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Resumen

La integración de nuevas fuentes de generación eléctrica a las Redes Generales de

Distribución (RGD), han tenido impactos positivos como negativos, dentro los impactos

positivos se pueden destacar la minimización en la perdida de potencia en las líneas,

ya que las unidades se encuentran instaladas lo más cercano a los puntos de consumo,

también aumenta la confiabilidad en el suministro de la energía.

Por otra parte, los efectos negativos que se presentan es el cambio en las topologías

de los sistemas, haciendo que los flujos de corrientes sean bidireccionales. Los esquemas

de protecciones tradicionales que se encuentran operando en las redes de distribución

radiales tienden a fallar con la presencia de las unidades de generación distribuida, ya

que estos no logran detectar ni aislar las zonas de falla o bien pueden actuar fuera de

su zona de operación.

En este sentido, en este trabajo de tesis se presenta la implementación de la protección

direccional a sistemas eléctricos de distribución con unidades de Generación Distribuida

(GD). La metodología utiliza las componentes de secuencia cero para determinar las

magnitudes de polarización para fallas desbalanceadas y las componentes de secuencia

positiva para las fallas balanceadas. El algoritmo propuesto es capaz de determinar los

ángulos y corrientes de falla, utilizando la Transformada Discreta de Fourier.

Se utiliza el circuito de pruebas del IEEE de 13 nodos con una unidad de generación

distribuida, para evaluar el desempeño del algoritmo y posteriormente, se utiliza un

circuito real subterráneo con dos alimentadores y cargas variables, donde se simulan

fallas monofásicas bifásicas y trifásicas en ATP/EMTP. Así mismo, se evalúa la capa-

cidad de que la unidad de generación distribuida permanezca conectada al sistema de

distribución cuando ocurre una perturbación en el sistema, esto de acuerdo a lo que

establece el Código de Red Mexicano.
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1. Introducción

Actualmente, el código de red establece los requerimientos mínimos de eficiencia,

calidad, confiabilidad, continuidad, seguridad y sustentabilidad del Sistema Eléctrico

Nacional. Para cumplir este objetivo, el sistema se diseña bajo un estándar de con-

fiabilidad para diferentes condiciones de operación con cambios normales, tales como

conexión y desconexión de cargas, cambio de configuración de la red, o bien cambios

imprevistos producidos por contingencias o fallas.

Las redes de distribución actuales de energía eléctrica están normalmente conectadas

a una estructura radial, donde el flujo de corriente va de la zona de generación hacia

la carga, teniendo así un flujo unidireccional. Hasta hace unos años las protecciones

que se utilizaban en este tipo de redes eran relativamente sencillas como lo son los

relevadores de sobrecorriente convencionales, restauradores, cuchillas y fusibles.

Por otra parte, una de las alternativas tecnológicas para compensar el requerimiento

adicional de energía es la integración de generación eléctrica mediante instalaciones

más pequeñas que las centrales convencionales, las cuales se encuentran más cerca de

los consumidores y son conectadas a las redes de distribución [1].

En los años recientes ha sido de gran interés el tema de generación distribuida, dentro

del cual, se ha venido discutiendo su conexión a los sistemas eléctricos de distribución.

El Institute of Electrical and Electronic Engineers (IEEE) [2], define como generación

distribuida a la generación con instalaciones más pequeñas en comparación a las cen-

trales generadoras con el fin de interconectarse en casi cualquier punto del sistema

eléctrico de potencia.

En este sentido en [3], se discuten los diferentes nombres que se tienen para los

sistemas de GD, variando entre generación integrada o generación dispersa, siendo este

último empleado preferencialmente en Europa. También se discute la capacidad de las

estaciones que son instaladas. Por ejemplo, The Electric Power Research Institute [4],

considera a la generación distribuida con una capacidad de pocos kilowatts a 50 MW,

mientras que para The Gas Research Institute [5], ésta debe ser de 25 MW dentro del

1



1. Introducción

diseño de los sistemas eléctricos. Por otro lado, The International Conference on Large

High Voltage Electric Systems (CIGRE) [6], considera que la generación distribuida

debe tener una capacidad de entre 50 y 100 MW.

En la Tabla 1.1 se muestra una clasificación de las capacidades de las unidades de

generación distribuida.

Tabla 1.1.: Clasificación de las unidades GD de acuerdo con su capacidad de generación
[3]

Categoría Capacidad
Micro generación Distribuida 1W < Potencia < 5kW

Pequeña generación Distribuida 5kW < Potencia < 5MW
Mediana generación Distribuida 5MW < Potencia < 50MW

Gran generación Distribuida 50MW < Potencia < 300MW

Para la integración de las unidades GD algunos autores toman en cuenta dos puntos

importantes que son: la localización y la capacidad de la fuente. La localización está

definida por el tipo de conexión a la red eléctrica, siendo conectada en el lado del

consumidor o bien directamente a la red de distribución. En complemento, la capacidad

comprende al tamaño máximo que soporta la red de distribución para poder conectar

la unidad GD [7].

Los sistemas de generación distribuida por medio de generadores síncronos al ser de

pequeña escala son clasificados de manera general en dos tipos de generación: plan-

tas hidráulicas de pequeña escala y plantas de cogeneración. Las plantas hidráulicas

constituyen cerca del 58 % de la energía eléctrica de las energías renovables. Según [8],

estas fuentes son el segundo mayor contribuyente en la producción de energía eléctrica

a nivel mundial después de las unidades de combustible fósil.

La tendencia de los sistemas de generación distribuida está orientada a la utilización

eficiente de dichos sistemas. Está pensado para suministrar energía a cargas pequeñas

en lugares remotos o más alejados del sistema eléctrico siendo más económico que

establecer una línea nueva en el sitio de carga. También está pensado para satisfacer

las necesidades de los consumidores que requieren un sistema de energía ininterrumpido

como es el caso de los hospitales, bancos y centros de datos [9]. En México se tienen

algunas fuentes de generación distribuida conectadas a la red general de distribución

(RGD) de hasta 2.5 MVA.

La integración de las unidades de generación distribuida a las redes de distribución

2



1. Introducción

genera cambios en la redistribución del flujo de corriente, por lo cual, es de suma impor-

tancia proteger a la red con dispositivos capaces de detectar la dirección de los flujos de

corriente. Se deben diseñar esquemas de protección con elementos direccionales, donde

el dispositivo de protección deba responder a las condiciones cambiantes del sistema

protegiéndolo de diferentes tipos de falla. El resultado: una protección adaptiva, cuyo

objetivo principal es cambiar la configuración del relevador para que coincida con las

condiciones del sistema de distribución [10].

El desarrollo tecnológico en la ingeniería de protecciones ha hecho un gran avance

para los sistemas de potencia logrando sustituir en gran parte las tecnologías obsoletas

como los relevadores electromecánicos por relevadores digitales que contienen un amplio

abanico de funciones de protección y comunicación.

1.1. Estado del arte

El aumento en la integración de unidades de generación distribuida a las redes de

distribución ha tenido un cambio significativo en la configuración de la red, el impacto

que tienen en el sistema de protección se produce debido al aumento del nivel de

corrientes de cortocircuito y a las alteraciones de las direcciones de flujos de potencia,

dando como resultado la perdida de la coordinación y selectividad de los dispositivos

de protección convencionales [11]. En [12], se propone una protección de sobrecorriente

adaptativa basada en la caída de voltaje y la ubicación de la falla también incluyen el

factor de aceleración de caída de voltaje el cual permite crear una diferencia de tiempo

del funcionamiento de los relevadores. De igual manera en [13], utilizan dispositivos

inteligentes para almacenar los parámetros de la línea obteniendo así los voltajes en

tiempo real lo cual facilita la comunicación entre los dispositivos de protección.

Por otra parte, el desarrollo de algoritmos propone nuevos métodos que son incorpo-

rados en los relevadores haciéndolos adaptables, en [14] utilizan la transformada rápida

de Fourier para modelar las señales utilizando las incertidumbres dadas por las uni-

dades GD. La entrada y salida de las unidades de GD pueden alterar la coordinación

de los dispositivos de protección debido a la complejidad y a la no linealidad en la

coordinación de las protecciones. En [15] y [16] se proponen algoritmos para realizar la

coordinación mediante la programación lineal y programación lineal entera mixta.
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Sin embargo, la estimación de la dirección de las corrientes de falla es muy impor-

tante en los sistemas radiales cuando existen unidades de GD, por tal motivo se deben

integrar dispositivos capaces de detectar dichos flujos de corriente. En [17], se discute el

uso de relevadores de sobrecorriente direccionales comunes los cuales integran funciones

de transferencia y bloqueo que garantizan la selectividad de los relevadores, reempla-

zando los fusibles instalados en los buses de la subestación, los elementos direccionales

dan soluciones a los problemas que se puedan encontrar para diferentes fallas. En [18],

utilizan elementos direccionales para detectar las fallas asimétricas usando la magni-

tud y el ángulo de la impedancia en secuencia negativa y para las fallas simétricas

utilizan la corriente en secuencia positiva, así mismo en [19], se analiza la polarización

de elemento direccional a neutro en los relevadores direccionales. En [20], se presenta

un método, el cual estima la dirección de la falla mediante el cambio de fase de la

corriente tomando en cuenta el ángulo de fase de la secuencia positiva durante la falla

y la prefalla.

Por otra parte, el tiempo de funcionamiento de los dispositivos de protección se

convierte en una preocupación cuando se tienen las unidades de GD conectadas a la

red, en [21], proponen características de disparo de voltaje mediante la programación

lineal logrando una reducción en el tiempo de actuación de los relevadores, así mismo

en [22], se presenta un algoritmo genético para la coordinación de las protecciones el

cual es resuelto a través de programación lineal tomando como referencia la corriente

de pickup como constantes, mientras que los ajustes del dial son determinados en

la optimización de las variables, en [23], se propone un esquema de protección que

utilizan la configuración dual, los cuales son capaces de operar tanto en dirección hacia

adelante o hacia atrás con una configuración diferente, proporcionando a cada relevador

un par de configuraciones, este problema también es formulado como un problema de

programación no lineal con el objetivo de minimizar el tiempo de operación de los

relevadores durante la operación de la protección primaria y la protección de respaldo.

Cómo se observa el problema de la incorporación de GD en las Redes Generales de

Distribución RGD, trae consigo nuevos retos que se pueden analizar desde diferentes

perspectivas. Por otra parte, se han propuesto nuevas técnicas y estudios que ayudan

al correcto funcionamiento en los sistemas de protecciones.

4



1. Introducción

1.2. Justificación

Cuando ocurre una falla, la corriente de esta es alimentada por todas las fuentes

conectadas del sistema haciendo que los esquemas de protección tradicionales sean

ineficientes, dando lugar al mal funcionamiento de los dispositivos provocando una

mala coordinación y disparos de los dispositivos que se encuentran en otras zonas de

protección, debido a que estos no pueden distinguir si la falla ocurre en el alimentador

principal o en una línea adyacente. Por lo tanto, el personal de protecciones debe contar

con los conocimientos técnicos y herramientas adicionales que ayuden a minimizar los

riesgos y que faciliten el ajuste y coordinación de los dispositivos de protección.

1.3. Hipótesis

Comúnmente, las protecciones convencionales instaladas es las redes de distribución

radiales operan de manera adecuada con base a la corriente de pickup. Sin embargo,

con la conexión de las unidades de generación distribuida en los sistemas de distri-

bución los flujos de corriente se vuelven bidireccionales. Por tal motivo, es necesario

evaluar el ángulo de corriente para determinar la dirección. La protección direccional

es capaz de evaluar la magnitud y ángulo de la corriente de falla. Además si se utiliza

la polarización de secuencia cero se pueden detectar fallas desbalanceadas, durante las

fallas simétricas no se presentan componentes de secuencia cero, en ese sentido la po-

larización de secuencia positiva puede detectar este tipo de fallas, esto garantiza una

protección contra fallas en forma segura, rápida y selectiva.

