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RESUMEN 

La mayor parte de la energía eléctrica es generada de forma centralizada en grandes 

centrales eléctricas, transmitida a través de redes de transporte en alta tensión (AT) y 

finalmente distribuida a los consumidores por medio de redes de distribución en media 

tensión (MT) y baja tensión (BT); sin embargo, la generación distribuida (GD) va 

ganando relevancia. La tecnología fotovoltaica es una de las fuentes de GD y, 

actualmente, la mayor parte de las instalaciones fotovoltaicas instaladas son sistemas 

fotovoltaicos conectados a la red (SFCRs).  

Las compañías eléctricas tienen la obligación de proporcionar acceso a los 

productores de electricidad fotovoltaica en cualquier punto de sus redes de distribución. 

Para controlar los impactos técnicos que estos sistemas pueden ocasionar, existe una 

normativa de ámbito internacional, nacional e incluso local, que establecen 

requerimientos más o menos estrictos dependiendo de la fuente. No obstante, el 

cumplimiento que de esta normativa se hace es muy dispar.  

Esta Tesis Doctoral proporciona una visión del estado del arte actual de los 

requerimientos que deben ser impuestos a la interconexión de la generación distribuida 

fotovoltaica (GDFV) con la red, desde el nivel de BT a AT-MAT (alta-muy alta 

tensión), después de analizar múltiples reglamentos y normas regionales y nacionales, 

aprobados o borradores, de muchos países donde se han alcanzado niveles de 

penetración FV elevados o, donde se esperan que lo haga en el futuro. Bajo esta 

premisa, se sugieren recomendaciones en relación con los relés de protección que deben 

ser usados y sus ajustes de protección, además de los servicios auxiliares que deben ser 

proporcionados por la GDFV en el nivel particular de AT-MAT. 

Para finalizar, esta Tesis Doctoral ilustra el estudio de un mal funcionamiento no 

conocido hasta ahora que tiene lugar en el sistema de protección de la redes de 

distribución en presencia de grandes plantas FV.  La atención se centra en la protección 

de corriente balanceada de fase (PBC, Phase Balance Current, relé 46), también 

conocida como fase abierta o protección de secuencia negativa. Su aplicación 

comprende líneas aéreas o mixtas aéreas/subterráneas alimentadas en sentido inverso 

por grandes plantas FVs. El estudio ha sido llevado a cabo en redes de distribución de la 

compañía ENDESA Distribución Eléctrica S.L.U. Esta distribuidora incluye la 

protección PBC como obligatoria dentro de sus prácticas de protección de redes de 

distribución para los tipos de líneas anteriores, haya conectada o no GDFV. La baja 



 

calidad de potencia o estados ferroresonantes se han descubierto como las causas del 

mal funcionamiento de la protección PBC que conlleva un disparo no deseado de la 

línea. Esto ocasiona cortes de suministro, con los inconvenientes para la calidad de 

suministro para los clientes y las repercusiones económicas para las distribuidoras. 

 El resultado más importante de este Tesis es destacar la necesidad de cambios con 

respecto a las prácticas de protección de las redes de distribución actuales, así como 

nuevos requerimientos de calidad de potencia para la GDFV, los cuales deberían ser 

adoptados por reguladores y operadores de las redes de distribución en aras a 

proporcionar una calidad de servicio mejorada a los usuarios, mientras que la 

penetración de GDFV en las redes de distribución esté creciendo.



 

ABSTRACT 

Most of electric energy is generated in large centralized plants, transmitted through 

high-voltage transmission systems and then distributed to consumer via medium and 

low-voltage distribution networks, however, the Distributed Generation (DG) it is 

gained importance. Photovoltaic technology is a type of GD and most of the newest 

photovoltaic systems installed nowadays are Photovoltaic Grid Connected Systems 

(PVGCSs). In the urban environment, small and medium building integrated 

photovoltaic systems are the main application while in suburban and rural environments 

centralized photovoltaic power plants may be arranged as well. Nowadays, the peak 

power in several PVGCSs of the world has increased about MWp. Previously, small 

PVGCSs are connected to low voltage networks and nowadays these larger systems 

may be connected to distribution feeders and they can strongly impact the technical 

parameters.  

Utilities have the obligation of providing access to independent photovoltaic 

producers to anywhere of their distribution networks. To control the technical and 

economical impacts that those systems may originate, there is a set of strict rules 

imposed by international or local regulations to set up this systems. The installation of 

photovoltaic units at non-optimal places may create a deterioration of feeder technical 

parameters as well as an economical increase in cost therefore, having an effect opposite 

to the effect desired. For that reason, it is beneficial to know the impact that a specific 

photovoltaic installation will have onto the feeder. 

Distribution network and transmission system operators (DNOs and TSOs) that 

permit the interconnection of photovoltaic-distributed generation (PV-DG) in their 

respective distribution networks or power systems need a coherent set of electrical 

protection requirements for safe operation. The growing importance of PV-DG has 

prompted continuous reformulations of requirements with a view to adapting them to 

larger PV-DG units. Specifications have even been established for PV-DG at 

subtransmission and transmission level. This Doctoral Thesis gives an overview of 

these requirements, for LV to HV-EHV networks. For this purpose, we have analysed 

national and regional codes that have been proposed and enacted in many countries 

where high PV penetration levels have been achieved or are expected to be achieved in 

the future. As a conclusion, recommendations are given regarding the protection relays 

that should be used and their optimal settings. Also included are the ancillary services to 

be provided by PV-DG, specifically at the HV-EHV level. 



 

Finally, this Thesis describes a hitherto unstudied malfunction that can occur in the 

protection system of distribution networks (DNs) in the presence of large photovoltaic 

plants (LPVPs). The focus here is on the phase-balance current (PBC) protection of 

overhead or blended feeders back-fed by LPVPs. This study used the DNs belonging to 

ENDESA Distribución Eléctrica S.L.U. In the ENDESA utility company, PBC 

protection (ANSI 46) is an obligatory DN protection practice for overhead or blended 

feeder types. Low power quality or ferroresonant states were found to be the causes of 

the malfunction of PBC protection, which led to its untimely tripping. 

 The results of this study highlight the need to modify current DN protection 

practices and to elaborate new power quality requirements for PV distributed generation 

(PVDG). Since PV-DG penetration in DNs is steadily increasing, regulators and 

distribution network operators (DNOs) should implement more effective practices and 

guidelines to offer better power quality to customers. 
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Lista de símbolos 

 En esta Tesis Doctoral las variables y funciones utilizadas tendrán la siguiente 

notación de acuerdo al Sistema Internacional de unidades de medida1. 

 

Símbolo Parámetro Unidad 

2
hζ  

Indicador de desequilibrio de secuencia negativa de la 

corriente armónica h-ésima 
%,pu 

0
hζ  

Indicador de desequilibrio de secuencia cero de la 

corriente armónica h-ésima 
%,pu 

1/h
p pI I  Indicador de la distorsión armónica individual para el 

h-ésimo armónico en corriente en fase p 
%,pu 

h
pΦ  

Ángulo de fase inicial de la corriente en fase p para el 

armónico h-ésimo 
º,rad 

pITHD  Indicador de la distorsión armónica total de corriente 

en fase p 
%,pu 

pITID  Indicador de la distorsión interarmónica total de 

corriente en fase p 
%,pu 

ITPD  Indicador de la distorsión de corriente de fase total %,pu 

ITPU  Indicador del desequilibrio de corriente de fase total %,pu 

pI  Corriente RMS o instantánea en fase p A 

0
pI  Valor medio de la corriente en fase p A 

h
pI  Corrriente RMS en fase p en el armónico h-ésimo A 

BI  Corriente base A 

                                                 
1  El Sistema Internacional de Unidades de medida (S.I.) es obligatorio en España y vigente en la Unión Europea de acuerdo al 

Real Decreto 1317/1989, de 27 de octubre de 1989 por el que se establecen las Unidades Legales de Medida. 
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Objetivos y planteamiento de la Tesis Doctoral 

 
1.  OBJETIVOS Y PLANTEAMIENTO DE LA TESIS DOCTORAL  

1.1. Introducción  

La energía eléctrica es base esencial de la vida además de clave del desarrollo 

económico y social de un país. El enfoque tradicional para su generación se basa en la 

producción de forma centralizada en grandes centrales eléctricas mediante combustibles 

de origen fósil y nuclear. La energía eléctrica representa actualmente un 64 % del total 

del consumo en términos de energía primaria para los países de la Organización para la 

Cooperación y el Desarrollo Económico (OCDE) [1].  

El elevado consumo de recursos fósiles, a partir de la segunda mitad del siglo 

pasado, es la principal causa del calentamiento observado en el planeta, así lo revela el 

último informe emitido por el Panel Intergubernamental de Cambio Climático [2]. Las 

previsiones tanto de la Agencia Internacional de la Energía o International Energy 

Agency (IEA) [3] como del Departamento de la Energía de EE.UU. (Department of 

Energy (DOE)) [4] indican que, además, este problema se agravará en los próximos 

años debido a la tendencia creciente del consumo energético a escala mundial, con un 

incremento medio anual del 2,4 %. El DOE analiza diferentes escenarios de crecimiento 

con proyección 2030, que indican que éste será debido en mayor medida a los países 

asiáticos, del centro y sur de América y algunos más de África con una previsión del 3,5 

% de crecimiento anual frente al 1,3 % estimado para los países de la OCDE. 

El anterior problema medioambiental unido a la demanda creciente de energía 

reafirma que el modelo energético instaurado en los países desarrollados está en 
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conflicto con el tan preconizado “desarrollo sostenible” [5]. Es esta la razón, por la que 

hoy más que nunca, se fomenta una política energética basada en la diversificación de 

recursos energéticos mediante energías renovables (eólica, minihidráulica, biomasa, 

solar, térmica y fotovoltaica…). Estas energías renovables se suelen encontrar 

distribuidas a lo largo de la red, alejadas del esquema tradicional de un único punto de 

generación de forma piramidal, acercándose tanto física como virtualmente al punto de 

consumo, de ahí que se le llame Generación Distribuida (GD). 

En la actualidad, el mayor crecimiento entre las tecnologías renovables corresponde 

a la tecnología solar fotovoltaica y, en concreto, a los sistemas fotovoltaicos conectados 

a red (SFCRs). Estos SFCRs pueden estar integrados en edificios (en tejados, fachadas, 

otras cubiertas…) o instalados en el suelo. Esta segunda opción es la que más auge ha 

experimentado en los últimos años debido a la interesante subvención económica 

proliferando el término “huertos solares” para este tipo de instalaciones. No obstante, el 

último cambio regulatorio [6] ha hecho que la profusión de pequeños sistemas vuelta a 

tener importancia. 

Por todo ello, se hace necesaria una caracterización de la interconexión de este tipo 

de GD en las redes de distribución/transporte que son de tipo tradicional y que fueron 

concebidas bajo una concepción centralizada de generación, transporte y distribución de 

energía eléctrica. 

El sistema de interconexión entre la GDFV y las redes de los sistemas eléctricos de 

potencia poseen diferentes funciones [7]: sincronización, medida y monitorización, 

control, protección eléctrica, etc. El sistema de interconexión realiza de manera efectiva 

las funciones descritas cuando se definen con claridad sus requerimientos [7]. Estos 

requerimientos se pueden sintetizar como sigue: 

• Requerimientos generales. 

• Requerimientos de protección. 

• Requerimientos de calidad de onda. 

Con respecto a la protección eléctrica de la interconexión, esta protección permite a 

la GDFV operar paralelamente con el sistema eléctrico de potencia de área de forma 

segura y es considerada normalmente como el requerimiento técnico más importante 

que afecta al desarrollo de proyectos de generación FV [8]. 

Hasta hace muy poco tiempo, las plantas FVs conectadas a las redes de distribución 
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eran de pequeño tamaño y su nivel de penetración y potencia alcazaba valores bajos. A 

esos niveles de tensión (BT y MT), cada operador de red desarrollaba sus propias 

normas y procedimientos operativos [9,1011- 12,13] y eran muy escasa la normativa 

específica para GDFV [14] al ser no necesaria por su escasa penetración en la red. 

El aumento del nivel de penetración de GD, y particularmente de GDFV, fomentó la 

aparición de normas y reglamentos, tanto nacionales como internacionales, para regular 

este tipo de interconexiones a la red (GD [7,1516171819202122- 23]) o GDFV [242526272829- 30]). Sin embargo, 

el análisis de los requerimientos en relación con la protección de interconexión para GD 

y, particularmente para GDFV, refleja que son muy heterogéneos actualmente y tienen 

marcadas diferencias. Mas aún y lo que es peor, algunos requerimientos tienen grandes 

inconsistencias cuando son aplicadas a la GDFV por su diferencia tecnológica con 

respecto a otras tecnologías de GD. 

En los últimos años, de resultas del rápido crecimiento de las tecnologías FVs y, de 

su incremento de penetración en las redes eléctricas, se han desarrollados sucesivas 

reformulaciones de los requerimientos de protección de interconexión, especialmente 

para adaptarlos a grandes plantas FV (GPFVs) [20]. 

También se han establecido requerimientos concretos para la interconexión de 

GDFV en el nivel de la red de transporte (AT o MAT) [313233- 34]. Estos requerimientos 

incluyen tanto aquellos relacionados con la protección de interconexión como la 

provisión de servicios auxiliares tales como el control de potencia activa o reactiva, y el 

apoyo de red dinámico para mantener la estabilidad del sistema eléctrico de potencia 

con altos niveles de potencia proveniente de GDFV. 

Dentro de este contexto de protección de interconexión, hay una variedad importante 

de requerimientos, como por ejemplo el fenómeno de isla [35363738- 39] y la capacidad de 

salto de falta FRT (Fault Ride Through) [40,41- 42]. De cualquier forma se ha prestado 

poca atención, en general, a los conflictos que surgen de la presencia significativa de 

GDFV en las redes de distribución y su efecto en las medidas de protección [35,434445- 46], 

las cuales han sido concebidas fundamentalmente para GD no específica [47,48]. 

De cualquier modo, aunque hay numerosas referencias que discuten estos asuntos, 

rara vez se proponen soluciones al respecto. Aunque se hace especial hincapié en 

desarrollar guías generales para la protección de interconexión de la GDFV [20], no 

existe un acercamiento generalizado. 

Por todo ello, esta Tesis en vez de centrarse en los conflictos entre la protección de 
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interconexión de la GDFV y las protecciones de las redes de distribución/transporte, 

analiza la necesidad de un marco unificado de requerimientos eléctricos para la 

interconexión de la GDFV, desde el nivel de BT al nivel de AT/MAT que sean 

compatible con los conflictos anteriormente mencionados. También se subraya la 

importancia de seleccionar los requerimientos de protección precisos, que dependerán 

del nivel de tensión que nos ocupe.  

Como segundo bloque de esta Tesis y como germen conceptual de la misma se 

estudian los conflictos que se producen en las protecciones de las redes de distribución 

y transporte cuando está presente la GDFV. Algunos de los conflictos más usuales han 

sido ampliamente estudiados en la literatura para GD [35,45,47,49] y para GDFV 

[43,44,46,48,50]. Estos conflictos con las protecciones implican lo siguiente: 

• Modificación del nivel de corriente de falta. 

