información de ajustes 

BatChaTy Tipo de cargador de batería 

ChaCrv  Curva de carga 

ChaCrvTim  Curva de carga como horario 

ReChaRte  Tasa de recarga 

BatChaPwr  Potencia de carga de la batería necesaria 
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ANEXO I: Respuestas de frecuencia y de RoCoF rápido 

  

Figura I.1 Respuestas de frecuencia y de RoCoF rápido -Caso 1 

 

  

Figura I.2 Respuestas de frecuencia y de RoCoF rápido -Caso 2 

 

  

Figura I.3 Respuestas de frecuencia y de RoCoF rápido -Caso 3 
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Figura I.4 Respuestas de frecuencia y de RoCoF rápido -Caso 4 

 

  

Figura I.5 Respuestas de frecuencia y de RoCoF rápido -Caso 5 

 

  

Figura I.6 Respuestas de frecuencia y de RoCoF rápido -Caso 6 

 