1.4. Objetivos

El presente trabajo tiene como objetivo principal el diseño de un algoritmo de protec-

ción direccional adaptativo utilizando ATP/EMTP y aplicado en redes de distribución

con generación distribuida.

Implementar un algoritmo de protección direccional en “Models” de ATP/EMTP,

utilizando la polarización de secuencia cero y secuencia positiva.

Simular los diferentes tipos de fallas utilizando un sistema de prueba del IEEE y
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un sistema real de distribución con generación distribuida en ATP/EMTP.

Evaluar Fault Ride-Through en un sistema de distribución real de acuerdo con

el Código de Red de México.

1.5. Organización de la tesis

Los capítulos posteriores de este trabajo de tesis esta organizado de la siguiente

manera:

Capítulo 2: se realiza una descripción de los conceptos generales de protección, así

como su filosofía y la explicación de las zonas de protección, también se presentan los

componentes que conforman a los relevadores digitales, de igual manera se presenta la

descripción del método de la Transformada Rápida de Fourier, la cual se utilizara para

determinar los fasores de secuencias cero y positiva.

Capítulo 3: en este capítulo se expone la protección direccional, así como los prin-

cipios de operación y la determinación de las magnitudes de polarización, también de

presentan los métodos de polarización que son utilizados para determinar la dirección

de las corrientes de falla.

Capítulo 4: se aborda uno de los métodos utilizado para analizar las fallas que

se presentan en los sistemas trifásicos, también se describen los tipos de fallas que se

presentan en los sistemas eléctricos, las cuales serán simuladas posteriormente en los

casos de estudio.

Capítulo 5: en este capítulo se presentan los modelos de los componentes de los

casos de estudio, que son las líneas de distribución, la unidad de generación distribuida,

las cargas que se encuentran conectadas a los sistemas de prueba, también se integran

los relevadores direccionales con el algoritmo diseñado, se presentan dos sistemas de

estudio, uno corresponde al IEEE 13 nodos y otro es un caso real subterráneo, así mismo

se podrá evaluar la capacidad de respuesta de la unidad de generación distribuida

cuando se presenta una perturbación en el sistema de prueba, de acuerdo a lo que

solicita el código de red mexicano.
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2. Conceptos Generales de Protección
y Relevadores Digitales

2.1. Introducción

El avance tecnológico que se ha tenido en el ámbito de las protecciones (por rele-

vadores) ha permitido mejorar la calidad de los SEP’s dando lugar al desarrollo de

diferentes algoritmos de protección, los cuales localizan las fallas y minimizan los tiem-

pos de operación de los relevadores asegurando una adecuada coordinación y ajuste de

los dispositivos de protección. Así mismo el avance en lo softwares o plataformas de

simulación han aportado un gran conocimiento al mostrar el comportamiento de los

sistemas al simular los efectos que causan las perturbaciones en diferentes zonas de la

red bajo diferentes condiciones. La planeación y el diseño de un esquema de proteccio-

nes tiene la intensión de disminuir la probabilidad de fallas, a pesar de esto se debe

tomar en cuenta un factor muy importante que es la economía ya que no es factible

proteger los equipos de todas las fallas, por tal motivo, las protecciones deben cumplir

con ciertos aspectos que brinden seguridad y continuidad en el sistema o (servicio), la

protección por relevadores es una característica importante la cual se implementa en

el diseño de los SEP’s, la función principal de los relevadores se basa en la desconexión

del sistema en forma parcial o total cuando se presentan perturbaciones ó fallas. Los

relevadores de protección actúan directamente sobre los interruptores que son los ele-

mentos del sistema encargados de abrir el circuito en la línea o equipo afectado, una

característica importante que se debe considerar para los interruptores es que deben

tener la capacidad suficiente para soportar la corriente de falla permitiendo que este

opere al momento de recibir la señal de disparo por parte del relevador.
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2.2. Conceptos generales de protección en sistemas

de distribución

El objetivo del sistema de protecciones es aislar el área afectada lo más rápido posi-

ble, por ello existen cinco aspectos básicos en la utilización de relevadores, estos son:

fiabilidad, selectividad, simplicidad, economía y velocidad de operación [26].

Confiabilidad, es definida como la probabilidad de que el sistema funcione co-

rrectamente al detectar anomalías en la red, para la utilización de los relevadores

se tienen dos aspectos que evalúan la confiabilidad estos son la seguridad y de-

pendabilidad.

La dependabilidad es definida como el grado de certeza de que los relevadores

operen correctamente para las fallas en las cuales fueron diseñados, esto es rela-

tivamente sencillo al probar el sistema de protecciones en el cual se asegura de

que funcionara según lo previsto cuando se excedan los umbrales de operación.

La seguridad se relaciona con el grado de certeza de que el relevador no funcio-

nara incorrectamente, este punto es más complicado en definir ya que existe una

infinita variedad de transitorios que pueden alterar al sistema de protección lo

cual resulta imposible determinar todas estas posibilidades.

Selectividad, Las zonas de protección es un concepto que manejan los releva-

dores en la cual es asignada un área para su protección permitiendo al relevador

operar adecuadamente ante una respuesta anómala en el sistema, pero también

puede operar fuera de su zona de operación. La selectividad también es conocida

como la coordinación de relevadores y es definida como la capacidad que debe

tener el relevador para poder clasificar si la falla se ha producido dentro o fuera

de su área asignada para protección, si la falla se encuentra dentro de la zona

de protección del relé este debe dar la orden de operación de los interruptores

permitiendo la eliminación de esta. Por otro lado, si la perturbación se produce

fuera de la zona de protección del relevador este no debe de actuar, dejando que

operen los relevadores que se encuentran en el área afectada ya que si el relevador

actúa fuera de su área asignada podría dejar fuera de servicio a un número consi-

derables de circuitos, la selectividad juega un papel importante ya que garantiza
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2. Conceptos Generales de Protección y Relevadores Digitales

la continuidad del servicio con la desconexión mínima de circuitos.

Simplicidad, Esta faceta hace referencia a que le sistema debe tener el menor

número de conexiones y dispositivos, esto es para que el sistema funcione correc-

tamente, en otras palabras, cada vez que se anexa un circuito se proporciona una

fuente potencial de problemas y mantenimiento del sistema, por ello se deben

evitar complejidades innecesarias ya que esto compromete la funcionalidad del

sistema.

Economía, Es esencial obtener la máxima protección por el costo mínimo ya

que este es un factor importante, un sistema de protección con un bajo costo

no siempre será al más confiable, también pude presentar mayor dificultad en su

instalación y operación, así como mayores cotos de mantenimiento. Por lo tanto,

el costo de la protección debe ser evaluado en base al costo del equipo que se

protegerá, también se debe estimar el costo que tendrá la salida o pérdida del

equipo protegido debido a la instalación de una protección inapropiada.

Velocidad de operación, Al ser detectada una falla en el sistema esta, debe ser

removida lo más rápido posible. Para algunas aplicaciones, esto no es difícil, en

otras en particular donde se encuentra involucrada la selectividad, la operación

más rápida puede lograrse con una protección más compleja y de mayor costo.

El tiempo operación es un factor importante ya que en cuanto más se tarde en

aislar la falla más daño causara al sistema, por el contrario, si esta es mitigada

de manera rápida los efectos serán menores. La rapidez con la que una protec-

ción puede actuar depende del diseño de su construcción, en función de esto las

protecciones se pueden clasificar en la velocidad de operación dando lugar a los

siguientes tipos de relevadores [27]:

• Protecciones instantáneas: son aquellos que operan tan pronto como han

tomado una decisión de disparo y su rapidez varía de un ciclo a un segundo

dependiendo de la construcción.

• Protecciones con retardo de tiempo: son aquellos en los que se introduce un

retraso de tiempo entre el momento en que se toma la decisión de disparo

y la acción efectiva de desconexión. Los retrasos también dependen de la

construcción de los dispositivos.
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• Protecciones de alta velocidad: son relevadores que operan debajo de un

tiempo especificado; la tecnología actual permite tiempos de alrededor de

50 milisegundos o tres ciclos en un sistema de 60Hz.

• Protecciones de ultra alta velocidad: son dispositivos que operan en 4 mili-

segundos o menos.

2.3. Zonas de operación

El sistema de potencia se divide en zonas, las cuales clasifican el área a proteger

por los relevadores, de acuerdo con la literatura se pueden categorizar seis zonas de

protección las cuales son: (1) unidades generadoras, (2) transformadores, (3) buses, (4)

líneas de transmisión o distribución, (5) protección de motores y (6) unidades generador

transformador [42].

En la Figura 2.1 se presentan las zonas de protección de un sistema eléctrico, estas

son diseñadas específicamente para cada una de las zonas de protección, basadas en las

características de los equipos que se quieren proteger.

G

M G

1

2

3

4

45 6

Figura 2.1.: Localización de zonas de protección

2.3.1. Protección primaria

La protección principal de una zona de protección es conocida como protección pri-

maria, la cual tiene la responsabilidad de eliminar la falla lo más rápido posible, y está

diseñada para desconectar el menor número de elementos del sistema, generalmente se
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utilizan relevadores de fabricantes diferentes, los cuales son basados en principios de

diferente operación, esto hace que la insuficiencia en el diseño de uno de los relevadores

no se repita en otro.

2.3.2. Protección de respaldo

La protección de respaldo es aquella que tiene la responsabilidad de eliminar la falla

en segunda instancia, por lo general tiene un accionamiento más lento con respecto

a la protección principal, esta protección solamente debe operar cuando la protección

primaria correspondiente haya fallado.

Las protecciones de respaldo pueden ser local o remota. Las protecciones de respal-

do local son aquellas que se ubican en la misma subestación donde está la protección

principal, por lo tanto, si la protección primaria no opera esta protección liberara la

falla, con esto se logra mayor velocidad de liberación y el menor número de elemen-

tos desconectados. Por otra parte, la protección de respaldo remoto opera desde una

subestación contigua, la desventaja de este tipo de protección es que su operación deja

fuera de servicio a una área más amplia de lo que se debería aislar con la acción de la

protección primaria.

2.3.3. Elementos de un esquema de protección

Un esquema de protección no se compone solamente de un relevador, sino que in-

cluye más componentes los cuales permiten detectar, analizar y eliminar la falla, estos

elementos son los siguientes:

Bancos de baterías, son un elemento que garantiza la continuidad del suminis-

tro de energía necesaria para el funcionamiento de los dispositivos de protección,

ya que los relevadores no pueden tomar la alimentación directo de las líneas, si

esto se hiciera y ocurriera una falla se desactivarían todas las protecciones ins-

taladas en la subestación. Generalmente la batería de corriente directa (CD) se

encuentra conectada mediante un cargador a la línea de corriente alterna (CA)

de los servicios auxiliares de la subestación.

Sistemas de comunicación, estos están compuestos por un transmisor, recep-

tor y canales de comunicación, que brinda diferentes oportunidades que mejoran
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las facetas del diseño de los relevadores, que permite la transferencia de informa-

ción de diferentes puntos de la red.

Interruptores, la liberación de la falla en el sistema de potencia depende de la

acción coordinada de la operación del interruptor, el objetivo de este es aislar la

falla mediante la interrupción de la corriente cuando esta pasa cerca de un cero.

Opera bajo las órdenes del relevador.

Transductores, son dispositivos capaces de convertir un determinado tipo de

energía de entrada a otra diferente a la salida. El uso de estos elementos es

indispensable por seguridad del equipo de medición y control, ya que proveen

las señales variables, también aísla eléctricamente al equipo del sistema logrando

alargar la vida de los equipos dando espacios seguros para los dispositivos al

personal.

Relevadores, es el elemento más importante del equipo de protección ya que

recibe la información, la procesa, toma las decisiones y da la orden de la actuación

del interruptor o de alarmas.