• Falta de coordinación entre equipos de protección. 

• Cierre en falso de interruptores de línea tras una falta. 

• Islas no intencionadas tras un disparo no deseado de una protección de la 

interconexión. 

Se han propuesto métodos prácticos efectivos, en la literatura sobre la materia, para 

estos conflictos para GD [35,51] y particularmente para GDFV [43,44,46,48,52]. 

De cualquier modo hay problemas, debidos a factores tales como los relacionados 

con la baja calidad de onda o los estados eléctricos resonantes, que no han sido 

debidamente estudiados o la han sido de manera muy somera [35]. El problema de la 

aparición de diferentes tipos de resonancia eléctrica en un inversor FV ha sido estudiado 

previamente en la bibliografía. El análisis de dicho fenómeno puede centrarse en lo 

siguiente: 

• Reglas de control efectivas del inversor con filtros inductancia-capacitancia-

inductancia que tengan en cuenta las resonancias del sistema en su conjunto 

[5354- 55]. 

• Las condiciones de la resonancia eléctrica del sistema excitadas por los 

armónicos generados por el inversor FV cuando las capacitancias interactúan 

con las inductancias que se generan en el propio sistema [49,56575859606162- 63]. 

En este sentido, en esta Tesis se describe un conflicto, no analizado hasta la fecha, en 
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las protecciones de las redes de distribución en MT que viene siendo observado desde la 

inclusión de GPFVs (LPVPs, Large Photovoltaic Plants en la literatura en lengua 

inglesa) en los sistemas eléctricos de potencia de las distribuidoras y que es causado por 

bajos niveles de calidad de onda y estados ferroresonantes, como se resolverá más 

adelante. 

Este estudio se ha realizado en líneas de la red de distribución de ENDESA 

Distribución Eléctrica S.L.U., una compañía líder y con gran experiencia en la conexión 

de GPFVs a redes de distribución eléctrica [64]. En ENDESA, todas las líneas de MT 

tengan o no conectada GDFV, poseen la protección de corriente balanceada de fase 

PBC (relé 46), y tanto en esta compañía, como en otras del sector, se producen disparos 

intempestivos de dicha protección cuando se encuentran conectadas GPFVs en sus 

líneas de MT en ciertas condiciones de funcionamiento. Este fenómeno de 

malfuncionamiento de la protección sin embargo, no se observa en otros tipos de GD de 

naturaleza no FV. 

 Hasta el momento se desconocía la génesis del fenómeno ni tampoco se conocía una 

explicación plausible de dicho disparo intempestivo de la protección PBC. Esto 

ocasionaba cortes en el suministro que afectaban a la calidad de servicio suministrado 

por las distribuidoras a sus clientes y otros problemas asociados: económicos, técnicos, 

sociales, etc. 

Se ha encontrado que la protección PBC ocasiona disparos intempestivos debido a un 

malfuncionamiento de ésta en condiciones concretas y debido a: 

• Bajo nivel de la calidad de onda de la corriente inyectada por la GDFV a la red 

de distribución a bajos niveles de potencia, lo que ocurre especialmente cuando 

la generación comienza o termina, es decir al amanecer y atardecer. 

• Cambios súbitos de la potencia inyectada a la red por parte de las plantas FVs a 

bajos niveles de potencia, que originan saltos inesperados a estados resonantes 

que poseen elevados niveles de corriente desequilibrada.  

Para finalizar en esta Tesis Doctoral, se presenta un marco unificado para analizar 

sistemas trifásicos sujetos a distorsión de la onda y a ferroresonancia. Esto es útil a la 

hora de determinar cuantitativa y cualitativamente la extensión de estos fenómenos 

sobre los conflictos de la protección observados. Como caso práctico se analizan 3 

casos reales en los que se produjo el malfuncionamiento descrito de la protección PBC 

y se discuten los problemas y las posibles soluciones a adoptar. 
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1.2. Objetivos y planteamiento de la Tesis 

El objetivo de esta Tesis es analizar el impacto que los SFCRs ocasionan en la red 

eléctrica de distribución/transporte, y especialmente el fenómeno del disparo 

intempestivo, en redes de distribución de MT con GDFV conectada, de la protección 

PBC (ANSI 46, protección de secuencia negativa, protección de corriente balanceada o 

protección de fase abierta). Dicha protección se instala como un elemento de seguridad 

de las personas y equipos frente a caídas fortuitas de una de las fases al terreno. Se 

analizan los tres posibles causantes de dicho malfuncionamiento que es el origen de 

numerosos problemas de cortes de suministro en las redes de distribución eléctrica, y 

que son: 

• Ferroresonancia. 

• Armónicos de secuencia negativa. 

• Corriente fundamental desequilibrada. 

Los disparos intempestivos de líneas causan un grave impacto económico y social a 

las distribuidoras y transportistas de electricidad, de ahí el interés en la comprensión del 

fenómeno que hasta la actualidad no tenía mayor solución que anular dicha protección 

en líneas con GDFV conexionada o, aumentar el periodo umbral de respuesta a niveles 

excesivos y alejados de su filosofía inicial de protección ya que no se conocía su génesis 

y causa hasta el momento. 

Previamente al análisis del fenómeno del disparo intempestivo, se hace necesario un 

estudio del sistema de protección en los tres ámbitos involucrados, es decir, la propia 

generación, el sistema de interconexión y la red de distribución/transporte, basado en la 

normativa regulatoria general y la propia del sector FV. 

El trabajo desarrollado en esta Tesis se ha planteado siguiendo el siguiente 

procedimiento: 

• Revisión del estado del arte de la protección y la normativa asociada. 

• Estudio de casos de disparo de la protección de fase abierta, PBC (relé 46) y sus 

posibles causas. 

1.3. Estructura de la Tesis 

La Tesis se ha estructurado en seis capítulos y cinco anexos. Este primer capítulo 

revisa el papel que juegan las energías renovables en el contexto energético mundial y 
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el estado del desarrollo de la tecnología solar FV, en concreto, los SFCRs. Además, 

sirve de prefacio al desarrollo de la Tesis Doctoral. A continuación, se exponen 

brevemente los objetivos específicos para el resto de capítulos: 

• El Capítulo 2 caracteriza los niveles de interconexión de GDFV y, define de 

forma general los requerimientos que debe incluir un sistema de interconexión. 

Dentro de estos requerimientos, se centra detallando en qué consisten los 

requerimientos de protección. También se destaca la diferencia entre la 

protección del generador frente a la protección de interconexión y, de esta 

última frente a la protección de la red de distribución o transporte. El análisis de 

la sincronización entre red y GD y el estudio de isla no deseada es incluido 

también en el capítulo. 

• El Capítulo 3 estudia en detalle los requerimientos de protección de 

interconexión para la GDFV en los tres niveles de tensión previamente 

establecidos (BT, MT, y AT-MAT). Así, se detallan los relés de protección que 

son necesarios. De igual forma, se hace también una revisión de los elementos 

de protección de red que existen en cada uno de los niveles, con el fin de 

diferenciar entre elementos de protección de interconexión frente a elementos 

de protección de red.  

• El Capítulo 4 presenta los fundamentos teóricos acerca de ferroresonancia y 

desequilibrio, al ser causantes, como se concluirá en esta Tesis, del fenómeno 

de disparo intempestivo de la protección PBC (protección de fase abierta relé 

46) en redes de distribución de MT con GDFV. Asimismo, se describirá el 

funcionamiento de dicha protección. 

• El Capítulo 5 presenta, de entre los numerosos casos detectados de disparo 

intempestivo de la protección PBC, tres casos representativos de diferentes 

causas de dicho malfuncionamiento: ferroresonancia, armónicos de secuencia 

negativa y corriente fundamental desequilibrada. 

• El Capítulo 6, conclusiones, sirve para exponer las principales aportaciones de 

la Tesis y la indicación de las futuras líneas de investigación relacionadas con el 

trabajo desarrollado. 

Otra información adicional que sirve de complemento a los capítulos de esta Tesis, 

se presenta en los siguientes anexos: 
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• En el anexo 1 se presentan detalladamente las diversas topologías de redes en 

los distintos niveles de tensión, haciendo especial hincapié en la redes de MT de 

España. También se describe las topologías de EE.UU., centrando la atención 

en el nivel de BT y MT como caso representativo de la normativa IEEE.  

• En el anexo 2 se presenta en detalle el sistema de protección de red europeo 

frente al de EE.UU., como bases representativas a nivel mundial, 

fundamentalmente centralizado en la MT. 

• El anexo 3 describe los tipos de faltas más usuales en la red que ocasionan 

disparos de protecciones de red. 

• El anexo 4 detalla los requerimientos del apoyo de red dinámico para GDFV 

que se adivina como importante de cara al futuro. 

• En el anexo 5 describe detalladamente la respuesta activa de la GDFV frente a 

las perturbaciones de frecuencia de la red de distribución y/o transporte. 

Por último, se indica la bibliografía más relevante consultada para la elaboración del 

presente documento. Este documento concluye con un breve currículum vítae en el que 

se detallan las publicaciones internacionales relacionadas con la Tesis en las que ha 

participado el doctorando 

 

 



CAPÍTULO 2: CARACTERIZACIÓN DE LA INTERCONEXIÓN CON LA RED DE LA GDFV 

9 

  

 

 

 

CAPÍTULO 2 

Caracterización de la interconexión con la red 
de la GDFV 

 

 
2. CARACTERIZACIÓN DE LA INTERCONEXIÓN CON LA RED 

DE LA GDFV 

La relación entre los distribuidores de electricidad con todos los usuarios del sistema 

eléctrico está normalmente reflejada en las normas y procedimientos operativos de las 

distintas compañías. El objetivo es asegurar una generación, transporte y distribución 

eficientes así como regular los derechos y responsabilidades de las entidades presentes 

en el complejo proceso de la distribución de energía. 

En el pasado no existía una cantidad apreciable de GDFV comparado con la potencia 

total instalada, por eso las normas solían pasar por alto a la tecnología FV en sus 

requerimientos. Es a partir de los años 90 cuando se empieza a generalizar su uso, y se 

hace necesaria su armonización. 

Desafortunadamente, el continuo cambio de las tecnologías y los requerimientos 

hacen necesaria una evolución continua que no siempre es acompañada de los cambios 

normativos y legislativos. Por ello un estudio como el de este apartado es útil de cara a: 

• Reducir o solventar controversias entre los operadores de la red y los 

productores de GDFV. 

• Obtener un conocimiento de los requerimientos existentes de cara a los 

fabricantes, para que sean capaces de desarrollar nuevos hardware y software 
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acorde con el estado del arte. 

• Tener un conocimiento general de las distintas operativas y filosofías 

dependiendo de los países y reguladores. 

2.1. Esquemas de interconexión con la red para la GDFV 

En relación con los requerimientos de protección, la GDFV puede ser clasificada en 

dos categorías principales [7,8,24]:  

• Uno o varios inversores FV directamente conectados a la red de BT de 

distribución (Figura 2.1). Esta configuración tras los cambios normativos [6,65] 

se ha impuesto como la más usual en la GDFV en España. 

• Planta FV (0,5–40 MW) formado por numerosos inversores FV conectados 

juntos y distribuidos sobre una superficie de algunos kilómetros cuadrados con 

un punto de conexión común (PCC) individual en la red troncal de distribución 

en MT (Figura 2.2) o en un sistema de transmisión/subtransmisión (Figura 2.3). 

Estas configuraciones están desapareciendo debido a su poca operatividad de 

cara al consumo “just in site”, es decir en el propio lugar de consumo, que 

necesitan las distribuidoras ya que debido a la gran superficie que se necesita y 

el elevado precio del terreno en las zonas urbanas y semiurbanas, se ubican en 

zonas muy despobladas y alejadas de las zonas urbanas o industriales de 

consumo, necesitando de líneas de gran longitud con las consecuentes pérdidas, 

y costo asociado a su instalación y mantenimiento. 
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Figura 2.1.  Esquemas de interconexión con la red de la GDFV en el nivel BT2. 

                                                 
[2]  La nomenclatura de esta figura y siguientes aparece en inglés con el objetivo de ser una copia literal 

de cómo aparecen en los artículos generados en esta Tesis. 
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Figura 2.2.  Esquemas de interconexión con la red de la GDFV en el nivel MT. 
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Figura 2.3.  Esquemas de interconexión con la red de la GDFV en el nivel AT y MAT. 

La interconexión de GDFV en el sistema eléctrico de potencia puede ser realizada en 

baja tensión, media tensión o en alta tensión dependiendo de la potencia de salida 

(Tabla 2.1).  
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Nivel de tensión/tipo de red o 

sistema Tipo de GDFV Máxima capacidad GD exportada
a través del PCC Potencia transmitida 

MT/red distribución secundaria Plantas FVs pequeñas o 
medianas 

400 V: 100-500 kW [17,19,20,66]  
< 50% potencia línea BT  [9,11,17] hasta ≈ 300 kW  

MT/red distribución primaria 
(MT ≤ 34.5 kV) 

Plantas FVs pequeñas, 
medianas o medio-grandes 

10 kV: 2-5 MVA [9,66]

15-20 kV:  5    MVA [7,9,21] 

25 kV:  8.5 MVA [7] 

30-34.5 kV:  8-10 MVA [7,9,66] 

< 50% potencia línea/transformador_  
MT [9,17] 

hasta ≈ 4-16 MVA 

AT/red de subtransporte (red 
AT o red AT en el 
transformador de subestación 
(45 kV ≤ AT ≤ 132 kV) 

Plantas FVs grandes 

66 kV: 15 MVA [9,10]

63-90 kV:  100 MVA [113]  
132 kV:  40[9]-50[110] -260[112] 

MVA 
hasta ≈ 10-40 MVA 

MAT/red transporte 
(MAT ≥ 220 kV) Plantas FVs grandes 220 kV:  250 MW [113] ; >40 MW [9]    

220, 400 kV:  < 5% potencia de cortocircuito de la red [77] 

 

Tabla 2.1.  Reglas generales para la selección del nivel de tensión/tipo de red para el PCC de acuerdo a 
la potencia de la GDFV. 

 

La mayoría de la GDFV de tamaño pequeño están normalmente conectadas en BT 

(Figura 2.1 esquemas 1 y 2). La GDFV de mayor tamaño está conectada a la red de 

distribución en el nivel de MT e incluso a AT (Figura 2.2, esquemas 3 a 6). 

Habitualmente, las plantas FV más pequeñas (Figura 2.1 esquema 3) cuentan con varios 

inversores y sus propios transformadores BT/MT (de ahora en adelante sistema GDFV 

MT). Éstos están conectados a la red de distribución más cercana.  

Las plantas FV de mediana potencia (Figura 2.2, esquema 4), en aras de evitar las 

numerosas pérdidas en BT, se conectan en MT a través de líneas de evacuación 

comunes. Existen diversas topologías para dichas líneas de evacuación: radiales, 

radiales bifurcadas, alimentación-subalimentación o alimentación cerrada. Cada una de 

ellas tiene sus ventajas y sus inconvenientes. 

Las plantas FV de tamaño medio-grande (Figura 2.3, esquema 5) compuestas de 

varias agrupaciones de GDFV MT están conectadas directamente a la barra de MT. 

Las plantas FV de gran potencia (Figura 2.3, esquema 6) normalmente se conectan 

en AT y MAT por lo que necesitan de una subestación propia dedicada para inyectar la 

energía producida. Normalmente además, se suele dar el caso de que estas plantas se 

encuentran en lugares bastante alejados del consumo por las grandes extensiones de 

terreno que necesitan y el precio del terreno. Por tanto, en aras de minimizar pérdidas de 

energía, se recomienda el uso de tensiones cada vez más altas. 
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2.2. Funciones del sistema de interconexión 

El sistema de interconexión se define como el sistema donde la GDFV se conecta 

eléctricamente al sistema eléctrico de potencia de área. Las funciones que pueden ser 

incluidas en el sistema de interconexión son [7]: protección eléctrica ante faltas, 

sincronización, medida, monitorización y especialmente el control de la GDFV 

(funciones que afectan a la conexión/desconexión de la planta y control de la tensión, 

frecuencia y potencia inyectada a la red). Estos requerimientos técnicos pueden ser 

catalogados en tres grupos genéricos:  

• Requerimientos generales: Los relacionados con la sincronización, 

monitorización, puesta a tierra, y regulación de tensión. 

• Requerimientos de calidad de onda: Relacionados principalmente con la 

distorsión armónica en DC y flicker. Un detalle más específico de 

requerimientos puede ser revisado en [67]. 

• Requerimientos de protección. Relacionados con la respuesta de la GDFV en 

condiciones de funcionamiento anormal o en isla. 

2.2.1. Requerimientos generales: Los relacionados con la sincronización, 
monitorización, puesta a tierra, y regulación de tensión. 

La conexión de al menos dos sistemas eléctricos de potencia requiere que ambos 

estén sincronizados antes de ser interconectados en paralelo. Un fallo en la 

sincronización puede ocasionar distorsión en el nivel de tensión que puede ser fatal para 

otros elementos de la red tales como consumidores. También pueden ocasionar disparos 

de protecciones y ocasionar graves daños en el sistema del distribuidor. 

El daño en el instante de la interconexión se debe a la variación brusca en la 

frecuencia y tensión respecto al valor normal previo a ella. La distorsión en el sistema 

eléctrico de potencia se debe a la gran variación de la carga eléctrica ocasionada por la 

deriva de la potencia en el generador. En otras palabras, en el instante de la 

interconexión, el valor de la frecuencia y de la tensión de la GD debe ser el mismo que 

el del sistema eléctrico de potencia del área. 

La magnitud de la distorsión que puede ocasionar la GD está relacionada con el 

tamaño de ésta en relación con el sistema eléctrico de potencia; así los requerimientos 

de sincronización para grandes GDs son mayores que para los pequeños. La frecuencia 

de la potencia generada debe estar en unos márgenes específicos relacionados con el 
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sistema eléctrico de potencia. Estos márgenes, magnitud y fase vienen determinados 

ampliamente en la normativa [7]. 

El proceso de sincronización normalmente es automático, y no manual, para prevenir 

posibles daños a las personas. La frecuencia se ajusta automáticamente con la 

intervención de un comprobador de sincronismo que ajusta la frecuencia de la GD con 

la del sistema eléctrico de potencia. Una vez están cerca los valores, sin ser idénticos, la 

forma de onda de la tensión varía lentamente dentro y fuera de fase. Cuanto más 

pequeña sea la diferencia entre frecuencias más pequeña será la variación de la 

diferencia del ángulo de fase entre ambas señales y más tiempo se encontrarán en la 

ventana de sincronización, que es el periodo de tiempo en el que la fase está dentro de 

un más/menos ángulo de fase requerido. Si la diferencia de frecuencias es grande, no se 

encontrarán en la ventana de sincronización suficientemente para que la conexión se 

haga efectiva y no se producirá la interconexión. 

En general, la GD debe operar en paralelo con el sistema eléctrico de potencia sin 

afectar significativamente la tensión o la frecuencia. Esto podría afectar a la tensión del 

sistema eléctrico de potencia simplemente cambiando el nivel de carga del sistema en 

un punto específico, pero en aras de cumplir lo dispuesto en [1], la GD no debe regular 

o controlar la tensión del sistema eléctrico de potencia salvo casos específicos. 

En cuanto a la medida y monitorización, todas las instalaciones de GDFV cuentan 

con una medida en base a la tarificación de la comercializadora eléctrica de la zona y 

con unas instalaciones de control dependiendo de su tamaño y tecnología. Hay tres 

grupos interesados en estos datos que son: 

• El propietario/explotador de la planta, por el rendimiento económico de la 

inversión. 

• El operador de la planta, desde el punto de vista técnico de eficiencia, 

mantenimiento y reparaciones. 

• El distribuidor eléctrico de la zona por la operación del sistema y en orden de 

prevención de malfuncionamientos y de la normal operación de la red. 

2.2.2. Requerimientos de calidad de onda: Relacionados principalmente con la 
distorsión armónica, DC y flicker 

Uno de los aspectos esenciales en el suministro de energía eléctrica que en los 

últimos años ha incrementado fuertemente la atención tanto de los técnicos como de los 
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consumidores ha sido la calidad de suministro eléctrico. La liberalización del mercado 

eléctrico y el incremento estable de la penetración de la GD de origen renovable, 

favorecida por un marco regulatorio y político propicio [65], son los dos puntos claves 

que han determinado el interés creciente en la calidad de suministro asociada a la 

generación eléctrica de origen renovable [7,64]. 

Por un lado, las aplicaciones modernas de la energía eléctrica son más y más 

sensibles a perturbaciones de calidad de suministro. Tanto los consumidores como los 

operadores del sistema han tomado conciencia de que la fiabilidad y la operación 

eficiente de las redes eléctricas y del equipamiento eléctrico final pueden ser 

garantizadas solo basándose en un elevado nivel de calidad de suministro. Es este 

entorno el que ha propiciado la consideración de la energía eléctrica como un producto, 

a la cual, como cualquier producto hay que exigir una calidad. 

Por otro lado, el efecto de las perturbaciones de calidad de suministro eléctrico 

asociadas a generadores basados en energías renovables debe tenerse en cuenta, en 

particular, en escenarios con una elevada tasa de penetración de la GD de este origen.  

Una mayor integración de instalaciones de generación distribuida en la red puede 

conllevar un deterioro de la calidad de suministro en estas redes. Por tanto, garantizar la 

calidad de suministro asociada a las energías renovables es de crucial importancia para 

el futuro desarrollo del sector. 

Hay numerosas definiciones del término calidad de suministro. No obstante, todas 

ellas llevan asociados dos aspectos esenciales [68]: 

Continuidad de alimentación: disponibilidad de energía y su afectación por 

interrupciones. Existen diferentes índices para su valoración como: TIEPI, NIEPI... 

Calidad de la onda de tensión: la energía eléctrica se suministra a través de un 

sistema trifásico de tensiones. Una perfecta calidad de onda implica que la tensión sea 

equilibrada, puramente sinusoidal con amplitud y frecuencia constante. 

Por tanto, la calidad de onda de tensión está afectada por distorsiones en la forma de 

onda respecto a una onda de tensión sinusoidal ideal. Las distorsiones que modifican la 

amplitud de tensión pueden ser agrupadas en: transitorios, impulsos, fenómenos 

oscilatorios y variaciones de corta o larga duración (interrupciones, huecos de tensión o 

intervalos de sobretensión (dependiendo de la magnitud de la variación). Las 

distorsiones que modifican la forma de onda se agrupan en: offset de continua, 
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armónico, interarmónico, muecas de tensión, ruidos y fluctuaciones de tensión. 

Finalmente existen distorsiones que afectan al desequilibrio de tensión o variación de 

la frecuencia, tales como flicker. Se entiende por flicker [7,69,70] las molestias 

causadas en el ojo humano debido al cambio de brillo en tubos de descarga de 

iluminación (oscilaciones entre 0,5 y 30 Hz) por fluctuaciones apreciables del modulo 

de tensión (<±10%) (cíclicas o aleatorias). La severidad de este fenómeno se evalúa 

utilizando dos índices de flicker uno a corto (Pst) y otro a largo plazo (Plt ). 

2.2.3. Requerimientos de protección. 

2.2.3.1. Protección. Generalidades 

El crecimiento de los sistemas eléctricos fue generando unas necesidades auxiliares, 

entre las cuales se incluyen los sistemas de protección. Algunas de las faltas que activan 

dichas protecciones se pueden consultar en el anexo 3. La clasificación de los sistemas 

de protección que fija sus etapas de evolución es la siguiente [71,72]. 

2.2.3.1.1. Sistemas de protección directos 

Son todos aquellos sistemas en los cuales el elemento de medida es, el mismo 

que el de corte (o está incorporado en él) y la magnitud que hay que controlar, 

normalmente la intensidad, se aplica a la protección sin ningún tipo de 

transformación. Entre estos sistemas están los siguientes: 

• Fusibles: 

Es el método de protección más antiguo de todos los utilizados. Se basa en el 

incremento de temperatura que sufre un conductor al ser atravesado por una 

intensidad. Se calibran de forma que el conductor se funde cuando es atravesado 

por una intensidad prefijada, interrumpiendo el circuito. Los fusibles son 

económicos y son capaces de eliminar elevadas corrientes de cortocircuito en 

tiempos inferiores a los 5 ms. No obstante, posee desventajas como poca 

precisión, envejecimiento, etc. que hacen que en la actualidad su uso quede 

restringido a circuitos de baja tensión y a derivaciones de líneas y equipos de 

pequeña potencia de la red. 

• Relés directos: 

Al igual que los fusibles, protegen contra cortocircuitos. Consisten en una bobina 

en serie con la entrada del elemento de protección, y que por tanto, está recorrida 
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por la intensidad a controlar. En el momento que, por incremento de la 

intensidad, aumenta la fuerza del campo electromagnético generado en la bobina 

y supere la de un muelle antagonista que tiene el aparato, se produce el disparo 

(desconexión) del elemento de protección o se desenclava un sistema de relojería 

que produce este disparo con un cierto retraso, según el modelo del relé que se 

trate. 

2.2.3.1.2. Sistemas de protección indirectos 

Son aquellos en los que las magnitudes que hay que controlar (tensión, 

intensidad, temperatura) se transforman en valores normalizados antes de 

inyectarse al relé de protección. En general estos sistemas son más costosos que 

los directos, al requerir además de la protección propiamente dicha, de 

transductores y elementos de corte. Sin embargo, con su aparición el concepto de 

protección alcanza su plenitud. Los principales tipos son: 

• Sistemas electromagnéticos: 

La información suministrada a los relés en forma de intensidad o tensión es 

transformada por éstos en una fuerza capaz de cerrar unos contactos que 

establecen la continuidad en el circuito de disparo. Según su construcción, los 

podemos clasificar en: 

▫ Émbolo o armadura articulada. 

▫ Disco de inducción. 

▫ Copa o cilindro de inducción. 

• Sistemas de bobina móvil: 

Ocupan una posición intermedia entre los equipos electromagnéticos y los 

electrónicos. Poseen algunos elementos electrónicos tales como diodos, 

resistencias y condensadores, pero la medida se efectúa aun 

electromagnéticamente por medio de un dispositivo de medida polarizado de 

cuadro móvil. Este sistema mide por integración los valores medios de la 

magnitud de entrada. La rapidez de este sistema es superior al electromagnético, 

y su consumo y tamaño son inferiores. 

• Sistemas de electrónica convencional: 

Este sistema mide por integración los valores instantáneos de la magnitud de 
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entrada. La aplicación de la electrónica al campo de los sistemas de protección 

ha permitido desarrollar una nueva gama de tipos de protección, así como 

mejorar sus características de funcionamiento, tanto en precisión como en 

rapidez como asimismo en fiabilidad y duración. Otra novedad es la 

construcción modular de los equipos, lo que ha permitido reducir el volumen y 

simplificar el diseño al existir módulos de funciones específicas que se pueden 

utilizar para diversos tipos de protección. 

• Sistemas electrónicos digitalizados: 

Con la aparición de los primeros microprocesadores, a finales de los años 

sesenta, los fabricantes de protecciones comenzaron a diseñar sistemas basados 

en microprocesadores y a aprovechar los desarrollos en tecnología de 

comunicaciones por fibra óptica que transmiten gran cantidad de información a 

alta velocidad. 

La diferencia fundamental entre las protecciones digitalizadas y las electrónicas es 

que las segundas realizan las medidas de manera analógica, mientras que las digitales la 

realizan por medio de unos algoritmos que operan con los valores instantáneos de la 

señal de entrada. Para ello es necesario disponer de una unidad que realice un muestreo 

de esta señal y de un convertidor analógico-digital. 

Las principales ventajas que presenta la introducción de los microprocesadores en 

estos sistemas son: 

• Facilidad para incorporar autodiagnósticos y funciones automáticas de 

inspección, lo cual presenta una gran mejora en la fiabilidad y la seguridad. La 

supervisión continua permite la verificación de los circuitos de la CPU (Central 

Processing Unit o unidad central de proceso), memorias, dispositivos de ajuste 

y elementos de entrada y salida. 

• Mejora de características. La complejidad de los sistemas eléctricos requiere 

unas sofisticadas características en los equipos de protección que implican una 

gran cantidad de hardware cuando se utilizan relés convencionales y en el caso 

de relés digitales, la consecución de una característica determinada es sólo 

problema de software. 

• Mejora de la flexibilidad y la aplicación. En los relés de protección digitales las 

funciones del relé son realizadas en la medida de lo posible por software, y por 
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tanto se pueden normalizar varios tipos de relés que tengan idéntico hardware. 

• Reducción del conexionado entre equipos. La utilización de microprocesadores 

posibilita la realización de sistemas jerarquizados en las que las tradicionales 

uniones entre equipos que precisan un conductor para cada una de las señales, 

se sustituyen por comunicaciones en serie en las que un solo par de conductores 

pueden transmitir la totalidad de la información. 

2.2.3.2. Requerimientos relacionados con la respuesta de la GDFV en 
condiciones de funcionamiento anormal o en isla 

Uno de los problemas más importantes encontrados en la GDFV es la potencial 

formación de islas que pueden mantener la energización incluso en faltas del sistema 

eléctrico de potencia. Hay una gran diversidad de métodos, que normalmente se 

clasifican en [73,74- 75]: 

• Pasivos: 

Este tipo radica fundamentalmente en los inversores y esta basado en la 

monitorización de ciertos parámetros característicos en el PCC. El método anti-

isla desconecta el inversor de la red a la que esta conectada cuando el parámetro 

de seguimiento se sale de los márgenes determinados en el tarado previo. Los 

principales son [73]:  

▫ OVP/UVP (Over Voltage Protection / Under Voltage 

Protection): controla el valor de la tensión en el PCC. 