2.4. Relevadores digitales

Los relevadores con microprocesadores son conocidos como relevadores digitales o

numéricos, los cuales tiene la capacidad de realizar funciones de protección, control,

medición y supervisión convirtiendo a este dispositivo como una pieza fundamental

dentro de los sistemas eléctricos de potencia. El principio de operación de los relevadores

digitales se basa en los cambios que se presentan sistemas eléctricos, dichos cambios

pueden ser causados por una perturbación, uno de los ejemplos más comunes son

las fallas de cortocircuito, debido a que las corrientes se incrementan mientras que

los voltajes tienden a abatirse en las fases involucradas, como resultado se presentan

cambios en voltajes, corrientes, los ángulos de fase, frecuencia, y en la potencia activa

y reactiva.

A diferencia de los relevadores tradicionales, los relevadores digitales constan de

dos partes principales que son: el hardware y el software. El software incorporado en

los relevadores no solo decide sus características sino, también su función, se trata
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de un dispositivo de medición de sobrecorriente, diferencial o basado en impedancia.

Una parte integral importante del software son los algoritmos que se han desarrollado,

los algoritmos son un conjunto de instrucciones matemáticas que son utilizados para

procesar los datos de las corrientes o voltajes de entrada para estimando los parámetros

del sistema [28]

En la Figura 2.2 se muestra un diagrama de bloques simplificado, donde las entradas

del relevador son señales analógicas las cuales son obtenidas a través de los transfor-

madores de potencial y de corriente (TP ′s y TC ′s), estos trabajan principalmente a 60

Hz ya que es a la frecuencia a la cual trabaja la red eléctrica en México.

Filtro Digital

Señales del Sistema de Potencia

Entradas 

Analógicas

Lógica del RelevadorAlmacenamiento 

de Datos

Entradas 

Digitales

Salida 

Digital

Historial de Datos
Ajustes del

 Relevador

Figura 2.2.: Diagrama de bloques de un relevador digital [29].

Los relevadores digitales exceden el desempeño de los relevadores de estado sólido y

electromecánicos, ya que estos convierten las señales analógicas de voltaje y corrien-

te a cantidades binarias por medio de convertidores, posteriormente estas cantidades

son procesadas por medio de algoritmos discretos. Los relevadores por computadora

consisten en subsistemas bien definidos, dentro de la arquitectura de estos dispositivos

una pieza fundamental es el procesador ya que es el responsable de la ejecución de

programas o los algoritmos, para ello también es necesario la integración de diferentes

memorias como la RAM (Memoria de Acceso Aleatorio) la cual permite al micropro-

cesador leer los datos de muestra de entrada a medidas que se realizan y se procesan,

así mismo, se utiliza una memoria ROM (Memoria de Solo Lectura) esta es la encarga-
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da de almacenar los programas de forma permanente, en algunos casos los programas

pueden ejecutarse en esta memoria solo si estos son muy cortos, si no se cumple esta

parte o disposición los programas deben copiarse de la memoria ROM a la memoria

RAM durante una etapa de inicialización para después ser ejecutado en tiempo real,

la memoria de solo lectura programable y borrable (EPROM) es requerida para alma-

cenar ciertos parámetros los cuales pueden cambiarse de vez en cuando pero una vez

que estos son establecidos deben permanecer fijos, incluso si se interrumpe la fuente de

alimentación [30], [31].

2.5. Entradas analógicas

Las entradas análogas del relevador son los elementos más simples, los cuales son

conocidos como transformadores de potencial y de corriente. Estos dispositivos tienen

el objetivo de reducir los niveles de voltaje o corriente de tal forma que las señales

puedan ser censadas por los equipos de medición sin que estos sufran un daño.

2.5.1. Transformadores de corriente (TC’s)

Son dispositivos encargados de suministrar un valor de corriente reducido en el cir-

cuito secundario proporcionando un valor que se adapte a las características de los

instrumentos de medición, esta corriente se encuentra desplazada a un ángulo cercano

a cero con respecto a la corriente del lado primario. El lado primario de los TC’s se

conecta en serie con el circuito que se desea controlar, el lado secundario se conecta a

los circuitos de corriente de los dispositivos de medición conectados en serie. La rela-

ción de transformación (RTC) que se tiene en los TC’s entre las corrientes primarias y

secundarias está dada por la siguiente expresión matemática:

RTC = Ip

Is

(2.1)

Donde;

Ip = Corriente del devanado primario (A).

Is = Corriente del devanado secundario (A).

Esta relación de transformación se debe seleccionar de acuerdo con las condiciones de

cortocircuito en el punto de conexión, se debe considerar corrientes de hasta 20 veces
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la corriente nominal con esto se evitaría las condiciones de saturación del núcleo. Las

magnitudes de las corrientes del lado secundario de los TC’s se encuentran normalizados

para una magnitud de 5A para tecnologías norteamericanas y de 1A para las tecnologías

europeas.

2.5.2. Transformadores de potencial (TP’s)

Los transformadores de potencial son los encargados de reducir los altos niveles de

voltaje a niveles manipulables para los equipos de medición, similarmente a los TC’s,

se tiene una relación entre las tensiones del lado primario y secundario de los TP’s, la

relación de transformación (RTP) está dada por la siguiente expresión:

RTP = Vp

Vs

(2.2)

Donde;

Vp = Voltaje del devanado primario (V)

Vs = Voltaje del devanado secundario (V)

La relación de transformación estándar en el lado secundario es de 120 V entre fases

y 69.3 V para voltajes de fase a neutro. La conexión de estos transformadores en los

sistemas trifásicos son: conexión delta (∆) o conexión estrella (Y) como se ilustra en

la Figura 2.3

15



2. Conceptos Generales de Protección y Relevadores Digitales

A

B

Figura 2.3.: Tipo de conexión: a) Delta y b) Estrella

2.6. Teorema de muestreo

El muestreo es un proceso de adquisición de datos a intervalos de tiempo regular

que convierte una señal de tiempo continuo, como una corriente o voltaje en una señal

de tiempo discreto, es decir que no se considera todo el tiempo de forma continua

sino solamente unos valores en el tiempo, dando como resultado un conjunto finito de

valores.

El teorema de muestreo establece que si una señal analógica x(t) contiene componen-

tes frecuenciales hasta una frecuencia fmax, entonces la señal puede representarse sin

ambigüedad, por un conjunto de muestras equiespaciadas en el tiempo x(nT ), el crite-

rio de Nyquist-Shannon[32], establece que la frecuencia de muestreo fs debe satisfacer

la siguiente relación:

fs > 2fmax (2.3)

Donde fs es el recíproco del periodo de muestreo (T )

fs = 1
T

(2.4)

Si se tiene una señal analógica
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x(t) = Xsin(2 ∗ π ∗ f0 ∗ t) (2.5)

Donde:

f0 es la frecuencia del sistema.

t es el tiempo de observación.

En la Figura 2.4a se muestra la señal análoga x(t) y su respectiva señal muestreada

x(nT ) en la Figura 2.4b.
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Gráfica de la señal muestreada.
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Figura 2.4.: a) Señal análoga b) Señal muestreada

2.6.1. Efecto anti-aliasing

El efecto de anti-aliasing sucede cuando no se cumple el criterio de Nyquist-Shannon

dando como resultado la reconstrucción de las señales erróneamente, esto se debe a que

se eligió una frecuencia de muestreo baja. Para ejemplificar el efecto de anti-aliasing,

se presenta la Figura 2.5, en la cual se muestra una señal de entrada con un ancho de

banda de 5 Hz, representada por la línea azul y se emplea una frecuencia de muestreo

fs = 4Hz, la cual está representada por las muestras en color rojo, de acuerdo con la

expresión (2.3) el teorema de Nyquist no se cumple, por lo tanto, la señal no puede

ser reconstruida a pesar de que las muestras aparentan generar una señal fundamental

que es representada por la línea color verde.
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Figura 2.5.: Efecto Anti-aliasing

2.7. Conversión analógica digital

El desarrollo y utilización de los microprocesadores digitales hacen posible que los

sistemas de medición sean más confiables tanto por ser más económicos y por la capa-

cidad que tienen en el almacenamiento de información. Sin embargo, los procesadores

digitales requieren de una interfaz que sea capaz de interactuar entre las señales ana-

lógicas, para esto se requiere un dispositivo que sea capaz de realizar la conversión

entre la parte analógica y la parte digital, estos dispositivos son llamados convertidores

analógico digital [33].

La interacción de la parte analógica y la digital consiste en transformar la señal

física a través de un transformador en su parte análoga, esta señal entra al converti-

dor analógico-digital (ADC) donde la señal es cuantizada y codificada dando lugar al

formato digital el cual es entendido por el procesador, para este proceso la señal debe

ser muestreada y retenida previamente. El convertidor analógico-digital (ADC) es un

dispositivo que actúa sobre una señal comúnmente de un voltaje o corriente eléctrica,

y lo convierte en un número binario que usualmente consiste en (n) bits.

En la etapa de cuantificación se convierte una señal muestreada en un conjunto finito

de datos discretos (N) que dependen del número de bits n, esto se puede representar
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con la siguiente expresión:

N − 2n (2.6)

Un número binario de n = 3 bits pueden tomar hasta 23 = 8 valores discretos, la

conversión de la señal analógica x(t) ocurre repetitivamente en instantes de tiempo

T (s), T es llamado periodo de muestreo [34]-[35].

En la Figura 2.6 se observa la señal cuantificada en 8 niveles, representada por la

línea magenta, este proceso sucede después del muestreo en el cual es asignado un valor

binario a cada muestra, esto quiere decir que es el número de valores que se utilizan

para medir la señal. Por otra parte, a mayor número de valores asignados a dicha señal

tendrá una mayor semejanza a la señal analógica original, esto marca la altura en bits

de dicha señal.
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Figura 2.6.: Señal cuantificada

La codificación es el paso siguiente a la cuantificación, los valores de la muestra de

los voltajes son representados numéricamente por medio de los códigos binarios, los

cuales representan los valores eléctricos que conforman la señal analógica original, esto

se puede observar en la Figura 2.7.
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2.8. Filtrado digital

El ingreso de las señales al relevador de protección digital puede contener frecuencias

diferentes a los 60 Hz, las cuales deben ser eliminadas para garantizar la operación

correcta del relevador [36]. El filtro digital opera en las formas de onda del sistema de

potencia muestreadas, existe un proceso matemático el cual es utilizado para calcular

el valor de la salida del filtro sin que se tenga referencia del dominio de la frecuencia,

el cual es conocido como convolución y utiliza una característica del filtro llamado

respuesta al impulso que calcula la forma de onda de salida resultante, por lo tanto,

la señal obtenida del filtro es el resultado de convolucionar la señal de entrada con la

respuesta de impulso del filtro, esto se puede expresar matemáticamente de la siguiente

manera:

y[t] =
∫ ∞

0
g(τ)x(t − τ)dτ (2.7)

Donde x(t) es la señal de entrada y g(τ) es la respuesta al impulso del sistema lineal.

La estimación de parámetros por medio de los filtros digitales son clasificados en

dos tipos: filtros de respuesta finita al impulso (FIR) y filtro de respuesta infinita al
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impulso (IIR). Los filtros FIR tienen la propiedad que sus retrasos de grupo no son

mayores que N ∗ T , donde N es el número de muestras y T es el periodo de muestreo,

la base de estos filtros consiste en conectar la entrada del filtro a una serie de retrasos,

por ello este filtro puede ser representada por la siguiente expresión matemática:

y[n] =
N∑

k=1
x[n + 1 − k] ∗ h[k] (2.8)

Donde: x[n] es la señal de entrada y h[k] es la respuesta al impulso del filtro digital.

Los filtros de respuesta infinita al impulso (IIR) tiene como característica principal

que la salida depende de todos los valores previos a la señal de entrada y a la salida

del filtro, la cual puede ser representada mediante la expresión (2.9).

y[n] =
M∑

k=1
x[n + 1 − k] ∗ a[k] +

M∑
k=1

x[n + 1 − k] ∗ b[k] (2.9)

Donde a y b son un conjunto de coeficientes del filtro M .

Los filtros FIR presentan algunas ventajas sobre los filtros IIR, por ejemplo, los filtros

FIR analizan las señales que corresponden a la falla, una vez que el filtro está lleno,

sus fasores estimados de corriente y voltaje de falla no son afectados por los datos de

pre-falla.

2.9. Transformada Discreta de Fourier

Hoy en día el procesamiento de señales forma parte de un conjunto de herramientas

importantes y utilizadas en el análisis de los sistemas eléctricos, ya que con esto se

realizan las mediciones en diferentes puntos de la red, existen diferentes técnicas para

la estimación de fasores, entre los que destaca la Transformada Discreta de Fourier

(DFT), siendo una de las técnicas más utilizadas. La DFT utiliza una señal de entrada

que se encuentra en el dominio del tiempo, es decir, una señal del tipo x(t), muestreada

a partir de un periodo de tiempo establecido. Si se considera una señal de entrada con

amplitud constante, está puede ser escrita por la siguiente expresión:
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x(t) = Xmcos(ωt + δ) (2.10)

Donde Xm representa el valor pico de la amplitud de la señal, ω es la frecuencia

angular de la señal expresada en radianes y δ es el ángulo de fase en radianes. Así

mismo la expresión anterior puede ser reescrita de la siguiente manera:

x(t) = Re[Xmei(ωt+δ)] (2.11)

La representación del fasor en forma matemática está compuesta por un número

complejo X, obteniendo la siguiente expresión:

X = (Xm√
2

)eiδ = (Xm√
2

)cos(δ) + i(Xm√
2

)sin(δ) (2.12)

La expresión x(t) puede ser representada gráficamente por la Figura 2.8:

x(t)

Xm

Xm

im

Reωt 

� 

� 

Figura 2.8.: Representación de la señal senoidal y su fasor

Si se tiene una señal de entrada x(t) y es muestreada N veces en un ciclo, se obtendría

un conjunto de muestras (xn), que se podría expresar matemáticamente de la siguiente

manera:

xn = Xmcos(θn + δ) (2.13)

A la expresión (2.13) se le puede aplicar la Transformada Discreta de Fourier para

obtener la representación fasorial de la señal muestreada, así mismo se tiene que, n =

1, 2, 3. . . N − 1 y θ = 2π/N :
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Xn =
√

2
N

N−1∑
n=0

xne−iθn =
√

2
N

N−1∑
n=0

xncosθ − i

√
2

N

N−1∑
n=0

xnsinθ (2.14)

X = Xc − jXs (2.15)

Donde Xc representa la parte real y jXs es la parte imaginaria del fasor, si se sustituye

la expresión (2.13) en (2.14) y (2.15) se obtendrá la demostración de una señal discreta

que tiene (N − 1) muestras, en primer lugar, se obtiene la parte real mediante la suma

de cosenos de la DFT dado por:

XN−1
c =

√
2

N

N−1∑
k=0

Xncos(θn) =
√

2
N

N−1∑
k=0

Xmcos(θn + δ)cos(θn) (2.16)

XN−1
c =

√
2

N

N−1∑
k=0

Xm[cos(δ)cos2(θn) − 1
2sin(δ)sin(2θn)] = Xm√

2
cos(δ) (2.17)

Así mismo, se aplica la suma de senos y se puede obtener la parte imaginaria del

fasor;

XN−1
s =

√
2

N

N−1∑
k=0

Xnsin(θn) =
√

2
N

N−1∑
k=0

Xmcos(θn + δ)sin(θn) (2.18)

XN−1
s =

√
2

N

N−1∑
k=0

Xm[12cos(δ)sin(2θn) − sin(δ)sin2(θn)] = −Xm√
2

sin(δ) (2.19)

De tal manera se puede decir que el fasor se compone de la suma de la parte real y

la parte imaginaria:

XN−1 = XN−1
c − jXN−1

s = Xm√
2

[cosδ + jsinδ] = Xm√
2

ejδ (2.20)

En la expresión (2.20) δ representa el ángulo entre el tiempo del primer muestreo y

el pico de la señal de entrada [37], esta expresión representa el fasor que corresponde

a un ciclo, para N ciclos se utiliza una ventana de datos deslizante, que es el intervalo

limitado de observación de la señal. El contenido espectral de la señal es determinado a

través de un intervalo infinito de tiempo, la ventana de datos tiene una limitación en la
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resolución espectral en el dominio de la frecuencia. Para el procesamiento digital, solo

se obtiene una porción del evento en cada ventana de observación, por consiguiente,

los resultados pueden ser erróneos si dicha ventana de datos no es lo suficientemente

grande como para formar una imagen adecuada del proceso.

En la Figura 2.9 se muestra una ventana de datos deslizante de tres muestras para

una forma de onda muestreada a 12 muestras por ciclo aplicada a una señal de tensión.

La señal presenta una interrupción ocasionada por una falla. La ventana etiquetada

con la letra A contiene tres muestras de datos previos a la falla, las ventanas B y C

contienen datos previos y posteriores a la falla, y la ventana D solo contiene datos

posteriores a la falla. Los datos contenidos en las ventanas A y D son correctos, sin

embargo, los datos que están contenidos en las ventanas B y C no pueden ajustarse a

una senoide pura y el fasor calculado tiene poco significado [30].

Figura 2.9.: Ventana de datos deslizante

De lo anterior se puede decir que el relevador debe esperar un tiempo mínimo igual

a la longitud de la ventana de datos para tomar una decisión de disparo de la unidad

de protección.
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2.10. Conclusiones del capítulo

El conocimiento de los conceptos y funciones de las protecciones digitales es una

parte importante, ya que con esto se puede comprender el funcionamiento de estos

dispositivos. Por otra parte, el análisis de los elementos que conforman a los relevado-

res digitales como el hardware y software apoyan al entendimiento del proceso interno

que se lleva a cabo al recopilar la información necesaria proveniente de los disposi-

tivos de medición para que esta sea procesada y así se puedan tomar decisiones de

operación ante las variaciones que puedan presentarse en los sistemas eléctricos cuan-

do ocurra una falla. La Transformada Discreta de Fourier es utilizada en este trabajo

para el procesamiento de fasores y su implementación se llevará a cabo con Models de

ATP/EMTP.
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3.1. Introducción

Los flujos de potencia en un sistema radial se ven afectados cuando existen fuentes

de generación distribuida conectadas al sistema, cuando ocurre una perturbación, las

corrientes de falla fluyen en distintas direcciones (hacia adelante o atrás), cuando es-

to sucede los esquemas de protección tradicionales son insuficientes para proteger al

sistema ya que estos pueden operar en distintas zonas dejando algunos elementos de

la red fuera de servicio lo cual conlleva a la perdida de selectividad y confiabilidad.

Bajo estas circunstancias se proponen los dispositivos de sobrecorriente direccionales,

los cuales son utilizados para protección primaria en sistemas de distribución y como

protección secundaria en sistemas de transmisión [38].

La coordinación adecuada de los dispositivos direccionales supera los cortes de ener-

gía aislando la falla en el menor tiempo posible y mantiene al sistema seguro y confiable,

el objetivo de la coordinación de los relevadores de protección es optimizar los ajus-

tes de todos los relevadores asegurando el buen funcionamiento y eliminando el mal

funcionamiento de los dispositivos de protección [39].

La coordinación de los relevadores debe llevarse a cabo cuando se ha determinado la

selección del relevador primario y secundario, lo cual garantiza la calidad y selectividad

entre los dispositivos, de tal manera los relevadores primarios verán la corriente de falla

dentro de zona de operación (hacia adelante) mientras que los relevadores de respaldo

verán la corriente de falla fuera de su zona de operación (hacia atrás) [40].

3.2. Principios de operación de la protección

direccional

La protección por relevadores es una de las herramientas más importantes que utili-

zan los ingenieros de protecciones, por ello es importante conocer las características y
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capacidades de dichas herramientas.

Todos los relevadores funcionan con respecto a una u otra magnitud eléctrica las

cuales cierran o abren contactos, el funcionamiento de los relevadores solo se producen

por dos tipos de funcionamiento que son:

Relevadores de atracciones electromagnéticas.

Relevadores de inducción electromagnética.

Los Relevadores de atracciones electromagnéticas funcionan mediante un émbolo que

es atraído por un solenoide o una armadura que es atraída por los polos de un electro-

imán, mientras que los relevadores de inducción electromecánica utilizan el principio de

los motores de inducción por medio del cual desarrolla el par por inducción en un rotor,

esto aplica solo para los relés accionados por corriente alterna. La Figura 3.1 muestra

un ejemplo de un relevador de inducción el cual consta de dos bobinas de alambre

enrolladas alrededor de cuatro polos de un electroimán, así mismo las magnitudes de

operación y referencia se aplican individualmente en las dos bobinas.

El diseño de estos relevadores se hizo con el fin de que no se produjera algún mo-

vimiento de rotación cuando los flujos magnéticos de las dos bobinas estuvieran en

fase.

Figura 3.1.: Esquema de un relevador tipo copa de inducción

Los términos de ángulo de torque máximo y ángulo de par cero tienen sus raíces

en el diseño de los relevadores electromecánicos, estos términos aún siguen vigentes en

la actualidad para el cálculo de la dirección de la corriente de falla en los relevadores

digitales, por lo tanto, el torque que se aplica al cilindro puede ser calculado por la

expresión (3.1) [41]:
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T = k ∗ ϕ1 ∗ ϕ2 ∗ sinθ (3.1)

Donde:

T = par de torsión.

ϕ1 = al valor de polarización de corriente.

ϕ2 = al valor de polarización de voltaje.

θ = al ángulo formado entre ϕ1 y ϕ2.

3.3. Diagrama vectorial

La representación de la polarización de los dispositivos direccionales se puede vi-

sualizar mediante los diagramas fasoriales, los cuales muestran la dirección de la falla

a través de sus magnitudes de polarización. Mediante estos diagramas se muestran

las características de sus elementos, el ángulo de la corriente puede ser expresado con

respecto al ángulo máximo de torque (Tmax) o el ángulo característico del relevador

(RCA), α y β son medidos con referencia a la magnitud polarizante. La cantidad de

polarización es la que define la zona de operación, ya que cada método tiene una ca-

racterística y zona de operación distinta, esto se debe a que los voltajes de operación

no son los mismos.

En la Figura 3.2 se expresa el voltaje como la cantidad de polarización y la corriente

como cantidad de operación, el ángulo β determina el máximo torque del relevador con

respecto al voltaje de polarización, mientras que α representa el desfasamiento de la

corriente con respecto a la cantidad de polarización.
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Figura 3.2.: Diagrama vectorial de polarización

Así mismo se pueden deducir las siguientes expresiones de torque:

T = KV Isin(β) (3.2)

T = KV Icos(α − β) (3.3)

La expresión anterior indica que, toda falla con 90◦ < (α − β) < −90◦ tendrá como

resultado un torque positivo, lo cual daría la operación del relevador ya que la corriente

de falla caerá dentro de zona de operación, mientras que si se tuviera otro desfasamiento

se tendría un torque negativo.

En la Figura 3.3 se muestra la dirección de las corrientes cuando ocurre una falla, la

corriente de la falla dos (F2) se encuentra hacia adelante del relevador, lo que indica que

la corriente esta atrasada con respecto al voltaje en un ángulo β menor a 90◦, mientras

que la corriente de falla uno (F1), se encuentra hacia atrás vista por el relevador, lo que

indica que la corriente se encuentra adelantada con respecto al voltaje en un ángulo

menor a: 180◦ − β.
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Figura 3.3.: Representación de la dirección de falla

3.4. Polarización

Los relevadores direccionales requieren una magnitud de referencia la cual es utilizada

para detectar la dirección del flujo de corriente, esta magnitud se denomina magnitud

de polarización.

Los métodos que se utilizan para la polarización de los dispositivos direccionales son:

Polarización por voltaje de secuencia cero.

Polarización por voltaje de secuencia negativa.

Polarización por corriente de secuencia cero.

Polarización por voltaje de propia fase.

3.5. Polarización por voltaje de secuencia cero

De acuerdo con la relación de transformación de las componentes simétricas de se-

cuencia cero, el voltaje residual es obtenido a partir de la suma vectorial de los voltajes

de fase divididos entre tres, para el caso balanceado la suma es igual a cero, cuando el

sistema esta desbalanceado el voltaje residual es diferente de cero.