▫ OFP/UFP (Over Frequency Protection / Under Frequency 

Protection): controla la frecuencia de la señal en el PCC 

comparándola con el valor determinado. 

▫ Detección de distorsión: controla el indicador THD (Total 

Harmonic Distortion o distorsión armónica total) en el PCC y la 

compara con los rangos del tarado. 

▫ Salto de fase: controla si se ha producido un salto de fase en 

cada ciclo del ángulo entre tensión y corriente en el PCC.  

• Activos: 

Los métodos activos también residen en el inversor como los anteriores, pero 

introducen cambios o distorsiones deliberadas en la salida de corriente alterna 
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(AC). Ciertos parámetros son monitorizados en el PCC para detectar si la 

GDFV funciona en isla o conectada a la red. Si la inestabilidad introducida por 

el inversor FV afecta a la red AC en mayor grado que el determinado las 

protecciones de tensión y/o frecuencia, se desconecta la generación del sistema. 

La respuesta de este método es más rápida y efectiva que la de los métodos 

pasivos, reduciendo la zona de no detección (NDZ, No Detection Zone), en la 

cual la planta sigue energizando a pesar de la desconexión de la red del sistema 

eléctrico de potencia. Esta NDZ depende de las cargas locales, si la potencia 

consumida por estas cargas es similar a la energía generada mayor es el riesgo 

de isla, al igual que cuando la frecuencia resonante de la carga local se acerca a 

la frecuencia del sistema eléctrico de potencia. 

Los más usados son [73]: 

▫ Medida de impedancias: introduce cambios en la corriente 

inyectada para comprobar la variación de la tensión en el PCC. 

▫ Desplazamiento de frecuencia anexado: el ángulo de referencia 

entre tensión y corriente en el PCC esta programado como una 

función de la frecuencia/tensión del ciclo inmediatamente 

anterior. 

▫ Desplazamiento de frecuencia activo: introduce una corriente 

con una frecuencia ligeramente superior que la de la tensión en 

el PCC. 

▫ Desplazamiento de frecuencia Sandia: similar a la anterior, pero 

utiliza una formula diferente para generar la frecuencia de la 

corriente. 

▫ Desplazamiento de tensión: este método aplica un feedback a la 

tensión del PCC, dando lugar a una corriente proporcional al 

valor del tensión.  

▫ Salto de fase: origina saltos de fase cada cierto número de ciclos 

y examina que la señal de tensión refleja. 

▫ Desplazamiento de fase automático: introduce un retraso 

permanente entre tensión y corriente cada 10 ciclos. 

▫ Variación de potencia reactiva: basado en el cambio permanente 

de la energía inyectada en el sistema eléctrico de potencia.  
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▫ Sistemas complejos: sistema complejos que usan diversos 

métodos tales como OVP/UVP, OFP/UFP y medida de 

impedancias, dependiendo de distintos marcadores evalúan la 

desconexión. 

• Otros sistemas basados en sistemas de telecomunicación. 

2.3. Protección del generador frente a la protección de interconexión. 

La protección de la interconexión proporciona la protección eléctrica que permite a 

la GDFV operar de forma segura en paralelo con el sistema eléctrico de potencia de la 

compañía distribuidora. Su funcionalidad es triple:  

• Detección de pérdida de red (LOM, Loss of mains) [7]. 

• Protección del sistema eléctrico de potencia de la compañía frente al daño 

causado por la corriente de falta suministrada por la GDFV en las faltas del 

sistema eléctrico de potencia de la compañía. 

• Protección del sistema eléctrico de potencia de la compañía pero en casos de 

cierres de línea en modo automático. 

Por todo ello la protección de la interconexión debe operar en cortocircuitos, 

sobrecargas, subtensiones y sobretensiones, subfrecuencias y sobrefrecuencias y debe 

prevenir el cierre fuera de fase y la alimentación de una línea en desconexión de la 

GDFV. 

La estructura de protección de interconexión y los ajustes asociados varían 

ampliamente dependiendo de factores tales como: tipo y tamaño de la GDFV, PCC del 

sistema eléctrico de potencia (nivel de tensión), configuración del transformador de 

interconexión y esquema general de protección de la red. En general, el nivel de 

potencia es más importante que el tipo de GD [7].  

Los requerimientos de protección de interconexión para GD, y particularmente para 

plantas FV de pequeña o mediana potencia, están establecidos por los operadores de la 

redes de distribución (DG [9101112- 13] ó GDFV [14]) y reglamentos o normas estatales (GD 

[7,15161718192021- 22] ó GDFV [24252627282930- 31]). Para plantas FV de gran tamaño (en el rango de 5 a 20 

MVA) los requerimientos de interconexión están integrados en la protección del sistema 

de transmisión de la compañía (GDFV [313233- 34] o GD [767778798081- 82]). 

Los requerimientos de protección de interconexión deben cumplirse en el PCC, 
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aunque los dispositivos usados para cumplir estos requerimientos puedan estar 

localizados físicamente en otro lugar [7,25]. Por ejemplo en inversores FV, estas 

funciones de protección están incluidas dentro del software/hardware de control. La 

mayoría de los operadores de la redes de distribución requieren que las protecciones 

estén localizadas en el PCC (Figura 2.1 a 2.3). 

La protección del generador está normalmente instalada en el lado particular del PCC 

(Figura 2.1). Esta protección protege de faltas internas, condiciones de operación 

anormales (por ejemplo corrientes desequilibradas), y al daño de la GDFV frente a la 

reconexión del sistema eléctrico de potencia si la coordinación de reenganche no es 

alcanzada. 

Tanto la legislación como los operadores de la redes de distribución dejan la 

responsabilidad a los propietarios de la GDFV para seleccionar la protección que ellos 

consideran adecuada con el objetivo de proteger su inversión financiera [83]. Sin 

embargo últimamente la tendencia de los operadores es obligar la instalación de 

protecciones, en muchos casos redundantes mediante procedimientos específicos. 

La protección de la red de distribución puede ser necesaria para el cumplimiento de 

otros códigos y normas tanto estatales como de compañía distribuidora. 

2.4. Protección eléctrica para la interconexión con la red de la GDFV 

Los requerimientos de protección eléctrica están fundamentalmente destinados hacia 

la protección del sistema eléctrico potencia de forma que su equipamiento no sea 

dañado por la GDFV y el personal encargado del mantenimiento y explotación no esté 

sometido a riesgos de seguridad laboral [7]. Estos requerimientos se centran en: 

• Comportamiento de la GDFV bajo faltas en el sistema eléctrico de potencia de 

área. 

• Coordinación entre las prácticas de reenganche del operador de la red de 

distribución y la GDFV. 

• Reconexión de la GDFV al sistema eléctrico de potencia de área. 

2.4.1. Detección de faltas en el sistema eléctrico de potencia de área y 
aislamiento de la GDFV 

El sistema de interconexión de la GDFV debe detectar y responder a faltas o 

condiciones subsiguientes anormales, potencialmente peligrosas, (por ejemplo 
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funcionamiento en isla no deseado), que ocurran en el sistema eléctrico de potencia de 

área. Este sistema tiene principalmente dos métodos para detectar las condiciones 

previas. Ambos métodos se basan en el hecho de que una falta reduce o desequilibra la 

impedancia del sistema aparente.  

En el primer método, la reducción de impedancia es indicada por una sobreintensidad 

en el PCC (detección local) o en cualquier otro punto (detección remota). El objetivo de 

protección para este método es la detección retroalimentada de la falta.  

Para el segundo método, sin embargo, la reducción de la impedancia se muestra 

mediante una disminución del nivel de tensión en el PCC. El objetivo para este otro 

método es la detección LOM.  

Existen otros métodos que combinan sobreintensidad restringida por tensión o 

sobreintensidad controlada por tensión son menos usuales que los anteriores. 

Los métodos de detección de faltas del sistema eléctrico de potencia de área que usan 

principios de sobreintensidad no son efectivos para GDFV debido a su incapacidad para 

producir o sostener su contribución a la corriente de falta de manera significativa 

durante las condiciones de falta del sistema eléctrico de potencia de área 

[30,35,36,38,43,46,48,84]. Solo los inversores autoconmutados pueden suministrar una 

corriente de falta constante durante un tiempo lo suficientemente extenso, pero su nivel 

(1,2-1, 5 veces la corriente asignada) es insuficiente para hacer disparar la protección de 

sobreintensidad.  

Por lo tanto, los medios primarios para detectar faltas del sistema eléctrico de 

potencia de área o las condiciones anormales de operación con GDFV deben basarse en 

métodos LOM pasivos, es decir detección de la falta basada en tensión (relés 

sub/sobretensión 27/59 y relés sub/sobrefrecuencia 81).  

Consecuentemente, la mayoría de los reglamentos estatales y normas de GDFV 

[9,20,24,25,27,29,34] fijan que cuando ocurre una falta o una condición de isla no 

deseada subsiguiente que origina una variación más allá de los límites para los 

parámetros monitorizados de la GDFV (Tabla 2.2), el sistema de interconexión deberá 

desconectar la planta del sistema. Este requerimiento es usual también para el resto de 

tecnologías GD distintas de la generación FV (Tabla 2.3) [7891011- 12,15,1718192021- 22,76,79]. Sin 

embargo, en caso de que falta no cause una variación significativa de la tensión o la 

frecuencia en el PCC, no es obligatoria la desconexión de la GDFV. 
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El objetivo primario de la protección de subtensión rápida es detectar faltas severas 

mientras que el de los relés de sobretensión/subtensión y frecuencia es detectar 

comportamientos de entrada en modo “isla” no intencionados.  

Por otro lado, el objetivo de la protección retardada es evitar disparar durante 

perturbaciones de corta duración para que la GDFV mantenga la energización del 

sistema en zonas de gran penetración de este tipo de generación y así evitar cortes de 

suministro que afecten a la calidad de suministro de los clientes. 

Los puntos de ajuste de frecuencia y tensión al igual que los tiempos de desconexión 

de GD y GDFV difieren significativamente en las Tablas 2.2 y 2.3 ya que cada operador 

de la red de distribución o transporte debe acomodarse a las características específicas 

del sistema eléctrico de potencia de su área.  

No obstante, para GDFV conectada a las redes de BT o MT, el ajuste general del 

tiempo de desconexión de 0.3 s (Tabla 2.2) es el idóneo para evitar la entrada en modo 

isla, mediante su detección previa, así como la desconexión rápida de la GDFV en MT 

antes del reenganche rápido (a unos 0.3 s desde el inicio de la falta). 

Además, la duración de los huecos debido a faltas en alimentadores próximos (0.15 

s) con relés de sobreintensidad instantáneos de fase (50), no genera disparos molestos. 

Los tiempos de desconexión rápidos pueden incrementar los disparos molestos si se 

usan relés de sobrecorriente (51) estando la estabilidad del sistema eléctrico de potencia 

en riesgo. En el nivel de AT-MAT, un ajuste menos sensible, esto es un tiempo de 

desconexión de 2.5 (1.5) s para la protección de interconexión (unidad de generación 

FV) (Tabla 2.2, Figura 3.5) es sugerido con el objetivo de mantener la capacidad de 

generación de generación distribuida FV en operación durante perturbaciones críticas 

(huecos de tensión debido a faltas eliminadas por un relé 51) que no amenacen la 

estabilidad del sistema eléctrico de potencia de área. 

Para la detección específica de faltas a tierra, la configuración del bobinado del 

transformador que conecta la GDFV al sistema eléctrico de potencia es la que determina 

los medios que pueden ser usados. Si se cuenta con transformadores de interconexión 

con los primarios en modo flotante (delta a tierra- estrella o estrella flotante-delta), estos 

no contribuyen a las faltas a tierra de manera directa así que se requiere el uso 

transformadores de tensión primarios para detectar una falta a tierra del sistema 

eléctrico de potencia, por ejemplo un relé de sub/sobre tensión de secuencia cero o 

neutro (27G/59G).  
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Si se tiene transformadores de interconexión con los primarios conectados a tierra, 

éstos sólo originan una corriente de falta a tierra en el sistema eléctrico de potencia de 

área si hay una fuente de tierra conectada al lado de la GDFV del transformador. En este 

caso una detección en sentido inverso de falta de bajo nivel es aplicable a la GDFV 

usando un relé de sobreintensidad temporizado de tierra (51N) o un relé de 

sobreintensidad direccional de tierra (67N).  
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 IEC 61727 [27] EN 50438 [25] Norma Endesa 
BT[14] 

Real Decreto 
1663/2000[29] IEEE 929 [24] 

Guías técnicas alemanas 
MT(AT)[30,34] (sin 

provisión serv. aux.) 

Guías técnicas alemanas MT(AT)[30,34] (con 
provisión serv. aux.) Requerimientos de 

protección del sistema 
eléctrico peninsular [127] 

Ajustes recomendados 

 

Protección 
interconexión 

 
         Protección GDFV 

Límite 
potencia < 10 kVA (BT) < 11 kVA (BT) < 100 kVA (BT) < 100 kVA (BT) < No definido    

 

Nivel 
tensión BT BT BT BT < No definido 10 kV [c] ≤ MT ≤ 30 kV 

60 kV ≤ AT ≤ 110 kV 
10 kV [c] ≤ MT ≤ 30 kV 
60 kV ≤ AT ≤110 kV MAT 

 Umbral tD
[a]

 
(s) Umbral tD

[a]
 (s) Umbral tD

[a]
 

(s) Umbral tD
[a]

 
(s) Umbral tD

[a]
 

(s) Umbral tD
[a]

 
(s) Umbral tD

[a]
 

(s) Umbral tD
[a]

 (s) Umbral tD
[a]

 (s) Umbral tD
[a]

 (s) 
 

BT 

    V 

[b]<85% 
110 %<V [b] 
 
    f [b]< 94% 
104 %<f [b] 

0 
0 
 
0 
0 

        V<85%   
115%<V 
 
          f<94% 
102%<f 

0.20 
1.50 
 
0.50 
0.50 

       V<85% 
110%<V 
 
         
f<96% 
102%<f 

0.50 
0.50 
 
3.00 
1.00 

        V<85% 
110%<V 
 
          f<98% 
102%<f 

                V<50% 
     50% ≤V<88% 
    110%<V≤137% 
    137%<V 
 
 
 
                f<98.8% 
 100.8%<f 

0.10 
2.00 
2.00 
0.33 
 
 
 
0.10 
0.10 

   

V<85%;   110%<V 
f<99%;    101%<f 

0.30 
0.30 

 

MT                V<45% 
 
   45%≤V<80% 
  
 115%<V [d] 
 
             f<95% 

  103%<f 

0.30/ 
0.00 

[e] 
1.00/ 
0.30 

[e] 
0.10 
 
0.10 
0.10 

           V<80% 
108%<V≤115
% 
115%<V 

2.70 
60 
0.10 

            V<45%   
  45%≤V<80% 
120%<V 
 
 
            f<95% 

103%<f 

0.30 
1.5-2.4 [g] 
0.10 
 
 
0.10 
0.10 

AT 

 