El voltaje residual o de secuencia cero es obtenido a través de un conjunto de trans-

formadores de potencial trifásicos conectados en estrella-aterrizada en el lado primario,

mientras que los devanados secundarios de los TP’s deberán ser conectados en estrella-

aterrizadas como se muestra en la Figura 3.4 (a), en la Figura 3.4 (b) se muestra el

diagrama fasorial cuando ocurre una falla en la fase (A), se puede apreciar que la
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corriente residual 3I0 adelanta al voltaje 3V0 en un ángulo superior a 90◦, también

se observa que girando en 180◦ el voltaje residual es igual a −3V0, en este punto la

corriente 3I0 atrasa el voltaje residual en un ángulo menor a 90◦.

Cabe mencionar que la conexión de los transformadores del lado secundario debe

estar puestos a tierra en el mismo punto en el gabinete de protecciones, ya que, si estos

están aterrizados en puntos diferentes, en caso de falla a tierra causaría que la corriente

circule en ambos puntos dando como resultado una incorrecta operación del relevador

[44].

Figura 3.4.: Esquema de polarización por voltaje de secuencia cero.

3.6. Polarización por voltaje de secuencia negativa

Este método utiliza, el voltaje de secuencia negativa como cantidad de polarización y

la corriente de secuencia negativa como cantidad de operación (3I2), en los relevadores

antiguos se utilizaban filtros pasivos los cuales obtienen los voltajes y corrientes de

secuencia negativa atreves de los TP ′s y TC ′s, actualmente los relevadores numéricos

calculan las cantidades de secuencia negativa.

En la Figura 3.5 (a) se presenta el diagrama de alambrado para la polarización se

secuencia negativa, el filtro de secuencia negativa en los relevadores digitales ya se

encuentra dentro del relevador numérico, en la Figura 3.5 (b) se observa el diagrama

fasorial de la polarización de la corriente tomando en cuenta el voltaje -3V2, la pola-
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rización es similar a la polarización con voltaje de secuencia cero y su típico ángulo

característico está a 60° con respecto al voltaje de polarización. Este método es más

utilizado cuando se tiene acoplamiento mutuo en las líneas de transmisión.

Figura 3.5.: Esquema de polarización por voltaje de secuencia negativa.

3.7. Polarización por corriente de secuencia cero

Este método utiliza las componentes de la corriente de secuencia cero como cantidad

de referencia, la cuales son obtenidas por medio de un transformador de potencia que

está conectado a la línea de distribución, el cálculo de la corriente de secuencia cero

es similar al cálculo del voltaje de secuencia cero y es tres veces la corriente cero

3I0. En un sistema desbalanceado, la corriente residual fluye en el neutro del lado del

transformador conectado en estrella. por lo tanto, el flujo de la corriente se puede usar

para determinar la dirección de la corriente de falla durante una falla a tierra [45].

En la Figura 3.6 se observa una representación de la obtención de la cantidad de

polarización, la cual es obtenida a través del neutro de un transformador trifásico

conectado a la línea.
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Figura 3.6.: Diagrama de conexión del método polarización por corriente de secuencia
cero.

3.8. Polarización por voltaje de propia fase

Este método también es conocido como polarización propia, este método es una de

las primeras formas de polarización, utiliza la corriente como sistema de operación,

mientras que el voltaje seria la magnitud de polarización, en otras palabras, el voltaje

de la fase A, (Va) es utilizado para polarizar la corriente Ia, el voltaje Vb polariza a la

corriente Ib, y el voltaje Vc polarizara el voltaje Ic.

En la Figura 3.7 (a) se observa la conexión de del relevador direccional de fases,

así como su diagrama fasorial en la Figura 3.7 (b), este método es utilizado para la

detección de fallas trifásicas. La cantidad de polarización de este método se ve afectada

ante este tipo de fallas ya que el voltaje es capaz de abatirse completamente.
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Figura 3.7.: Conexión y diagrama fasorial para la polarización del voltaje en su propia
fase.

3.9. Conclusiones del capítulo

Las protecciones direccionales son de gran utilidad para la protección de los sistemas

eléctricos cuando se tiene múltiples fuentes de generación, esto se debe que son capases

de detectar los cambios de dirección de los corrientes de falla cuando ocurre un corto

circuito ya sea entre fases a o fase a tierra, los métodos de polarización hacen que estos

dispositivos sean utilizados en diferentes configuraciones de redes de distribución, lo

cual aporta confiabilidad a los esquemas de protección.
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4. Cortocircuito en SEP’s

4.1. Introducción

El diseño de los sistemas eléctricos se realiza con la finalidad de evitar la mayor

cantidad de perturbaciones posibles, a pesar de esto la ocurrencia de fallas en redes de

transmisión y distribución llegan a suceder, ya que el sistema de líneas es el que más

se encuentra expuesto a dichas perturbaciones, las cuales llegan a afectar al sistema en

general.

Las fallas a las que está expuesto el sistema eléctrico pueden identificarse de dos

formas, fallas de naturaleza transitoria y fallas de naturaleza permanente. Las

fallas de naturaleza transitoria son definidas como la perdida de aislamiento de los

elementos que están conectados al sistema, estas fallas son momentáneas, y ocurren

frecuentemente en los sistemas eléctricos aéreos y pueden ocurrir cuando las ramas de

los árboles tienen contacto con los conductores, también se pueden ocasionar por el

flameo del aislamiento debido a la contaminación ó por descargas atmosféricas. Las

fallas de naturaleza permanente son aquellas donde los elementos fallados salen de

servicio del sistema y no es posible su recuperación, se originan por el contacto del

sistema a tierra ó cuando existe el contacto entre dos o más elementos del mismo

sistema, este tipo de perturbaciones ocurren como consecuencia de fallas mecánicas o

factores ajenos al sistema eléctrico [46].

Las perturbaciones que ocurren frecuentemente en los sistemas eléctricos son los

cortocircuitos, estos son comúnmente causados por las fallas en el aislamiento en los

elementos de conducción, para casos especiales el cortocircuito puede producir un arco

eléctrico, este puede dañar a los equipos o partes adyacentes del sistema eléctrico.

En los sistemas trifásicos las magnitudes de corriente de cortocircuito dependen del

tipo de falla, las fallas trifásicas tienen una mayor magnitud en la corriente, mientras

que las fallas de menor impacto son las que ocurren en una sola fase, las fallas trifásicas

se presentan con menor posibilidad, mientras que las fallas monofásicas son las que

comúnmente se presentan en el sistema, la corriente de cortocircuito se caracteriza

35



4. Cortocircuito en SEP’s

principalmente por el aumento abrupto de la corriente nominal en un instante de

tiempo, esta corriente está relacionada con la capacidad del sistema eléctrico en el

punto donde ocurre la falla [47].

Los tipos de fallas que se presentan en el sistema eléctrico son:

Fallas de una sola fase a tierra.

Fallas de fase a fase a tierra.

Fallas fase a fase.

Fallas de tres fases.

Las fallas mencionadas anteriormente pueden ser clasificadas como fallas simétricas

las cuales involucran las tres fases del sistema, y las fallas monofásicas y bifásicas

pueden ser clasificadas en fallas asimétricas [48].

4.2. Componentes simétricas

Este método fue creado por Fortescue, para tratar circuitos polifásicos desbalan-

ceados, siendo una de las herramientas más usadas para la solución de los circuitos

eléctricos, estos sistemas normalmente están balanceados, pero al presentarse una per-

turbación en el sistema entra en condiciones desbalanceadas haciendo que los voltajes

y corrientes presenten oscilaciones.

De acuerdo con el teorema de Fortescue, los tres fasores desbalanceados se pueden

descomponer en tres sistemas de fasores balanceados conocidos como componentes de

secuencia positiva, negativa y cero. Los componentes de secuencia positiva consisten en

tres vectores de igual magnitud desplazados uno de otro por 120◦ teniendo la misma

secuencia de fases que los fasores originales, Las componentes de secuencia negativa;

son tres fasores desplazados uno de otro por fase de 120◦ con una secuencia de fase

opuesta a los fasores originales, las componentes de secuencia cero consisten en tres

fasores iguales en magnitud con un desplazamiento de fase en 0◦. Como se muestra en

la Figura 4.1
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Figura 4.1.: Componentes de secuencia a) positiva, b) negativa, c) cero.

La descomposición de los fasores originales puede ser expresados en sus componentes

para voltajes:

Va = Va0 + Va1 + Va2 (4.1)

Vb = Vb0 + Vb1 + Vb2 (4.2)

Vc = Vc0 + Vc1 + Vc2 (4.3)

así mismo es posible obtener las corrientes de fase:

Ia = Ia0 + Ia1 + Ia2 (4.4)

Ib = Ib0 + Ib1 + Ib2 (4.5)

Ic = Ic0 + Ic1 + Ic2 (4.6)

Las ecuaciones de corrientes de fase se pueden reducir al expresar las componentes

de Vb y Vc como producto de la componente Va y utilizando el operador a = 1̸ 120◦

quedando de la siguiente manera:


Va

Vb

Vc

 =


1 1 1

1 a2 a

1 a a2




Va0

Va1

Va2

 (4.7)

La matriz de estado T de la expresión (4.7) está dada por:
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T =


1 1 1

1 a2 a

1 a a2

 (4.8)

Las ecuaciones de secuencia de fase pueden ser determinadas al hacer la matriz de

estado T en su forma inversa T −1 y multiplicándola a la expresión (4.7).

T −1 = 1
3


1 1 1

1 a a2

1 a2 a

 (4.9)


Va0

Va1

Va2

 = 1
3


1 1 1

1 a a2

1 a2 a




Va

Vb

Vc

 (4.10)

Va0 = 1
3(Va + Vb + Vc) (4.11)

Va1 = 1
3(Va + aVb + a2Vc) (4.12)

Va2 = 1
3(Va + a2Vb + aVc) (4.13)

4.3. Falla monofásica (Fase a tierra)

Este tipo de falla se produce comúnmente con una incidencia del 80 %, esta se pre-

senta cuando una de las líneas o fases tiene contacto a tierra, la corriente de falla

producida es un poco menor a la que se presenta en la falla trifásica [49].

En la Figura 4.2 se representa la falla monofásica en la fase a a tierra de un sistema

trifásico atreves de una impedancia Zf .

38



4. Cortocircuito en SEP’s
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Figura 4.2.: Representación de una falla monofásica.

De acuerdo con la representación de la Figura 4.2 se deducen las siguientes expre-

siones:

Ia = Icc1ϕ (4.14)

Ib = Ia = 0 (4.15)

V a = ZfIa (4.16)

Las condiciones del sistema dadas por la falla en la fase (A) establecen que las

corrientes de las fases adyacentes tienen valor de cero debido a que el generador alimenta

la falla y el voltaje de la falla se abate, dando como resultado una falla desbalanceada

por ello es posible analizar el sistema mediante el uso de las componentes simétricas.

Utilizando la matriz de transformación se tiene:


Ia0

Ia1

Ia2

 = 1
3


1 1 1

1 a a2

1 a2 a




Ia

0

0

 = 1
3


Ia

Ia

Ia

 (4.17)
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Resolviendo la expresión anterior se obtiene el valor de Ia0 = Ia1 = Ia2 = 1
3

De las expresiones (4.16) y (4.17) también se deducen la expresión para el voltaje.

V a = V a0 + V a0 + V a0 = 3(ZfIa) (4.18)

La expresión anterior se satisface si se interconectan las redes de secuencia en serie

en el punto de la falla por medio de una impedancia como se muestra en la Figura 4.3.

Ea

Ia0

Z0

Ia1

V
a1

V
a0

V
a2 Ia2

a) b)

Ea

Ia0

Z0

Ia1

V
a1

V
a0

V
a2 Ia2

3Zf

Figura 4.3.: Redes de secuencia para una falla monofásica (a) sin impedancia y (b)con
impedancia.

Las componentes de secuencia de las corrientes de falla pueden ser escritas mediante

la siguiente expresión:

Ia = Ia0 + Ia1 + Ia2 = 3(Ia1) = Ea1

Z0 + Z1 + Z2 + 3Zf

(4.19)

4.4. Falla línea-línea

Este tipo de falla ocurre cuando dos de las fases tienen contactado entre sí, estas

pueden ser las fases (a − b), (b − c) ó (c − a), la ocurrencia de este tipo de falla

en los sistemas trifásicos es de un 15 %, los niveles de corriente de falla bifásica es

aproximadamente el 85 % de la corriente trifásica [50] y [51].
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4. Cortocircuito en SEP’s

La Figura 4.4 muestra la representación típica de una falla bifásica línea-línea.

Ia Ib

Ib

Ic

Ic

Primario del sistema en kV
A

B

C

Ia=0

Zf

Figura 4.4.: Representación de la falla bifásica en fases (b-c).

De acuerdo con la representación de Figura 4.4 se pueden deducir las siguientes

expresiones:

Ia = 0 (4.20)

Ib = −Ic (4.21)

V b − V c = ZfIb (4.22)

Las expresiones anteriores pueden ser transformadas de corrientes de fase a corrientes

de secuencia mediante la matriz de simetría obteniendo la siguiente expresión:


Ia0

Ia1

Ia2

 = 1
3


1 1 1

1 a a2

1 a2 a




0

Ib

−Ib




0

(a − a2)Ib

(a2 − a)Ib

 (4.23)

De la expresión (4.22) sustituimos los valores de secuencia de la matriz de impedancia

y tenemos:
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(Va0 + a2Va0 + aVa0) − (Va0 + aVa0 + a2Va0) = Zf (Ia0 + a2Ia1 + aI2) (4.24)

Simplificando la expresión anterior y despejando los operadores a obtenemos:

(a2 − a)Va1 − (a2 − a)Va2 = Zf (a2 − a)Ia1 (4.25)

Va1 − Va2 = ZfIa1 (4.26)

La expresión 4.26 se pude satisfacer si las impedancias de secuencia positiva y ne-

gativa son conectadas en serie y la impedancia de falla debe estar a la mitad de estas,

quedando el siguiente diagrama.

Ea

Z1

Zf

Ia1

V
a
1

V
a
2

Ia2

Z2

Figura 4.5.: Conexiones de secuencia para una falla bifásica.

Del diagrama de la Figura. (4.5) se puede deducir el valor de la corriente de secuencia

de falla obteniendo la siguiente manera:

Ia1 = −Ia2 = Ea

Z1 + Zf + Z2
(4.27)

La corriente de falla de la fase b puede ser determinada a partir de la transformación

de las corrientes de secuencia a fase dando como resultado la siguiente expresión:

Ib = Ia0 + a2Ia1 + aIa2 = (a2 − a)Ia1 (4.28)

La identidad (a2 − a) es igual a −j
√

3, sustituyendo este valor en la expresión (4.28)

tenemos como resultado:
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Ib = −Ic = −j
√

3Ea

Z1 + Zf + Z2
(4.29)

4.5. Falla línea-línea-tierra

Esta falla ocurre cuando dos de las líneas del sistema trifásico tienen contacto entre

ellas y con tierra, esta es considerada como la más crítica después de la falla trifásica,

las magnitudes de las fases involucradas son muy similares, generalmente se encuentran

desfasadas 120°, mientras que la fase que no es afectada presenta corrientes de falla

muy bajas [52]. La Figura 4.6 muestra una falla típica bifásica a tierra.

Ia Ib

Ib

Ic

Ic

Primario del sistema en kV
A

B

C

Ia

ZfIb+Ic
 

Figura 4.6.: Representación de una falla línea-línea-tierra.

Para el análisis de esta falla se pueden establecer las condiciones a partir del diagrama

anterior donde se muestra una falla bifásica entre las fases (b − c) a través de una

impedancia de falla aterrizada a tierra, las condiciones están dadas por las siguientes

expresiones:

Ia = 0 (4.30)
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Vb = Vc = Zf (Ib + Ic) (4.31)

La corriente Ia0 es igual a cero ya que por esta fase no circula corriente.

En la expresión (4.31) la igualdad V b = V c se puede desarrollar a partir de la matriz

de simetría quedando de la siguiente manera:

Va0 + a2Va1 + aVa2 = Va0 + aVa2 + a2Va1 (4.32)

Va0 + (a2 + a)Va1 = Zf (Ia0 + a2Ia0 + aIa2 + Ia0 + aIa2 + a2I) (4.33)

Va0 + (a2 + a)Va1 = Zf (2Ia0 + (a2 + a)Ia1 + (a2 + a)Ia2) (4.34)

Va0 − Va1 = Zf (2Ia0 − Ia1 − Ia2) (4.35)

Ia0 = −(Ia1 − Ia2) (4.36)

Va0 − Va1 = Zf (3Ia0) (4.37)

Para satisfacer la ecuación (4.37) se requiere que las redes de secuencia estén conec-

tadas en paralelo con el punto de falla, incluyendo de igual manera la impedancia de

falla 3Zf , la cual será conectada en serie con la impedancia de secuencia cero quedando

de la siguiente manera:

Ea

Z1 Ia1

V
a
1

V
a
2

Ia2

Z2

V
a
0

Ia0

Z0

3Zf

Figura 4.7.: Conexión de las redes de secuencia para una falla bifásica a tierra.

De la Figura 4.7 se pueden determinar las corrientes de secuencia cero, positiva y
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negativa mediante las siguientes expresiones:

Ia1 = Ea

Z1 + Z2(Z0+3Zf )
Z2+Z0+3Zf

(4.38)

Ia2 = Ia1 − (Z0 + 3Zf )
Z2 + Z0 + 3Zf

(4.39)

Ia0 = Ia1 ∗ Z2

Z2 + Z0 + 3Zf

(4.40)

4.6. Falla trifásica

La falla trifásica como su nombre lo dice involucra las tres fases del sistema eléctri-

co, como característica principal que tiene es la baja impedancia de línea, la cual se

opone a la corriente de falla, este tipo de falla no se presenta frecuentemente se tiene

un estimado del 5 % de ocurrencia y es considerada una falla simétrica ya que la suma

vectorial de las corrientes es igual a cero, por tal motivo este tipo de falla no cuenta

con secuencia cero y secuencia negativa [53] y [54].
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Figura 4.8.: Representación de una falla trifásica
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De la Figura 4.8 y sabiendo que la falla es simétrica se pueden deducir las siguientes

expresiones:

Ia + Ib + Ic = 0 (4.41)

Va + Vb + Vc = 0 (4.42)

De las ecuaciones de las componentes simétricas y sabiendo que no existen compo-

nentes de secuencia cero y negativa se obtienen las siguientes ecuaciones:

Ia = Ia1 (4.43)

Ib = Ib1 = a2Ia1 (4.44)

Ic = Ic1 = aIa1 (4.45)

También se puede dibujar la red de secuencia positiva la cual se observa en la Figura

4.9.

Ea

Z1 Ia1

V
a
1

Figura 4.9.: Conexión de las redes de secuencia para una falla trifásica.

De la red de secuencia positiva se obtiene la siguiente expresion:

Ea = ZfIa1 (4.46)

De la expresión (4.46) se puede obtener la corriente de secuencia positiva quedando de

la siguiente manera:

Ia1 = Ea1

Z1
(4.47)

El cálculo de la corriente de falla se puede calcular sustituyendo la expresión (4,47)
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en (4,43), (4,44), (4,45) quedando las siguientes expresiones.

Ia = Ia1 (4.48)

Ib = a2Ia1 (4.49)

Ic = aIa1 (4.50)

4.7. Conclusiones del capítulo

El análisis del corto circuito es una parte importante para la selección de los esquemas

de protección, ya que con ello se puede determinar la capacidad de los dispositivos de

protección, a pesar de que existen varios métodos para el cálculo de la corriente de

corto circuito, el método de las componentes simétricas permite analizar a los sistemas

que contienen circuitos desbalanceados, obteniendo los fasores de secuencia negativa,

positiva y cero que son utilizados en los relevadores direccionales como magnitudes de

referencia para la polarización de dichos dispositivos.
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5. Modelo del Sistema de Distribución
con Generación Distribuida

5.1. Introducción

La simulación de los SEP’s es una parte fundamental en la cual se desarrollan o

diseñan los modelos que se desean estudiar, en el presente capítulo utilizaremos la pla-

taforma de ATP/EMTP (Programa de Transitorios Alternativo), el cual es usado para

el estudio de transitorios electromagnéticos, el modelado de los sistemas eléctricos de

distribución y transmisión. Mediante este software se desarrollarán las pruebas corres-

pondientes de los dispositivos de protección direccional y la integración de las unidades

de generación distribuida a la red, utilizaremos el lenguaje de programación Models

y TACS que presenta el programa y permitirá desarrollar las simulaciones correspon-

dientes para cada caso de estudio presentado.

5.1.1. Diagrama de flujo del algoritmo propuesto

En la Figura 5.1 se muestra el diagrama de flujo, el cual inicia con la entrada de datos

del sistema eléctrico, así mismo analiza si se cuenta con unidades de GD, posteriormente

se calculan las corrientes de fase, una vez obtenido los cálculos, el relevador ajusta la

corriente de umbral en función de la corriente de carga, como siguiente paso se analiza

en el sistema si existen perturbaciones, las cuales pueden ser monofásica, bifásica o

trifásica, una vez que se identifica el tipo de falla se calculan los fasores de corriente

mediante DFT recursiva, posteriormente se hace la comparación de las corrientes de

falla y la corriente de umbral así como el ángulo, si estos cumplen las condiciones

requeridas se envía la señal de disparo para que se abra el interruptor y sea mitigada

la falla.
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Figura 5.1.: Diagrama de flujo propuesto

5.2. Modelado y simulación

La planificación de los sistemas de protección es una parte muy importante, para

ello es necesario realizar el análisis de los diferentes tipos de falla, la condición previa

a la falla y la condición posterior a la falla, con este análisis se pueden seleccionar los

dispositivos de protección, así como su configuración y coordinación. La integración de

las unidades GD tienden a aumentar las corrientes de falla en todo el sistema, por ello

se modelarán los elementos que conforman al sistema de distribución.

5.2.1. Modelo de la Línea de Distribución

El modelo PI nominal es bastante exacto el cual se usa en simulaciones para el estado

estable. En la Figura 5.2 se muestran los parámetros que se utilizan para la simular los

casos de estudio aéreo.
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Figura 5.2.: Datos del modelo de línea π IEEE utilizada.

5.2.2. Máquina síncrona

Los generadores síncronos son la principal fuente de energía eléctrica en los SEP por

ello hoy en día estas máquinas están siendo usadas como unidades de GD, la represen-

tación de este generador será modelado mediante la fuente tipo 58/59 de ATPDraw,

por ello se toman los parámetros de la Tabla 5.1:

Tabla 5.1.: Parámetros de la maquina síncrona [55].
Parámetro Descripción Valor

Sn Capacidad nominal (kVA) 1000
Un Tensión nominal (V) 416/240
F Frecuencia (Hz) 60

Xd Reactancia síncrona del eje directo (pu) 2.49
X ′′

d Reactancia subtransitoria del eje directo (pu) 0.14
Xq Reactancia síncrona del eje en cuadratura (pu) 1.48
X ′′

q Reactancia subtransitoria del eje en cuadratura (pu) 0.16
XL Reactancia de dispersion (pu) 0.07
X2 Reactancia de secuencia negativa (pu) 0.17
X0 Reactancia de secuencia cero (pu) 0.02
T ′

d Constate de tiempo en periodo transitorio (s) 0.185
T”d Constate de tiempo en periodo subtransitorio (s) 0.025
T ′

d0 Constate de tiempo del devanado de campo (s) 2.44
Ta Constate de tiempo del devanado de armadura (s) 0.185
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5.2.3. Equivalente de Thevenin

Para analizar el comportamiento ante fallas en el sistema eléctrico, es necesario hacer

el equivalente de Thevenin, el cual es representado por una fuente y una impedancia Zth

dicha equivalencia puede ser representada en ATP/Draw por medio de la componente

RLC, en la Figura 5.3 se aprecian los datos necesarios que modelaran el equivalente

de Thevenin para el sistema de distribución del IEEE 13 nodos.