   

Protección 
Interconexión 
(A) 

Protección de la 
GDFV 
(B) 

(A) (B) 

                
             V<80%   
115%<V 
 
 

                 
            V<80% 
120%<V 
             f<95% 
 105%<f 

 
2.50 
0.10 
 
 

 
1.50 
0.10 
0.10 
0.10 MAT 

              V<30% 
     30%≤V≤70% 
     70%≤V≤80% 
   115%≤V≤140% 
   140%<V 
       f< no definida% 
102%<f 

0.50 
3.00 
 
 
0.00 
 
 

Anotación 
[a]  Tiempo de desconexión 
[b]  Acorde con EN 50160 

[c]  El valor medio típico 

[d] 106, 108 o 110 en lugar del 115% (p. ej. 108%Un con 20 s)
[e]  Con reenganche automático 
[g]    Tiempos de respuesta marcados por el operador de red. ¼ de las unidades de generación en AT deben desconectar después de 1.5 s y otras ¼ después 
de 1.8 s, 2.1s y 2.4s, respectivamente 

 

Tabla 2.2.  Respuesta de la GDFV a frecuencias y tensiones anormales en el nivel de BT, MT y AT-MAT. 
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 Orden 5/9/1985 [17] IEEE 1547-2 [7] Norma Enel [11,12] ER G59/2-1 [21] Norma 
Iberdrola [5] 

Norma 
Endesa [9] 

Límite 
potencia 

≤ 100 kVA (BT) [e] 
≤ 10 MVA (MT)      ≤ 10 MVA (MT)      < 50 kW (BT)     ≤5 MW (MT, AT)  < 100 kVA (BT) 

 ≤ 15 MVA (AT) 

     < 100 kVA (BT) 
     ≤ 8 MVA (MT) 
     ≤ 40 MVA (AT) 
     > 40 MVA (MAT)  

Nivel Tensión BT 
11kV[k]≤MT≤ 30kV 4 kV[k] ≤ MT< 34.5 kV BT 

8.4 kV [k] ≤MT≤ 30 kV 
6.6 [k] kV ≤MT≤ 20 kV  
AT = 132 kV 

BT 
11[k]≤ MT≤30kV 
AT ≤ 66 kV 

BT
11 kV [k] ≤ MT ≤ 30 kV 
 45 kV ≤ AT  ≤ 132 kV 
MAT = 220 kV 

 Umbral tD
[a]

 (s) Umbral tD
[a]

 (s) Umbral tD
[a]

 (s) Umbral tD
[a]

 (s) Umbral tD
[a]

 (s) Umbral tD
[a]

 (s) 

BT 
         V<85% 
110%<
 
 
          f<98% 
102%<f 

0.50 
0.50 
 
 
0.50 
0.50 

           V<50% 
  50%≤V<88% 
110%<V≤120% 
120%<V 
 
 
          f [j]<98.8% 
100.8%<f [j]  
 
        f [b]< 95.0% 
100.8%<f [b] 

0.16[g] 

2.00[g] 
1.00[g] 

0.16[g] 
 
 
0.16 
0.16 
 
0.16 
0.16 

            V<80% 
 120%<V 
 
       f< 98/99.4% 
100.6/102%<f 

0.10 
0.20 
 
0.10 
0.10 

           V<90% 
110%<V 
            f<94% 
   94%≤f<95% 
103%<f≤104% 
104%<f

0.50 [h] 
0.50 [h] 
0.50 [h] 
20 [h] 
90 [h] 
0.50 [h] 

 V< 85% 
 
 
 
110%<V 
 
            
    f<98% 
102%<f 

0.50[c]; 
0.60[d] 

 
 
0.50[c]; 
0.60[d] 
 
0.20 
0.20 

   V<85% 
 
110%<V 
 
 
 
     f<98%  
 
 
102%<f 
 

0.1-1 [d,e], 0 [c] 
 
0.1-1 [d,e], 0 [c] 
 
 
 
0 [d,e], no definida [c]

 
0 [d,e],no definida [c]

MT 

              V<95% 
  105%<V 
 
           f<100.2% 
99.8%<f 

0.10 
0.10 
 
0.10 
0.10 

            V<90% 
 110%<V 
            f<94% 
   94%≤f<95% 
 103%<f≤104% 
 104%<f 

1.00 [j] 
1.00 [j] 
1.00 [j] 
20 
90 
1.00 [j] 

AT 

 

 

 

             V<90% 
  110%<V 
             f<94% 
    94%≤f<95% 
  103%<f≤104% 
  104%<f 

6.00 
6.00 
6.00 
20 
90 
6.00 

MAT   

 Anotación: 

[a] Tiempo de desconexión 
[b]  GD > 30 kW  
[c]  BT 
[d]  MT 
[e]  Nivel requerido por el RD  1663/2000 [29] 

[g] Tiempo max. desconex. (GD ≤ 30 kW);  Tiempo de desconex. por defecto
 ( GD > 30 kW) 
[h]  DG < 150 kVA 
[j]  De acuerdo con ER G47 
[k]  El valor típico mas bajo 

Tabla 2.3.  Respuesta de la GD a frecuencias y tensiones anormales en el nivel de BT, MT y AT-MAT. 
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2.4.2. Coordinación entre las prácticas de cierre del operador de la red de 
distribución y la GDFV 

La fiabilidad de la alimentación eléctrica en las redes primarias de distribución aérea, 

operada radialmente, se mejora mediante el cierre del dispositivo que interrumpe las 

faltas que duran un intervalo muy corto, más conocido como renganche rápido. 

La mayoría de las faltas son temporales (avifauna, ramas de arbolado, etc.) de ahí la 

importancia del reenganche ya que afecta en gran medida a la fiabilidad de las 

compañías distribuidoras [7]. El tiempo de restauración de la alimentación es crucial en 

el sistema eléctrico de potencia dependiendo en gran medida de su topología [85].  

Algunos operadores de las redes de distribución emplean también el cierre en líneas 

subterráneas [13] pero no es habitual ya que posee un elevado coste y unas limitadas 

funcionalidades en este tipo de líneas.  

El relé de reenganche (79), usado para los renganche, puede controlar el interruptor 

de la subestación o los seccionamientos de línea (Figura 2.2). Los prácticas de 

reenganche de los operadores varían ampliamente [86]. Por ejemplo algunos operadores 

de las redes de distribución usan un cierre únicamente (temporizaciones de 0.3 a 15 s 

aproximadamente), mientras que otros usan hasta tres reenganches subsiguientes de 

intervalos de tiempo variables (periodo de 1 a 3 minutos aproximadamente).  

El reenganche automático del circuito de sistema eléctrico de potencia de área al cual 

está conectada la GDFV pueden originar dos problemas principales [35,8788- 89]: 

•  El primer problema es que el intento de cierre automático pueda fallar como 

resultado de la alimentación de la falta desde la GDFV.  

• El segundo problema es que debido al desequilibrio de potencia activa, pueda 

ocurrir un cambio de frecuencia en la parte aislada de la red. En este caso, un 

intento de cierre del relé podría acoplar dos sistemas de operación asíncronos, 

algo inaceptable tanto para la GDFV como para el equipamiento de protección 

de la red del sistema eléctrico de potencia causado por el cierre fuera de fase 

[7,90].  

Hay varias soluciones posibles para resolver los dos problemas anteriores. 

Generalmente, la desconexión de la GDFV del circuito del sistema eléctrico de potencia 

de área, por medio de la protección LOM, es obligatoria previamente al primer intento 

de cierre del circuito del sistema eléctrico de potencia de área [789- 10,15,17]. Sin 
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embargo, este requerimiento no siempre se cumple por los operadores de las redes de 

distribución [13].  

Debido a las actividades de reenganche, se necesitan ajustes de protección LOM más 

sensibles [30,34,37]. Cuanto más rápido ocurre el reenganche, la posibilidad que el 

intento de cierre no sea exitoso con la GDFV es mayor. Así, el operador de la red de 

distribución puede retrasar, e incluso bloquear, el intento de reenganche desde el usual 

0.3 s a 1 minuto [7,21,35,37,49,89]. Sin embargo ninguna de estas medidas garantiza la 

correcta operación de la protección LOM en todos los caso [91].  

Cuando la desconexión de la GDFV no se puede obtener usando enfoques de 

medidas locales, se garantiza el cierre de la línea mediante un canal de comunicación 

entre la subestación y la GDFV para transferir el disparo a la unidad de generación 

(disparo transferido) que asegura un reenganche rápido [17] (0.3s) [9,10]. Sin embargo, 

muchos operadores de las redes de distribución no están dispuestos a cambiar sus 

procedimientos de cierre que requieren la inclusión un relé de comprobación de 

sincronismo (25) y un relé permisivo de subtensión (27) para supervisar el reenganche.  

Finalmente, la GDFV podría ser controlada para reducir su corriente ‘casi a cero’ 

mientras la línea es desconectada, permitiendo esto que el arco eléctrico de falta se 

extinguiese [87]. 

2.4.3. Reconexión de la GDFV al sistema eléctrico de potencia de la compañía  

La protección de interconexión de la GDFV debe prevenir la energización del 

sistema eléctrico de potencia de la compañía hasta que su frecuencia y/o tensión sea 

mantenida en rangos normales durante un tiempo de retraso (Tablas 2.4 y 2.5). Esto es 

necesario para proteger:  

• El equipamiento del sistema eléctrico de potencia de la compañía durante las 

actividades de restauración de la línea, después de una falta o perturbación del 

sistema eléctrico de potencia la compañía;  

• El personal del operador de explotación de red de distribución durante el 

mantenimiento de las líneas. 

La respuesta de reconexión de la GDFV tiene que estar coordinada con las prácticas 

de cierre del sistema de potencia local. Además, el tiempo de cierre debe ser 

incrementado cuando es necesaria la resincronización de la GDFV antes de su 

reconexión [27].  



“Contribución al desarrollo tecnológico de la interconexión de plantas fotovoltaicas con redes de distribución” 

32 

En el nivel de BT, la actividades de reenganche de líneas no son usuales; por ello un 

ajuste de retraso bajo de 1 min ser el valor habitual (Tabla 2.5). En el nivel de MT, sin 

embargo, la coordinación de cierre de las diferentes topologías de líneas, esto es radial, 

lazo, etc. ya no es tan evidente y debe ser analizada con más detalle [13]. 

Adicionalmente, la GDFV debe permanecer aislada del sistema de potencia eléctrico 

de la compañía hasta que el reenganche automático del interruptor se haya reseteado. 

Un ajuste de retraso de tiempo de 3 min es aconsejable (Tabla 2.5) [7].  

En el nivel de AT-MAT, no siempre es necesaria, en condiciones de falta del sistema 

eléctrico de potencia de área, la desconexión de la GDFV de la red, por lo que no es 

interesante de cara a este estudio. 
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 Orden 5/9/1985 [17] IEEE 1547-2 [7] Norma Iberdrola [10] Norma Endesa [9] 

BT/MT 

85%<V<115% 
 
Tiempo de retardo 
> 3 min 

88, 92[a]%<V<106% 
 
98.8%<f<100.8% 
Tiempo de retardo ajustable 
< 5 min 

85%<V 
 
Tiempo de retardo 
> 3 min 

85%<V 
 
Tiempo de retardo 
> 3 min 

Anotación: [a] > 600 V  

 

Tabla 2.4.  Ventana de tensión y frecuencia y retraso de tiempo para la reconexión de la GD. 

 

 IEC 61727[27]  EN 50438[25]  Norma Endesa[9] RD 1663/2000[29]  IEEE 929[]24  Ajustes 
recomendados 

BT 

90%<V [b]<110% 
99%<f [a] <101% 
Tiempo ajustable 
de retardo entre 
30s y 3 min 

85%<V<115% 
94%<f<102% 
 
Tiempo de retardo  
> 20 s 

85%<V<110% 
98%<f<102% 
 
Tiempo de retardo 
> 3 min 

85%<V<110% 
98% <f<102% 
 
Tiempo de retardo  
= 0 s 

 
 
88%<V<110% 
98.8%<f<100.8% 
 
Tiempo de retardo  
> 5 min 

110%<V<85% 
 
Tiempo de retardo  
< 1min 

MT     

110%<V<85% 
101%<f<99% 
Tiempo de retardo   
> 3min 

Anotación:  [a] de acuerdo con EN 50160 
 

Tabla 2.5.  Ventana de tensión y frecuencia y retraso de tiempo para la reconexión de la GDFV. 
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2.5. Funcionamiento en modo isla 

En casi todos los países, la operación en isla no intencionada de la GD no está 

permitida por razones de seguridad de las personas (personal de explotación) [50,92] y 

también debido a motivos de fiabilidad a pesar de sus beneficios potenciales [93,94].  

Los métodos más antiguos para la detección del funcionamiento en isla, esto es 

métodos de detección LOM pasivos [3536- 37,47] pueden fallar en los alrededores del 

equilibrio producción-consumo de un sistema eléctrico de potencia local alimentado por 

la GDFV después de una falta [24,95,96]. Así, una vez analizada la probabilidad de 

condiciones de carga-generación equilibrada para diferentes niveles de penetración FV 

en un sistema eléctrico de potencia local, se concluye que es máxima a niveles de 

penetración entre 1 y 2 [7,97].  

Sin embargo, esta probabilidad es insignificante para niveles por debajo de 0,35-0,50 

de la carga mínima en condiciones equilibradas de larga duración (5 o más s). Debido a 

esta preocupación por parte de las distribuidoras, la detección del funcionamiento en 

isla ha sido extensamente estudiada para inversores FV conectados a redes secundarias 

de distribución postergando métodos activos residentes en el inversor FV y métodos 

basados en comunicación, ambos de mayor sensibilidad  [7,35363738- 39,47,95].  

A pesar de sus puntos débiles, los métodos de detección LOM pasivos han sido los 

más utilizados en la mayoría de países debido a su bajo coste y a que no son intrusivos 

[22,97,98,99]. Actualmente, algunos países encuentran sin embargo los métodos activos 

más apropiados [10,18,21,22], tales como medida de impedancias, variaciones de 

tensión o frecuencias, etc. con unos valores para la desconexión de entre 1,66 a 5 s 

[7,15,18,24,26].  

Estos nuevos requerimientos están ahora siendo armonizados tanto cómo es posible 

en normas internacionales [25,28]. Los métodos basados en comunicación para la 

desconexión externa del sistema de interconexión están también siendo implementados, 

especialmente en el nivel de MT [7,47,100,101]. 

2.5.1. Islas Intencionadas 

Recientemente ha surgido un nuevo concepto, que es el del funcionamiento en modo 

isla de intencionada [102]. Las ventajas que conlleva son una reducción del tiempo de 

desconexión y el número de faltas lo que mejora los índices relacionados con 

interrupciones (NIEPI y NIEPI en la legislación española [68]). No obstante el estudio 
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económico llevado a cabo por el gobierno del Reino Unido demuestra que 

económicamente, a nivel de GD, no es rentable para los promotores debido a los altos 

costos de las protecciones asociadas [102]. Este coste económico se puede sufragar en 

parte por los servicios auxiliares que se pueden prestar y que se detallarán más adelante. 