Figura 5.3.: Equivalente de Thevenin en ATP/Draw.

5.2.4. Modelo de cargas

Las cargas son uno de los puntos más importantes dentro de los sistemas de dis-

tribución, estas pueden estar conectadas en delta o estrella depende la configuración

requerida por el usuario final, dichas cargas so representadas en ATP/Draw por medio

de valores potencia nominal activa (PN), potencia nominal reactiva (PQ) y el voltaje

nominal de la carga (V N). En la Figura 5.4 se muestran los parámetros para una carga

monofásica.

51



5. Modelo del Sistema de Distribución con Generación Distribuida

Figura 5.4.: Valores correspondientes a una carga monofásica.

5.3. Código de red

Como se ha mencionado en este trabajo de tesis las perturbaciones que ocurren en

los sistemas de distribución provocan un desequilibrio de potencia entre las cargas

y la generación. Debido al incremento de la conexión de las unidades de generación

distribuida a los sistemas de distribución se han establecido algunas condiciones que

se deben de cumplir cuando ocurre una falla, las cuales establecen que la unidad debe

permanecer conectada al sistema de distribución cuando sucede una perturbación, esta

evaluación se realiza mediante la caída de voltaje, la cual se debe mantener por encima

de un determinado punto para fallas externas. El código de red mexicano publicado

por el diario oficial de la federación en 2021 [56], establece los requerimientos técnicos

para la interconexión de centrales eléctricas, los cuales se deben cumplir de acuerdo

con la clasificación de la central que se va a conectar a la red de distribución, dicha

clasificación se basa en la capacidad de generación, esta se puede observar en la tabla

5.2.
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Tabla 5.2.: Clasificación de las centrales eléctrica según su capacidad.
Áreas sín-
cronas

Central Eléc-
trica tipo A

Central Eléctrica tipo
B

Central Eléctrica tipo
C

Central Eléc-
trica tipo D

Sistema
Interco-
nectado
Nacional

P < 500kW 500kW ≤ P < 10kW 10MW ≤ P < 30MW P ≥ 30MW

Sistema
Baja Cali-
fornia

P < 500kW 500kW ≤ P < 5MW 5MW ≤ P < 20MW P ≥ 20MW

Sistema
Baja Cali-
fornia Sur

P < 500kW 500kW ≤ P < 3MW 5MW ≤ P < 10MW P ≥ 10MW

Sistema
interco-
nectado
Mulegé

P < 500kW 500kW ≤ P < 1MW 1MW ≤ P < 3MW P ≥ 3MW

Uno de los requerimientos generales para las centrales eléctricas tipo B que se deben

cumplir ante condiciones dinámicas o de falla es el control de tensión, en el cual se esta-

blece que la central eléctrica debe estar interconectada y en operación estable mientras

la tensión permanezca dentro de la zona permitida de acuerdo con los parámetros de

la Tabla 5.3.

Tabla 5.3.: Parámetros para la capacidad de respuesta de centrales síncronas del tipo
B y C ante condiciones dinámicas o de falla.

Punto de Operación Parámetros de Tensión (pu) Parámetros de Tiempo (s)
PB1 0.00 0.00
PB2 0.00 0.25
PB3 0.70 0.25
PB4 0.70 0.70
PB5 0.90 1.50
PA1 1.20 0.00
PA2 1.20 0.20
PA3 1.10 0.20

Los parámetros de la Tabla 5.3 son representados por la gráfica de la Figura 5.5,

en la cual se representan los límites de tensión contra tiempo. La zona de operación

permitida se encuentra en la zona A y debe estar expresada entre el límite inferior y

superior de las tensiones de fase a fase del sistema durante una falla.
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Figura 5.5.: Respuesta de la Central Eléctrica de tipo B y C ante condiciones dinámicas
o de falla.

5.4. Casos de estudio

5.4.1. Caso 1 Sistema IEEE 13 nodos

Para el primer caso de estudio se utiliza el circuito de 13 nodos del IEEE [13], el cual

se conecta a una red de 115 kVA a través de un trasformador de 5 MVA, 115 kV/4.16

kV, en este sistema se integra un generador síncrono de 1 MVA en el nodo 692, el

cual representa la unidad de GD.Se utilizaran dos relevadores direccionales los cuales

estarán ubicados entre los nodos 632 y 633 siendo este el alimentador número uno, y

para el alimentador dos, ubicaremos un relevador entre los nodos 632 y 671, como se

muestra en la Figura 5.6.

El desbalance del sistema a que existen lineas y cargas tanto monofásicas y trifásicas,

también cabe aclarar que solo se evalúa la parte trifásica que es donde se conecta la

GD.
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Figura 5.6.: Sistema de pruebas 13 nodos IEEE.

Al circuito de la Figura 5.6 se le aplica una falla monofásica y bifásica en el alimenta-

dor dos, el cual comprende la línea que va del nodo 632 al nodo 671 y una falla trifásica

en el alimentador uno el cual se tomara del nodo 632 al nodo 633. Para la falla mono-

fásica se utiliza polarización secuencia cero y para la trifásica se utiliza polarización de

la propia fase según el algoritmo de la Figura 5.1.

Falla monofásica en el alimentador dos

En este caso se simula una falla monofásica en el alimentador 2 en t = 0,2s, la

corriente de falla se muestra en la Figura 5.7, donde se puede observar la magnitud

de corriente de alrededor de 9kA, la cual es liberada 150ms, después debido a que se

encuentra dentro de su zona de operación. Y en la Figura 5.8 se muestra la trayectoria

de la corriente que ve el relevador 2, donde se observa que la corriente se encuentra

dentro del área de operación cumpliéndose las condiciones para que el dispositivo opere

correctamente.
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Figura 5.7.: Corrientes de fase vistas en el alimentador dos.
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Figura 5.8.: Corrientes de secuencia cero visto por el relevador dos.

En la Figura 5.9 se observan las corrientes vistas desde el alimentador 1 cuando se

aplica una falla monofásica en el alimentador 2, en t=0.2s y es liberada por el relevador

1 en t=0.35 s y las corrientes del alimentador 1 regresan a su estado normal. Así mismo

en la Figura 5.10 se observa la corriente de falla vista por el relevador del alimentador

1, donde se observa que se encuentra fuera de su zona de operación, dicho de otra

manera, el relevador ve la corriente hacia atrás haciendo el dispositivo selectivo ya que

no actúa, aunque en un instante de tiempo la corriente alcanza el umbral de operación.

Cabe señalar que la generación distribuida se encuentra en el alimentador dos.
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Figura 5.9.: Corrientes de fase vistas en el alimentador uno.
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Figura 5.10.: Corrientes de secuencia cero visto por el relevador uno.

Falla bifásica en el alimentador dos

En la Figura 5.11 se observan las corrientes debido a una falla bifásica en el alimen-

tador 2 en t=0.2s la magnitud de la corriente alcanza hasta 9 kA. En la Figura 5.12

se observa que la corriente de falla se encuentra dentro de zona de operación lo cual

comprueba o ratifica la operación del relevador número 2.
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Figura 5.11.: Corrientes de fase vistas en el alimentador dos.
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Figura 5.12.: Corriente de secuencia cero visto por el relevador dos.

En la Fig. 5.13 se puede apreciar las corrientes en el alimentador 1 durante la falla

bifásica en t=0.2s y las cuales son mitigadas por el relevador 2 en t=0.35s, esto se

debe a que se cumple con las condiciones para operar tanto en ángulo como en co-

rriente. La Fig. 5.14 muestra la corriente fuera de la zona de operación del relevador 1,

comprobando su selectividad.
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Figura 5.13.: Corrientes de fase vistas en el alimentador uno.
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Figura 5.14.: Corriente de secuencia cero visto por el relevador uno.

Falla trifásica alimentador uno

En este caso se simula una falla trifásica en el alimentador número uno, para la cual

se utilizará la polarización en su propia fase. En la Figura 5.15 se muestra la corriente

de falla trifásica en el alimentador 1 en t=0.2 s y es liberada en t=0.3s. La corriente

alcanza valores por arriba de 10kA.
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Figura 5.15.: Corrientes de fase vistas en el alimentador uno.

En la Figura 5.16 se observa la corriente en el alimentador 2 bajo falla trifásica en el

alimentador 1 en t= 0.2s y es liberada en t=0.31s. por tal motivo el relevador número

2 no opera dando selectividad a los dispositivos de protección.
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Figura 5.16.: Corrientes de fase vistas en el alimentador dos.

Para verificar la respuesta de los dispositivos direccionales que se incorporaron al

circuito de prueba se presentan la siguiente tabla en la cual se muestran la información

de operación de los relevadores de protección para los diferentes tipos de fallas probadas

en el circuito.
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Tabla 5.4.: Prueba de fallas para el caso de estudio uno

Tipo de falla
Relevador R1 R2 R3

Monofásica AL2
✕ ✓ ✓

Bifásica AL2
✕ ✓ ✓

Trifásica AL1
✓ ✕ ✕

5.4.2. Caso 2 Sistema de distribución subterráneo real

Para el segundo caso de estudio se utiliza una red subterránea de distribución la

cual está formada por un equivalente de Thévenin de 23kV, con dos alimentadores

subterráneos, el alimentador uno se compone de cargas constantes y un generador de

2.5MW, el cual tendrá la función de la unidad de generación distribuida. El alimentador

dos consta de varias cargas de impedancia constante alimentadas por transformadores

estrella-estrella, asimismo consta de una carga intermitente la cual aumenta progresi-

vamente. Para este circuito se proponen dos relevadores direccionales 67N para cada

alimentador representados por R1 y R2, también se propone un relevador 50/51 como

protección para la unidad GD representado por R3. El circuito de ATP se encuentra

en el Apéndice A.
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Figura 5.17.: Sistema de pruebas 23 kV.

En el circuito de la Figura. 5.17 se modelará una falla monofásica, bifásica en el

alimentador uno y una falla trifásica en el alimentador dos.

Falla monofásica

Para este caso se simulará una falla monofásica en el alimentador 1 en t=0.35s, la

corriente de falla es mostrada en la Figura 5.18, la magnitud de la corriente alcanza un

valor de 3 kA y esta es liberada en 100 ms, también se puede apreciar que en t = 0,25s

hay un aumento en la corriente esto se debe que la unidad GD es conectada a la red.
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Figura 5.18.: Corriente de fase vista en el alimentador uno.

En la Figura 5.19 se observa que la corriente vista por el relevador uno, esta se

encuentra dentro del área de operación.
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Figura 5.19.: Corriente de secuencia cero vista por el relevador uno.

En la Figura 5.20 en t=0.35 s se aprecia la corriente de falla visto por el relevador

dos la cual es liberada en t=0.45 s, así mismo se aprecia en t=0.25 s la entrada de la

carga variable y el aumento progresivo de la misma.
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Figura 5.20.: Corriente de fase vista en el alimentador dos.

En la Figura 5.21 se observa la corriente fuera de zona de operación lo que deja

ver que el relevador no opera a pesar de que la corriente tiene un aumento progresivo

debido a la conexión de cargas.
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Figura 5.21.: Corriente de secuencia cero vista por el relevador dos.

Falla bifásica

En la Figura 5.22 se observa la actuación del relevador número uno ante una falla

bifásica en t=0.35s la cual es liberada en t=0.45 s, las corrientes de falla tienen una

magnitud de hasta 3 kA que rebasan la corriente de umbral del relevador dando la

actuación del dispositivo de protección.
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Figura 5.22.: Corrientes de fase vistas en el alimentador uno.

En la Figura 5.23 se presenta la corriente de falla vista por el relevador uno la cual

está dentro del área de operación cumpliéndose las condiciones necesarias para que este

opere correctamente enviando la señal de disparo.
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Figura 5.23.: Corriente de secuencia cero vista por el relevador uno.