Los beneficios de las islas intencionadas dependen mucho de los agentes implicados 

en el proceso [102]: 

• Varias categorías de clientes finales: generales, industrias, rurales, etc. 

• Suministradores. 

• Operador de la red de transporte. 

• Operador de la red de distribución. 

• Generadores. 

• Generación distribuida. 

• Fabricantes de equipamiento y aparellaje. 

La isla intencionada implica el uso de GD para aguantar los valores de la carga del 

sistema eléctrico de potencia, de manera parcial al menos, cuando exista una falta en 

éste y la habilidad para subdividir la red en porciones.  

Este concepto de micro redes, eléctricamente aisladas cuando el sistema eléctrico de 

potencia de área lo necesite, pueden ser controladas y protegidas localmente si la GD es 

capaz de mantener la estabilidad de la red en términos de tensión y frecuencia. También 

ha de resincronizarse con el sistema eléctrico de potencia y contar con rápidos sistemas 

de protección para detectar la falta, aislar y reconfigurar la red de distribución local de 

manera automática. 

El control de la isla intencionada no debe ser tan simple como un modo de operación 

temporal durante cortos periodos de tiempo de fallo del sistema eléctrico de potencia. 

De manera general, por motivos técnicos y económicos las protecciones encargadas de 

detectar y aislar una falta dentro de la microred autónoma debe basarse en los mismos 

principios que los usados en una red de distribución tradicional.  

De hecho las islas intencionadas se usan a menudo con el uso de generadores 

autónomos en el caso de trabajos en descargo programados por parte de las operadoras 

de distribución. Obviamente en el caso de la GD este fenómeno debe ir más allá que la 
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simple alimentación temporal. Además, deben heredar las protecciones de la red a la 

que pertenecen. El problema radica en la sincronización y ajuste de la sensibilidad de 

ambos sistemas.  

Las condiciones que debe cumplirse se resumen en que las diferencias en cuanto a 

valores de ángulo de fase, frecuencia y tensión deben estar dentro de los márgenes de 

operación del sistema eléctrico de potencia [102]. Esta condición es imprescindible para 

evitar un flujo excesivo de corriente cuando se conecten las dos redes, evitando también 

las fluctuaciones de tensión y frecuencia, limitando el impacto a la GD. 

2.6. Sincronización de la GDFV 

La sincronización es el acto de enlazar la GD con el sistema eléctrico de potencia de 

área mediante el cierre del dispositivo frontera entre ambos sistemas, dentro de unos 

límites permitidos de magnitud de tensión, ángulo de fase y frecuencia (Tabla 2.6) [7]. 

Rango de potencias (kVA) 
Diferencia de frecuencia 

(Δf, Hz) 

Diferencia de tensión (Δf, 

%) 

Diferencia de ángulo de 

fase (ΔΦ, º) 

0-500 0,3 10 20 

<500-1500 0,2 5 15 

<1500-10.000 0,1 3 10 

 Tabla 2.6.  Limites para sincronización de acuerdo a IEEE 1547-2 [7].  

Para minimizar transitorios para ambos sistemas es importante que estos valores 

estén íntimamente sincronizados antes de la conexión del dispositivo frontera. Para 

sistemas trifásicos la rotación de fase se comprueba normalmente justo antes de la 

conexión, sin embargo el orden de rotación no se comprueba salvo que se hagan 

cambios en el cableado de la aparamenta. 

La sincronización es normalmente un asunto de generadores síncronos que generan 

previamente a la conexión al sistema eléctrico de potencia de área. Los generadores de 

inducción deben ser conducidos a una velocidad síncrona previamente a la conexión del 

dispositivo frontera. 

En el caso de la GDFV, si el inversor esta diseñado de tal modo que las otras fuentes 

de generación proveen de la señal necesaria para el sincronismo (conmutados en línea) 

el inversor no podrá soportar una falta de manera local y se desconectará [7]. Sin 
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embargo, si el inversor provee de su propia señal de sincronismo, es decir es 

autoconmutado, puede trabajar como fuente de tensión o de corriente y puede suplir la 

falta durante el tiempo necesario.  Solo los de fuente de tensión sincronizan con la 

tensión y ángulo de fase del sistema eléctrico de potencia de área del mismo modo que 

una máquina asíncrona.  

De cualquier forma las tolerancias pueden ser mayores ya que no hay implicados 

elementos mecánicos con inercia. Debido a que los inversores de conmutación en línea 

no pueden operar sin alimentación externa, la sincronización con ellos no es necesaria.
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3. INTERCONEXIÓN CON LA RED DE LA GDFV 

3.1. Interconexión de la GDFV con la red de BT  

3.1.1. Protección de la red de distribución de BT 

Esta sección se centra en las redes de distribución en BT españolas (Figura 2.1), 

aunque dicha descripción es válida para el resto de redes de otros países [7,35,103104- 

105]. 

Hay dos tipos fundamentales de redes secundarias de BT, redes en antena (spot) y 

redes malladas o en anillo. Las primeras suelen encontrarse en clientes finales aislados o 

en zonas aisladas con múltiples clientes mientras que las malladas suelen encontrarse en 

áreas metropolitanas de gran densidad de clientes, en aras de preservar la continuidad 

del servicio. 

En España, ambos tipos de redes en BT están alimentadas habitualmente por una 

línea de MT y con un centro de distribución con uno o dos transformadores de entre 250 

a 1000 kVA conectados a la misma barra en MT. Están protegidos habitualmente por 

interruptores/seccionadores/seccionalizadores y fusibles de protección del 

transformador [106]. 

La filosofía en los EE.UU. es diferente. Allí la red es redundante a nivel de BT, 

alimentándose por redes en anillo, por ello la protección de la red es diferente que en el 

caso europeo [7,16,35]: 
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• Fusibles de respaldo para protección de sobrecorriente de sentido directo. 

• Relés de potencia direccional para el despeje del alimentador primario en faltas 

del alimentador primario (32).  

• Relés de medida del ángulo de fase para reengache del interruptor de red 

cuando la tensión y ángulo del alimentador primario permitan el flujo de 

potencia dentro en la red secundaria de distribución (BT) (78). 

3.1.2. Protección eléctrica para la interconexión de la GDFV con la red de BT  

Las operadoras de las redes de distribución requieren un sistema de protección de 

interconexión individual en PCC para la totalidad de la unidad de GDFV (Figura 2.1 y 

3.1). La mayoría de operadores de las redes de distribución [9,10,11,14], reglamentos 

estatales [17,2021- 22,29], y normas internacionales [7,15,18,19,2425- 26] proponen la 

detección de sub/sobretensión  (27/59) [10,14,25,29] y detección de sub/sobrefrecuencia 

(81 U/O) [9,10,14,25,29]. Los ajustes aplicados para estos relés están mostrados en la 

Tabla 2.2. 

Además, la mayoría de referencias [9,10,11,14,25,27,29] recomiendan la protección 

de sobreintensidad por medio de un interruptor automático (52) disparado mediante el 

relé 50/51. El relé de sobrecorriente de tierra instantáneo o temporizado (50/51N) 

también dispara este interruptor automático para controlar las faltas a tierra. Como 

alternativa, en algunas normas se sugiere un dispositivo de corriente ultrasensible 

[9,10,14,29]. 

Por razones de seguridad para las personas y las instalaciones, la protección de 

interconexión debe ser capaz de detectar la pérdida de alimentación de red por medio de 

la protección de funcionamiento anti-isla (relé AI). Existen diversos métodos para ello 

tales como el relé de cambio de tasa de frecuencia (81R) y desplazamiento de vector 

[7,10,11,17,21,22,24,25,27,76]. 

La reconexión de la GDFV debe ser realizada a través de un interruptor de apertura 

visible (89) [7,9,10,14,17,20,24,25,27,76]. La reconexión de la GDFV debe ser 

habilitada por medio del relé de subtensión auxiliar (27X) después de una falta del 

sistema eléctrico de potencia de la compañía [7,9,10,14,17,24,25,27,76]. 

Sólo un operador de la red de distribución analizado requiere protecciones 

adicionales tales como el relé de corriente equilibrada de fase (46) [14] o relé de factor 

de potencia (55) [9]. 
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Algunos operadores de las redes de distribución y normas permiten que las funciones 

de protección anteriormente descritas en el apartado anterior, estén integradas dentro del 

software/hardware de control del inversor. Esto es especialmente importante en España 

de cara al cumplimiento de la reciente Ley 1565/2010 [31].  
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Figura 3.1.  Funciones básicas del sistema de protección de interconexión para el nivel de BT. 

3.2. Interconexión de la GDFV con la red de MT  

3.2.1. Protección de la red de distribución de MT 

Esta sección se centra en la red de MT española (Figura 2.2), aunque el análisis que 

se realiza a continuación sigue siendo válido para redes de otros países [7,47,107]. En el 

anexo 1 se muestra una descripción de diferentes topologías para diferentes países. En 
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el anexo 2 se muestra en detalle los elementos que componen las protecciones en este 

nivel de red para diferentes países, mientras que en el anexo 3 se ven las principales 

faltas que provocan la actuación de dichas protecciones. 

Las subestaciones de media tensión españolas tienen normalmente dos 

transformadores en AT de entre 20 a 40 MVA por transformador [86,107], y dos barras 

de MT en lazo abierto. Consecuentemente, las redes primarias de distribución son 

comúnmente radiales u operadas de acuerdo a esquemas radiales para mejorar su 

fiabilidad. 

En áreas de bajo nivel de población, tales como áreas rurales, cada barra de MT de la 

subestación alimenta 3 o 4 líneas de distribución radiales, no anilladas [104], 

generalmente de larga distancia que van alimentando los sucesivos centros de 

transformación, normalmente monopostes de baja potencia (50–250 kVA). Por otro 

lado en zonas urbanas o metropolitanas, cada línea esta mallada en anillo o 

paralelamente con las demás [104].  

Las líneas de MT de las zonas rurales anteriormente comentadas, suelen ser aéreas y 

están protegidas usando dispositivos de sobrecorriente basados en la coordinación de 

fusibles, relés de sobrecorriente, seccionadores y seccionalizadores instalados en la 

subestación y a lo largo de longitud de la línea de MT (Figura 2.2). Principalmente se 

requieren relés de sobrecorriente (50/51 y 50/51N) [13,86], relés de corriente de fase 

inversa (46) [86] y reenganchadores (79) [13,86]. 

En circuitos de alimentadores paradero, relés 67/67N y 21/21N son necesarios [86]. 

Alimentadores de cable de anillo pueden usar relés térmicos de cable (49). No obstante, 

la filosofía de protección varía de operador de la red de distribución a operador de la red 

de distribución, por ejemplo hay esquemas de fusión o salvación de fusibles, de cierre 

instantáneo ó temporizado, etc. Consecuentemente, no existen soluciones únicas 

3.2.2. Protección eléctrica para la interconexión de la GDFV con la red de MT 

Los operadores de las redes de distribución requieren un sistema de protección 

interconexión único en el punto de acoplamiento común para la totalidad de la unidad 

de generación distribuida FV (Figura 2.2 y 3.2). Este sistema de protección debe estar 

equipado con la detección de sub/sobretensión (27 y 59) y detección 

sub/sobrefrecuencia (81U/I) [78910- 11,17,21,30,76]. Los ajustes recomendados están 

mostrados en la Tabla 2.1. Además, la protección de sobreintensidad por medio de un 

interruptor automático (52), disparado por el relé 50/51, debe garantizar la desconexión 
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de la GDFV del sistema eléctrico de potencia de la compañía en caso de faltas del 

sistema eléctrico de potencia local. Otras veces la protección sobreintensidad se asegura 

por medio de la protección distancia (relé 21) [9,30].  

Para controlar las faltas a tierra, el interruptor automático anterior puede ser 

disparado por medio de:  

• El relé 50/51N [78910- 11,14,17,20] ó relé 67N [7,9,11] para transformadores de 

interconexión con primarios unidos a tierra. 

• El relé 59G para transformadores de interconexión con primario flotante [910- 

11,17]. 

Para la operación segura de la red, es necesario incluir la GDFV dentro del esquema 

de control remoto del operador de la red de distribución. Por ejemplo, el disparo 

transferido del interruptor automático de interconexión (52) es obligatorio en diferentes 

referencias cuando la potencia de salida es mayor que un valor umbral (100 kVA 

[30,107,108], 1 MVA [9,10,17] and 5 MVA [10]). 
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Figura 3.2.  Funciones básicas del sistema de protección de interconexión para el nivel de MT. 

Adicionalmente, para coordinar la reconexión de la GDFV con la estrategia de 

reconexión del operador de la red de distribución (relé 79) se necesita el relé auxiliar de 

subtensión (relé tipo 27X) [78910- 11,17,24]. 

La reconexión de la GDFV debe ser realizada a través de interruptor apertura visible 

bloqueada (89) que sea accesible en todo tiempo al personal del operador de la red de 

distribución [78 - 9,20,24]. 

La protección específica de funcionamiento anti-isla en el nivel de MT es menos 

importante que en el nivel de BT [10,24,76]. 
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3.3. Interconexión de la GDFV con la red de AT y MAT  

3.3.1. Introducción 

Con niveles moderados de penetración de GDFV (<10%) en el sistema eléctrico de 

potencia de área no se observa un impacto crítico en los parámetros del sistema, por 

ejemplo, subida de tensión moderada cerca de la planta FV [36,43].Sin embargo, para 

niveles altos (>30%) [13] se requieren nuevas reglas y servicios (por ejemplo, soporte 

dinámico de red) ya que el impacto de la GDFV es crítico para el servicio eléctrico y su 

capacidad para cumplir la demanda. 

En el contexto actual de penetración FV creciente, los países más proactivos en 

relación con la GDFV están estableciendo servicios auxiliares para ésta ya que 

obviamente son los pioneros en alcanzar niveles de penetración FV cada vez mayores.  

Así, en el nivel de red de transporte (MAT > 110–132 kV) algunos operadores del 

sistema de transporte [20,31,33,34,81,82] están demandando a los grandes plantas FV 

que proporcionen servicios auxiliares similares a aquellos demandados por las normas 

técnicas y la legislación aplicable en las redes de transmisión a las plantas de generación 

tradicional [81,109110111- 112], esto es, apoyo de red dinámico y control de potencia activa y 

reactiva. 

En el nivel de distribución (<110–132 kV), aunque las necesidades para la red son 

diferentes, esto es, mantener la estabilidad local (tensión principalmente) frente al 

equilibrio de potencia activa y reactiva, muchos de estos requerimientos se toman y 

adaptan de la red de transporte con contenidos similares [113114- 115]. Por lo tanto, 

algunos operadores de las redes de distribución [21,24,30,31,33] están también 

requiriendo para las GDFV de tamaño medio y medio-grande, algunos de los 

requerimientos de transporte, principalmente el apoyo de red dinámico.  

Finalmente, algunos países están también extendiendo algunas de estos 

requerimientos incluso al nivel de BT [19]. 

La implementación del apoyo de red dinámico y el control de potencia activa y 

reactiva para la GDFV no es un reto técnico demasiado elevado. La mayoría de los 

cambios pueden ser hechos en el software del inversor FV, por ejemplo con nuevas 

estrategias de control que incluyan un control independiente de la potencia activa y 

reactiva del lado de red del inversor [40,41,116117118119120121- 122].  

La experiencia previa en los inversores de turbinas eólicas demuestra que no hay 
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razón fundamental para que el mismo enfoque no pueda ser usado en inversores FV y 

alcanzar la misma funcionalidad. Además, para la tecnología FV, se tiene la ventaja de 

que no hay elementos mecánicos involucrados lo que supone una complejidad mucho 

mayor. Obviamente si que se necesitan cambios de hardware mínimos, sensores 

adicionales y nuevos de requerimientos de protección eléctrica, con ajustes de relés de 

protección adaptados. 

3.3.2. Servicios auxiliares que pueden ser proporcionados por la GDFV 

Actualmente el operador de la red de transporte no obliga a la GD con servicios 

auxiliares tales como control de tensión o de frecuencia. Si se produce una mayor oferta 

de estos servicios en el futuro, las operadoras de las redes de distribución se verán 

obligadas a contratar estos servicios en el mercado eléctrico [102]. 

Si las distribuidoras están buscando como obtener estos servicios auxiliares en 

algunos casos deberán ser capaces de contratarlos de la GD de una manera más 

económica que si los implementaran ellas mismas. Por tanto, los servicios auxiliares 

pueden estimular más aún la creación de nueva GD que cubran estos servicios. 

Entre los servicios auxiliares a prestar se encuentran los siguientes. 

3.3.2.1. Apoyo de red dinámico 

El apoyo de red dinámico significa el control de la tensión del sistema de potencia en 

el caso de subidas/bajadas de tensión durante las faltas de la red de transporte o 

distribución del operador de la red local, para evitar una desconexión no intencionada 

de una cantidad relativamente grande de potencia inyectada de la GDFV, manteniendo 

por tanto la estabilidad del sistema [123,124]. 

Una falta en el sistema de transporte es trasmitida a lo largo de grandes áreas debido 

a la baja impedancia de sus circuitos. Como resultado, muchas plantas FV grandes 

pueden desconectarse de la red. De la misma manera, en el nivel de distribución, aunque 

aquí la potencia de la GDFV es más pequeña aunque está mucho más extendida. Por 

tanto, la misma perturbación podría propagarse sobre muchas plantas FV de tamaño 

medio o medio-grande en las redes de distribución. 

El apoyo de red dinámico implica que la GDFV debe ser capaz de: 

• Permanecer conectada durante una falta, esto es capacidad de salto a través del 

hueco.  
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• Apoyar la tensión proporcionando/absorbiendo corriente reactiva durante la 

falta. 

• Consumir la misma o menor potencia reactiva después de despejar la falta. 

La capacidad de salto a través del hueco para la GDFV varía generalmente de un país 

a otro. No obstante, la mayoría de los nuevos reglamentos de red [20,313233-34,81,82] y 

normas [26,78] adaptadas para FV tienen requerimientos similares (Figura 3.3). Para 

huecos/subidas de tensión que están por encima/debajo de la línea límite, la GDFV debe 

permanecer conectada. Por debajo/encima de estas líneas límites la desconexión de la 

GDFV está permitida. 

Los requerimientos más exigentes aparecen en los requerimientos CAISO (y para FV 

en requerimientos españoles), los cuales estipulan que la GD(FV) debe permanecer 

conectada durante un hueco de tensión hasta del 0% durante 625 (150) ms. Sin 

embargo, debe resaltarse que estos requerimientos se aplican en el PCC (nivel de AT). 

Así, si se tiene en cuenta los valores de impedancia típicos para los transformadores 

elevadores y las líneas de interconexión, un cálculo relativamente simple muestra que el 

hueco de tensión correspondiente a BT, cerca de los terminales del inversor FV, está 

probablemente entorno a un valor del 15%. 

Los requerimientos alemanes menos severos pueden ser atribuidos a la localización 

física de las redes alemanas y su fuerte interconexión con el sistema UCTE (Union for 

the Coordination of Transmission of Electricity). Esto está en contraste con el sistema 

español, débilmente interconectado, en el cual la necesidad de restauración de potencia 

activa a los valores pre-falta es más crucial para la estabilidad del sistema. 

Adicionalmente, la red española es más vulnerable que las redes de otros países porque 

tiene un nivel de penetración FV mayor. Así, después de la falta, el tiempo necesario 

para recobrar los valores nominales depende del porcentaje de penetración FV en 

relación con la potencia de cortocircuito. Nuevos ajustes están tendiendo a cubrir 

también las faltas asimétricas, es decir, capacidad para saltar a través de faltas para 

faltas mono y bifásicas [32].  
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Figura 3.3.  Capacidad de salto a través de huecos sin desconexión para GDFV propuesto por los nuevos reglamentos de red y normas. 
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La implementación de la capacidad para saltar a través del huecos en inversores de 

turbinas eólicas ha sido exitosa, a pesar de ser más difícil de implementar que en 

inversores FV. Esta experiencia ha ayudado a implementar esta capacidad en inversores 

FV. Así, una encuesta reciente el mercado europeo ha revelado que la mayoría 

inversores FV cumplen los nuevos requerimientos alemanes correspondientes [30]. Sin 

embargo, si no remontamos siete años atrás una encuesta similar mostró que los 

inversores FV eran altamente sensibles [101], lo que da idea del avance que se ha 

logrado en estas tecnologías fruto de la demanda. 

El cumplimiento de la capacidad para saltar a través del huecos de puede ser 

alcanzado mediante la mejora y desarrollo del inversor FV [4041- 42], y/o usando 

equipamiento de planta suplementario. Recientemente, han sido desarrolladas nuevas 

tecnologías como los dispositivos de potencia de usuario (por ejemplo, compensadores 

serie estáticos –DVR– y compensadores paralelo estáticos–UPQC–) para proporcionar 

protección frente al hueco/subida de tensión. 

Durante faltas simétricas/asimétricas o bien en los periodos de recuperación de 

tensión después del despeje de una falta, la GDFV debe apoyar la tensión de red por 

medio de corriente reactiva adicional. Por ejemplo, la absorción de una gran cantidad de 

potencia reactiva en faltas simétricas puede inducir la inestabilidad en la línea, 

especialmente para la GDFV con gran escala de penetración frente. El detalle del apoyo 

de potencia activa y reactiva durante faltas equilibradas y desequilibradas se presenta en 

el anexo 4 de acuerdo a [31]. 

Por lo tanto, de acuerdo a [30,31,34] el control de tensión en el inversor FV debe ser 

capaz de proporcionar/absorber una corriente reactiva de al menos 1,8–2% de la 

corriente asignada por cada porcentaje de subida/bajada de tensión dentro de periodo de 

20–40 ms. 

Puesto que la respuesta de falta de cualquier inversor FV está dictada por su 

estrategia de control [4041- 42], el control de la corriente reactiva puede ser incluido en 

esta estrategia; por ejemplo estimación y control de la secuencia inversa [40,84]. 

Los inversores FV comerciales actualmente no incluyen esta propiedad, por lo tanto 

es necesario definir nuevas normas que especifiquen cómo deberían comportarse en 

términos de contribución de corriente de falta durante falta externas, no sólo para 

corriente reactiva [30,31,34] sino también para la activa [31]. 
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3.3.2.2. Control de potencia activa 

Los operadores de transporte y distribución deben temporalmente limitar la potencia 

activa inyectada o desconectar la GDFV en casos de [30,31,34,82]: 

• Riesgo potencial a la integridad de la red. 

• Congestión o riesgo de sobrecarga. 

• Riesgo de isla. 

• Riesgo de estado estacionario o de la estabilidad dinámica de la red. 

• Aumento peligroso de la frecuencia. 

• Mantenimiento o reparación de la red. 

Aunque ambos operadores, transporte y distribución, proporcionan puntos de ajuste 

de salida de potencia por medio de una señal (por ejemplo 0%, 30%, 60%, 100% en el 

norma alemana [30]), no deben interferir en el control interno de la planta FV. Además, 

este control debe ser realizado sin la desconexión de ninguna unidad individual FV 

interior. Un análisis más detallado de esta técnica se puede ver en el anexo 5 de acuerdo 

a [31]. 

El control de potencia activa depende de la frecuencia (Figura 3.4) siempre que ésta 

esté incluida dentro de los límites establecidos (Tablas 3.1 y 3.2) [30,31,81,82,109110111-

112]. Así, de acuerdo con [30,31,34], la GDFV debe reducir su potencia de salida por 

encima de una frecuencia del sistema de 50,2 Hz con estatismo del 2–20% dependiendo 

del reglamento de red seleccionado.  

Además, es necesario alcanzar una reducción de potencia de salida del 10% sobre la 

capacidad de la GDFV en un tiempo variable desde 250 ms a 60 s [30,31,34]. Estos 

requerimientos se pueden cumplir fácilmente mediante nuevas estrategias de control, 

incluidas en el inversor FV, las cuales controlen el punto de operación del campo FV. 
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 Norma operador español de 
transporte [109] 

Norma operador alemán de 
transporte [110] 

Norma operador británico de 
 transporte [81] 

Norma operador italiano de 
transporte [111] 

Norma operador francés  
de transporte [112] 

 

Niveles de tensión aplicables
(AT  y/o  MAT)  
(nivel AT) 

110-132, 220, 400 kV 
 

(45kV≤AT≤132kV) 

110, 220, 380 kV 
 

(60kV≤AT≤110kV) 

132, 275, 400 kV 
 

(AT=132kV) 

120-150, 220, 380 kV 
 

(50kV≤AT≤132kV)) 

150, 225, 400 kV 
 

(63kV≤AT≤90kV) 

 

 Umbral tD
[a]

 (s) Umbral tD
[a](s) Umbral tD

[a](s) Umbral tD
[a]

 (s) Umbral tD
[a]

 (s) 
 

Nivel de potencia de salida para 
control de potencia activa >10 MVA >100 MW >10-100 MW >10 MVA >0 MVA  

Control de potencia activa f<96% 
102%<f 

<3.0 
<0.2 

f<95% 
95%≤f<96% 
96%≤f<97% 
97%≤f<98% 

101%<f<103% 
103%≤f 

0 
≥600 

≥1200 
≥1800 
≥1800 

0 

f<94% 
94%≤f<95% 

104%<f 

0 
≥20 

 

f<93% 
93%≤f<95% 

103%<f<104% 
104%≤f 

0 
<4.0 
<1.0 

0 

f<94% 
94%≤f<95% 
95%≤f<98% 
98%≤f<99% 

101%<f<104% 
104%<f 

<60 
<180 
<300 
<3600 
<900 
<60 

Anotación [a] Tiempo de desconexión  

 

Tabla 3.1.  Límites de frecuencia para el control de potencia activa en reglamentos de red de transporte. 
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 requerimientos de interconexión CAISO [82] Norma alemana MT [30] Norma española MT (borrador) 
(FV y eólica) [31] 

Niveles de tensión aplicables (AT y/o MAT)  
(nivel AT) 

115, 138, 220, 230, 287, 500kV 
 

(60kV≤AT≤138kV) 

MT 
 

(10kV≤MT≤30kV) 

AT,  220, 400 kV 
 

(45kV≤AT≤132kV) 

 Umbral tD
[a]

 (s) Umbral tD
[a](s) Umbral tD

[a]
 (s) 

Nivel de potencia de salida para control de potencia
activa > 20 MVA >0 MVA >1 MVA 

Control de potencia activa 

f<95% 
95%≤f<95.5% 

95.5%≤f<96.3% 
96.3%≤f<97.3% 
97.3%≤f<99% 
101%<f<102.6 

102.6%≤f<102.8% 
102.8%≤f 

0 
<0.75 
<7.5 
<30 
<180 
<180 
<30 

0 

f<95% 
103%<f 

<0.2 
<0.2 

f<95% 
95%≤f<96% 

103%<f 

0 
<30 

 

Anotación [a] Tiempo de desconexión 

Tabla 3.2.  Límites de frecuencia para el control de potencia activa en guías técnicas adaptadas para GDFV. 
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Figura 3.4.  Requerimientos en relación con la inyección de potencia activa de GDFV para la red como función de la frecuencia. 
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La tendencia en un futuro próximo para el control de potencia activa es tanto el 

apoyo de sobre como de subfrecuencia [31,82]. Por lo tanto, la GDFV deberá operar 

con una cierta capacidad de reserva constante en relación a su capacidad de producción 

posible de potencia de manera momentánea (por ejemplo del 10% [31]). Además, la 

GDFV podría tener la capacidad de emulación de inercia. 

Dentro de este contexto, el anexo 5 muestra la nueva respuesta requerida a plantas 

eólicas y FVs frente a perturbaciones en la frecuencia. 

3.3.2.3. Control de potencia reactiva 

La potencia a reactiva es usada en condiciones de operación normales para controlar 

la estabilidad de tensión de la red, esto es apoyo de red estático [81,109110111- 112,125]. De 

esta forma, los cambios lentos de la tensión de los nudos pueden ser mantenidos en 

límites aceptables con un incremento/decremento de la potencia reactiva inyectada 

desde las unidades de GDFV [43,119120- 121,126].  

Los requerimientos de la red local para la GDFV conectada directamente a las redes 

de distribución [3031- 32] o al sistema de transmisión [31,32,34,82] obligan a participar 

en el apoyo de red estático (si la GDFV ≥ 0 MW [30,34], 1 MW [31], 10 MW [31], 20 

MW [82] . El punto de ajuste de potencia reactiva se obtiene mediante un control del 

factor de potencia [123]: 

• Un valor fijo del factor de potencia 

• Un valor activo de factor de potencia  

• Una potencia reactiva determinada expresada en MVAr  

Sin embargo, la tendencia actual es ir hacia una operación en modo de control de 

punto de ajuste de tensión, donde los cambios de potencia de reactiva se basen en la 

tensión medida (Figura 3.5) sin limitación de la potencia activa proporcionada. La 

GDFV debe alcanzar la potencia reactiva establecida en ambos modos de control dentro 

de 10-60 s [30,31,34]. 

En la Figura 3.5 dentro del rango de tensión (por ejemplo, 0,925≤ V ≤ 1,075 en la 

normativa española actual) la GDFV debe tener la capacidad técnica de generar y 

absorber potencia reactiva en un rango mínimo y que deben modificar su 

producción/consumo de potencia reactiva dentro de esos límites para mantener la 

tensión en un rango aceptable.
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Figura 3.5.  Requerimientos en relación con la inyección de potencia reactiva de GDFV para la red como función de la tensión. 
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Los requerimientos de control de potencia reactiva están relacionados con las 

características de cada red ya que la influencia de la inyección de potencia reactiva en el 

nivel de tensión del sistema depende de la impedancia y la potencia de cortocircuito de 

cada red en concreto. Así, cuanto menor es el nivel de tensión, mayor es la influencia de 

la inyección de potencia reactiva debido a la mayor/menor impedancia/capacidad de 

cortocircuito. 