En la Figura 5.24 se observan las corrientes de la falla bifásica en el alimentador dos,

a pesar de que aparece una corriente superior a la corriente de umbral del relevador no

opera ya que no se cumplen las condiciones necesarias.
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Figura 5.24.: Corriente de fase vista en el alimentador dos.

En la Figura 5.25 muestra la corriente vista por el relevador dos, esta se encuentra

hacia atrás y no entra en zona de operación.
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Figura 5.25.: Corriente de secuencia cero vista por el relevador dos.

Falla trifásica

Para este caso se aplica una falla trifásica en el alimentador número dos, en la

Figura 5.26 la falla se presenta en t = 0,35s y esta es libera en 100ms, la magnitud de

la corriente falla alcanza a los 3,5kA.

66

Hugo Hdez
Texto escrito a máquina
ZONA DE OPERACIÓN

Hugo Hdez
Texto escrito a máquina
ZONA DE NO OPERACIÓN



5. Modelo del Sistema de Distribución con Generación Distribuida

0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.9 1

Tiempo (s)

-6000

-4000

-2000

0

2000

4000

6000

C
o

rr
ie

n
te

  
(A

)

Corrientes vistas en el alimentador uno

Ia

Ib

Ic

Figura 5.26.: Corrientes de fase vistas en el alimentador dos.

En la Figura 5.27 se aprecian las corrientes de falla del alimentador uno en t =

0,35s, dichas corrientes alcanzan un valor de 400A rebasando el corriente de umbral

del relevador uno y se observa que el relevador no opera, ya que no se cumplen las

condiciones necesarias para que se envié la señal de disparo. Una vez que la falla es

mitigada por el relevador dos en t = 0,45s las corrientes del alimentador uno regresan

a su estado estable.
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Figura 5.27.: Corrientes de fase vistas en el alimentador uno.

Para este caso de estudio también se muestra la tabla de operación de los relevadores,

donde se observa cuando ocurre una falla en el alimentador número uno, los relevadores

que entran en operación corresponden al relevador (R1) que es el dispositivo direccional

y el relevador tres (R3) el cual que protege a la unidad GD, mientras que el relevador
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del alimentador numero dos está inactivo ya que la corriente de falla no se encuentra

en su zona de operación.

Tabla 5.5.: Prueba de fallas para el caso de estudio uno

Tipo de falla
Relevador R1 R2 R3

Monofásica AL1
✓ ✕ ✓

Bifásica AL1
✓ ✕ ✓

Trifásica AL2
✕ ✓ ✕

5.4.3. Caso 3 Evaluación de Fault Ride Through (FRT)

En este caso se simulará una falla monofásica y una falla trifásica al inicio y final

del alimentador 1 del circuito de la Figura 5.17, en donde se observará la operación

del relevador número uno (R1) y su zona de operación. Adicionalmente se evaluará la

capacidad de permanecer conectado el generador (GD) durante la falla.

Falla Monofásica

En la Figura 5.28 se muestran la actuación de los dispositivos de protección, en el

inciso (a) se muestra el voltaje cuando se presenta una falla monofásica en t = 0,3s

al inicio de la línea, el cual se abate, cuando la falla es despejada por el relevador

direccional los niveles de voltaje regresan a su estado estable, mientras que en el inciso

(b) se muestra las corrientes de falla vistas por el relevador y la cual es despejada, en

la gráfica del inciso (c) se muestra el voltaje de la unidad de generación distribuida

cuando se presenta la perturbación, el despeje de la falla por parte del relevador 51 es

más tardado, en primer lugar se debe a que esta se encuentra alejada de la zona de

protección y en segundo lugar se debe a que el código red estable el tiempo en que la

unidad de GD debe estar conectada al sistema de distribución durante la falla, una vez

que esta es despejada la unidad GD es desconectada del sistema, esta acción se puede

ver en el inciso (d) en donde opera el relevador 51 en t = 0,55s.
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Figura 5.28.: Evaluación de FRT para una falla monofásica al inicio de la línea.

En la Figura 5.29 se presenta la acción de los dispositivos de protección cuando

ocurre una falla monofásica al final de la línea, en las gráficas de los incisos (a) y

(b) se muestran los voltajes y corrientes del alimentador uno, así como el despeje de

la misma por parte del relevador direccional, en las gráficas de los incisos (c) y (d) se

muestran los voltajes y corrientes por parte de la una unidad de generación distribuida,

esta permanece conectada durante la falla hasta que es despejada por el relevador 51,

el tiempo de operación del relevador es en menor tiempo ya que la perturbación se

encuentra muy cerca de la unidad de GD.

Figura 5.29.: Evaluación de FRT para una falla monofásica al final de la línea.

69



5. Modelo del Sistema de Distribución con Generación Distribuida

Falla Trifásica

En la Figura A.2 se muestra la operación de los dispositivos de protección cuando se

presenta una falla trifásica en t = 0,3s al inicio de la línea, en la gráfica del inciso (a)

se presentan los voltajes del alimentador uno se aprecia el abatimiento de los mismos,

una vez que la falla es eliminada estos regresan a su estado estable, en el inciso (b)

se presentan las corrientes del alimentador uno durante la falla, así mismo se observa

su eliminación en t = 0,36s. En la gráfica del inciso (c) se muestran los voltajes de

la unidad de generación distribuida, estos también presentan abatimiento por la falla,

el tiempo de despeje de la falla por el relevador 51 tiene un retardo mayor ya que la

falla se encuentra alejada de la unidad de protección y de acuerdo al código red la

unidad de generación distribuida debe estar conectada durante la falla, en el inciso (d)

se presentan las corrientes de falla vistas por el relevador 51, este operara en t = 0,58s

desconectado la unidad de GD.

Figura 5.30.: Evaluación de FRT para una falla trifásica al inicio de la línea.

En la Figura 5.31 se presenta una falla trifásica al final de la línea del alimentador

uno, en las gráficas del inciso (a) y (b) se observan los voltajes y corrientes cuando

se presenta una perturbación en el alimentador uno, cuando la falla es despejada por

el relevador direccional presentado en el inciso (b) los voltajes del alimentador uno

regresan a su estado estable, la operación del relevador 51 se puede apreciar en la

gráfica del inciso (d) en donde la unidad de generación distribuida es desconectada
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5. Modelo del Sistema de Distribución con Generación Distribuida

del sistema de distribución en t = 0,42s, esto se debe a que se debe cumplir con el

código red y la unidad de GD permanece conectada aun después de que el relevador

direccional haya operado, en la gráfica del inciso (c) se observa el abatimiento de los

voltajes y una vez que la falla es despejada por el relevador 51 estos vuelven a su estado

estable.

Figura 5.31.: Evaluación de FRT para una falla trifásica al final de la línea.

La simulación de los sistemas de distribución es de suma importancia ya que permite

observar el comportamiento cuando se han integrado fuentes de generación distribuida

al presentarse condiciones dinámicas o de falla, la operación de los dispositivos de

protección deben ser rápidos ante la presencia de estos fenómenos, como se ha visto en

los casos de estudios presentados para diferentes tipos de falla los dispositivos operan

correctamente, también se ha podido realizar la evaluación de uno de los apartados del

Código de Red en donde se observa que la unidad de generación distribuida permanece

conectada al sistema de distribución hasta que la falla es despejada por la protección

principal, posteriormente la protección (51) opera dejando la unidad fuera del sistema,

también se observó que los voltajes de la unidad de GD se reestablecen y esta sigue

funcionando, el tiempo de despeje de fallas por parte de los dispositivos de protección

depende de la ubicación siendo más notable en el relevador 51.
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6. Conclusiones

El incremento de las unidades de generación distribuida en las redes de distribución

presenta problemas con los flujos de corriente haciendo que los dispositivos de protec-

ción tradicionales sean ineficientes y ocasiona coordinación, por ello se deben integrar

protecciones que sean capaces de distinguir la dirección de los flujos de corriente, las

cuales ofrecen confiabilidad a los sistemas eléctricos de distribución.

En el presente trabajo se desarrollo un algoritmo adaptativo de protección direccio-

nal, el cual se integró a un modelo de relevador que es capaz de actuar ante diferentes

tipos de fallas aún cuando exista generación distribuida, utilizando el software de si-

mulación ATP/EMTP.

Se utilizaron dos sistemas de prueba para evaluar el desempeño del algoritmo, el

primero es un sistema de distribución del IEEE de 13 nodos. En este sistema se observo

un decremento en la corriente vista por el relevador uno cuando se conecta la generación

distribuida y bajo estas condiciones la corriente de secuencia cero y secuencia positiva

no supera la corriente de pick up, sin embargo bajo condiciones de falla se observo un

correcto funcionamiento ya que las corrientes de polarización superaron la corriente

de pick up incluso ante condiciones de generación distribuida. El caso dos presento la

parametrización de un sistema real de distribución subterránea con dos alimentadores;

uno de ellos con generación distribuida y el otro con carga variable. El desempeño del

algoritmo mostró un correcto funcionamiento de la protección direccional en ambos

alimentadores ya que ante los diferentes tipos de falla, las corrientes de polarización

superaron la corriente de pickup.

Además, se evaluó un caso hipotético de las condiciones que se pueden presentar

en un alimentador real y los limites operativos del FRT y se evaluaron en tiempo y

en caída de tensión según se indica el código de red. Se observo que si las corrientes

de falla son altas las caídas de voltaje son mayores y los tiempos de operación de los

Generadores distribuidos pueden ser cortos. Caso contrario si las corrientes de falla son

bajas las caídas de voltaje son menores y los tiempos de desconexión son mayores.
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6. Conclusiones

Los resultados obtenidos en los sistemas de pruebas indican que el algoritmo funciona

ante cualquier perturbación que se produzca en la red desconectando solo la línea que

presenta fallas, con esto se dice que los esquemas de protección con dispositivos direc-

cionales garantizan que el sistema de distribución estará protegido contra los diferentes

tipos de fallas que se presenten de una forma segura, selectiva y rápida.

6.1. Trabajos Futuros

De acuerdo con los resultados presentados surgen algunos temas de interés que pue-

den desarrollarse a futuro:

Incluir otras funciones de protección como la protección por baja frecuencia de

acuerdo con los criterios establecidos por el código de red.

Incluir en los sistemas de prueba fuentes de energías renovables como son: gene-

radores eólicos y fotovoltaicos.
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A. Datos de los elementos del circuito
23kV caso dos

Figura A.1.: Sistema de pruebas 23 kV en ATP/DRAW.
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A. Datos de los elementos del circuito 23kV caso dos

Tabla A.1.: Parámetros de la maquina síncrona 2.5 MVA.
Parámetro Descripción Valor

Sn Capacidad nominal (MVA) 2.5
Un Tensión nominal (V) 660
F Frecuencia (Hz) 60

Xd Reactancia síncrona del eje directo (pu) 2.9
X ′′

d Reactancia subtransitoria del eje directo (pu) 0.13
Xq Reactancia síncrona del eje en cuadratura (pu) 1.86
X ′′

q Reactancia subtransitoria del eje en cuadratura (pu) 0.26
XL Reactancia de dispersion (pu) 0.03
X2 Reactancia de secuencia negativa (pu) 0.19
X0 Reactancia de secuencia cero (pu) 0.02
T ′

d Constate de tiempo en periodo transitorio (s) 0.185
T”d Constate de tiempo en periodo subtransitorio (s) 0.025
T ′

d0 Constate de tiempo del devanado de campo (s) 2.54
Ta Constate de tiempo del devanado de armadura (s) 0.02

Figura A.2.: Modelo de la fuente de voltaje a 23kV en ATP.
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A. Datos de los elementos del circuito 23kV caso dos

Figura A.3.: Modelo de línea circuito 23kV en ATP.

Figura A.4.: Modelo del transformador de 2.5 MVA en ATP.
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A. Datos de los elementos del circuito 23kV caso dos

Figura A.5.: Modelo del transformador de 8 MVA en ATP.

Figura A.6.: Modelo del transformador de 500 KVA en ATP.
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