Actualmente, los inversores FV están diseñados para operar con factor de potencia 

casi unidad. Los requerimientos de factor de potencia son sólo mencionados levemente 

en algunas normas tales como [24,27] (factor de potencia >0,85 en atraso) y [25] (factor 

de potencia entre 0.95 en atraso y 0.95 en adelanto para el nivel de potencia del 20% o 

superior). Por lo tanto, se requiere una regulación adicional para el establecimiento de 

nuevas capacidades de potencia reactiva del inversor FV; por ejemplo capacidad de 

potencia reactiva completa entre 20% y 100% de la salida de potencia activa asignada o 

potencia reactiva disponible totalmente independiente. 

Los dispositivos de potencia usuario, por ejemplo reactancias paralelo y FACTS, 

ofrece más flexibilidad para el control de potencia reactiva, pero los operadores de la 

GDFV todavía dudan de su uso debido a su mayor coste. 

3.3.2.4. Perspectivas a futuro de los sistemas auxiliares 

En aras a maximizar la producción de los sistemas de generación no síncronos y 

posibilitar crecientes integraciones de las nuevas tecnologías de generación en el 

sistema eléctrico en horizontes futuros, así como para minimizar las restricciones de 

producción debidas a necesidades de mantenimiento de contingentes mínimos de 

producción síncrona requeridos para garantizar condiciones mínimas de funcionamiento 

seguro de los sistemas eléctricos, las posibilidades tecnológicas de este tipo de 

generación deberían evolucionar hacia unas mayores prestaciones técnicas.  

En este sentido, y con el objeto de orientar al sector hacia la evolución de estas 

tecnologías de forma conveniente, se exponen a continuación algunos requisitos que 

podrían solicitarse a futuro y que, aunque desde los P.O. actuales no se obliga al 

cumplimiento de los mismos, sí que se anima a ello sin perjuicio de que nuevos y más 

detallados estudios del operador del sistema puedan conducir a la necesidad de 

exigirlos. 
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3.3.2.4.1. Aportación de corriente de secuencia inversa durante las perturbaciones 

Sería conveniente que todas las instalaciones de producción puedan aportar la 

corriente de secuencia inversa que, en su caso, el sistema demande durante las 

perturbaciones.  

Aquellas tecnologías de producción que en la actualidad no cumplen dicha necesidad 

del sistema, deberían evolucionar hacia técnicas de control que le permitan su 

cumplimiento. 

3.3.2.4.2. Emulación de inercia 

La instalación de generación podrá disponer de la capacidad para emular inercia. En 

tal caso, los equipos de emulación de inercia deberán producir incrementos o 

decrementos de potencia activa proporcionales a la derivada de la frecuencia en el punto 

de conexión a la red. El sistema de emulación de inercia deberá cumplir con los 

siguientes requisitos: 

Independientemente de su realización física, se comportará en su conjunto como un 

bloque proporcional y derivativo (derivada temporal del desvío unitario de la frecuencia 

relativo a la frecuencia nominal) de acuerdo al esquema de bloques simplificado de la 

Figura 3.6: 

 

Figura 3.6.   Esquema de bloques simplificado 

• La instalación responderá con una ganancia derivativa Kd, debiendo ser la 

misma ajustable al menos entre 0 y 15 s (valores por unidad en base máquina). 

• La velocidad de respuesta derivativa será tal que en 50 ms la instalación pueda 

incrementar la potencia activa, al menos, en un valor de ΔP=0.05 pu. 

• En todo momento el control estará capacitado para incrementar la potencia de la 

instalación en el valor ΔPmax desde el valor previo a la perturbación (Po) 

correspondiente a una banda a subir que podrá ser ajustable entre 0 (bloque 
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fuera de servicio) y el 10% de la potencia aparente nominal de la instalación. 

Asimismo, estará capacitado para disminuir la potencia, en su caso, en la misma 

cuantía que la banda a subir para este cometido. 

• Para poder proporcionar los incrementos ±ΔPmax la instalación deberá disponer 

de medios de almacenamiento energético ya sean propios de su tecnología y/o 

adicionales que le posibilite en todo momento inyectar o absorber una potencia 

activa equivalente al 10% de la potencia aparente nominal de la instalación 

durante al menos 2 s. 

• La banda de insensibilidad de la medida de la frecuencia no será superior a ±10 

mHz. 

• El bloque derivativo estará capacitado para deshabilitarse transitoriamente 

mientras que la tensión se mantenga por debajo 0,85 pu. 

• Los valores de funcionamiento de los parámetros ajustables aquí descritos se 

establecerán en los valores que el operador del sistema comunique en función 

de la evolución de las necesidades del sistema eléctrico. 

3.3.2.4.3. Amortiguamiento de las oscilaciones de potencia en el sistema: 

La instalación de generación podrá disponer de la capacidad para amortiguar 

oscilaciones de potencia de origen electromecánico en el sistema, conocido por sus 

siglas en inglés PSS (Power System Stabilizer). En tal caso, el sistema de amortiguación 

deberá producir incrementos o decrementos de potencia activa tales que su magnitud y 

fase respecto de la oscilación externa sea tal que la instalación participe efectivamente 

en el amortiguamiento de las oscilaciones de potencia de frecuencias comprendidas 

entre 0,15 y 2,0 Hz. 

El sistema amortiguador deberá cumplir con los siguientes requisitos: 

• En todo momento el control estará capacitado para aumentar o disminuir la 

potencia activa convenientemente con el objetivo de amortiguar las 

oscilaciones. Para tal cometido podrá hacer uso de los mismos márgenes que la 

regulación potencia-frecuencia, compartiendo la misma banda a subir y a bajar. 

En su caso, también podría hacer uso compartido de los medios de 

almacenamiento energético previstos para la emulación de inercia. 

• La banda de insensibilidad de la medida de la frecuencia no será superior a ±10 
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mHz. 

• Este sistema estará capacitado para deshabilitarse transitoriamente mientras que 

la tensión se mantenga por debajo 0,85 pu. 

• Los valores de funcionamiento de los parámetros ajustables aquí descritos se 

establecerán en los valores que el operador del sistema comunique en función 

de la evolución de las necesidades del sistema eléctrico 

3.3.3. Protección de la red de AT y MAT 

El sistema de transporte español (red de AT y MAT) es de topología mallada (más o 

menos compleja) y puede ser operado en una filosofía mallada (lazo cerrado) o radial 

(lazo abierto). Este sistema es usado para alimentar las subestaciones primarias en AT.  

La estructura de la barra de AT y MAT de estas subestaciones primarias depende del 

área donde están construidas. La mayoría de redes AT y MAT cumple el criterio de 

seguridad n-1 (para transformadores y líneas), es decir un escenario en el que se plantea 

la pérdida de un elemento de transformación. 

En situación de disponibilidad plena de la red (sin fallos), la red debe ser capaz de 

suministrar toda la demanda, sin que sus elementos registren sobrecargas, debiendo 

permanecer las tensiones dentro de márgenes admisibles, aun considerando el fallo del 

mayor auto productor gestionable de la zona de estudio, pudiendo estar la generación no 

gestionable (eólica y FV) tanto conectada como desconectada.  

En el anexo 2 se analizan en detalle las protecciones a este nivel de tensión. 

3.3.4. Protección eléctrica para la interconexión de la GDFV con la red de AT y 
MAT  

El operador del sistema de transmisión requiere un sistema de producción de 

interconexión individual en el punto de acoplamiento común para la totalidad de la 

unidad de GDFV que tiene una amplia red de MT disponible y esta conectada con el 

sistema de transmisión a través de una estación de transferencia (Figura 2.3 y 3.7). No 

obstante, también se requiere protección adicional en el lado de red de la GDFV [34]. 
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Figura 3.7.  Funciones básicas del sistema de protección de interconexión para el nivel de AT y MAT. 

El sistema de protección de interconexión debe estar equipado con la detección de 

sub/sobretensión, esto es el relé 27 [9,10,34,76,81,109110- 111,127] y el relé 59 [9,10 

34,76,81,109,110,127]. El ajuste recomendado para la detección de tensión de 

interconexión anormal se muestra en la Tabla 2.2. La detección de frecuencia anormal 

tiene un uso muy limitado en este nivel de tensión puesto que las variaciones de 

frecuencia son raras. La detección de sobrefrecuencia [9,10,81,109110- 111,127] es más 
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recomendada que la de subfrecuencia [9,10,81,109,110]. 

La protección de la GDFV frente a las faltas de fase del sistema eléctrico de potencia 

es llevada a cabo por medio de un interruptor automático (52) [81], disparado por el relé 

50 [9,10] y/o el relé tipo 51 [9,10,34,81,110,111,127]. Esta protección sin embargo debe 

ser conseguida por medio de la protección distancia (21), si la salida de potencia de la 

GDFV es mayor que un valor umbral (0 MVA [34], 100 MVA [9,111,127]). La 

protección distancia se instala junto con un relé diferencial del transformador (87T). Por 

otro lado, las faltas a tierra del sistema eléctrico de potencia son controladas mediante el 

relé 51N que dispara el interruptor automático anterior [9,10,34,81,110,111,127]. 

La protección frente al flujo de potencia inversa (32) es requerida en [110,127] para 

separar la GDFV del sistema eléctrico de potencia cuando falta la alimentación 

primaria. 

Aunque la norma ANSI C50.13 especifica que todas las unidades de generación 

deberán soportar, en régimen permanente y sin algún daño, los efectos de la circulación 

de una corriente inversa, las referencias [9,110,127] obligan a usar la protección de 

secuencia negativa (46). 

El esquema de control remoto del operador del sistema de transmisión sobre la 

GDFV va incluso más allá que el control requerido sobre el interruptor automático de 

interconexión de los operadores de las redes de distribución. Este nivel requiere un 

control obligatorio para potencia de salida mayor que un valor umbral (por ejemplo 100 

kVA [34,108], 1 MVA [9], 5 MVA [10]). Así, el apoyo de red dinámico y/o la 

limitación de potencia activa y/o la provisión de potencia reactiva se hace también 

necesarios [313233- 34,81,82,109].  

Cuando se proporcionan estos servicios auxiliares también se necesita un 

equipamiento de protección secundario en las unidades de GDFV [30,34]. Este 

equipamiento ofrece la detección de sub/sobretensión y sub/sobrefrecuencia. Los ajustes 

recomendados para la protección de la unidad de generación FV están mostrados en la 

Tabla 2.2. 

3.4. Protección y control centralizado para la GDFV 

Las plantas FV de gran tamaño tienen muchas zonas de protección desde la 

perspectiva de protección eléctrica tradicional (Figuras 2.2 y 2.3). La unidad de 

generación FV es protegida mediante un conjunto separado de relés de protección. 
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El transformador elevador tiene normalmente un fusible en el lado de MT (relé de 

protección para transformadores mayores de 0,63–1 MVA). La línea FV colectora de 

está protegida mediante un relé de protección de alimentador separado. El nudo colector 

de barra usa un relé de protección de barra en la subestación. El transformador de AT 

siempre es protegido mediante un relé de protección de transformador. 

El hecho que los relés de protección para plantas FV de tamaño medio o grande estén 

localizados en muchos lugares, junto con la necesidad de un control centralizado para la 

totalidad de la planta V requiere un sistema de control y protección eléctrica 

centralizado (Figuras 2.2 y 2.3).  

Este sistema centralizado puede estar basado en el bus de procesos IEC 61850-9-2 

[128]. La arquitectura del bus de procesos IEC 61850-9-2 se basa en el concepto de 

unidades de adquisición de datos distribuidas que se unen con varios aparatos primarios 

y que intercambian información con relés numéricos y los inversores FV sobre 

comunicación por fibra óptica.  

Las unidades de adquisición recogen señales de los transformadores de 

corriente/tensión, control de los inversores FV, interruptores automáticos y señales de 

estado. La salida de bus de procesos IEC 61850-9-2 envía señales apropiadas a cada relé 

y a los inversores FV. 
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4. FUNDAMENTOS DE FERRORESONACIA Y DESEQUILIBRIO 

4.1. Ferroresonancia 

El término ferroresonancia aparece en la literatura por primera vez en 1920 referido a 

todo fenómeno oscilatorio ocurrido en un circuito eléctrico que contenga al menos: 

• Inductancia no lineal (ferromagnética y saturable tal como el núcleo del 

transformador). 

• Capacitancia 

• Fuente de tensión (generalmente sinusoidal) o corriente. 

• Bajas pérdidas. 

La ferroresonancia es una interacción oscilatoria compleja de energía intercambiada 

entre capacidades de sistema de potencia (por ejemplo, capacidad a tierra de cables y 

líneas largas, bancos de capacidades serie o paralelo, capacidades de actualización de 

tensión en interruptores automáticos, etc.) e inductancias no lineales de núcleos 

magnéticos (por ejemplo, núcleos magnéticos bobinados en transformadores de 

tensión/potencia o bobinas en paralelo) [129,130]. Estas oscilaciones, debido a las bajas 

pérdidas de los núcleos magnéticos, se manifiestan como grandes corrientes y tensiones 

distorsionadas. 

Se pueden encontrar muchos puntos de operación estables e inestables (modos de 

ferroresonancia) debido a inductancias no lineales variantes de modo constante durante 
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sus ciclos de magnetización y desmagnetización. Los modos de ferroresonancia posibles 

son normalmente clasificados en 4 tipos [129]: fundamental, subarmónica, pseudo-

periódico y caótica. 

Para prevenir las consecuencias de la ferroresonancia tales como disparos 

intempestivos de las protecciones, deterioro de aparellaje: transformadores, aparatos de 

medida, etc. es necesario conocer y entender el fenómeno, saber predecirlo e 

identificarlo para poder eliminarlo y soslayarlo en la medida de lo posible. Se conoce 

poco sobre este fenómeno de naturaleza muy compleja ya que además, no puede ser 

simulado computacionalmente, y es por ello por lo que es el causante del deterioro y 

destrucción de numerosos dispositivos eléctricos y electrónicos. 

4.1.1. Modos de Resonancia 

Las experiencias mostradas en experimentos en sistemas de potencia, así como en 

modelos de laboratorio y modelos numéricos permite clasificar la ferroresonancia en 

varios tipos diferentes según el modo que experimentan [129]. Estos modos 

corresponden al estado estable, una vez que es estado transitorio ha finalizado, aunque a 

veces es muy difícil diferenciar de un estado transitorio a uno estable en los sistemas de 

potencia aquejados de este fenómeno.  

De cualquier manera, los estados transitorios de resonancia no entrañan riesgo para 

los equipos y el aparellaje de las instalaciones eléctricas. Los transitorios de 

sobretensión potencialmente dañinos ocurren normalmente varios periodos después del 

evento (como p. ej. energizar un transformador sin carga) y persisten por varios ciclos 

mas. 

Los distintos modos pueden identificarse bien por el espectro de la tensión y la 

intensidad, o bien por la imagen estroboscópica obtenida por la medida de la intensidad 

y tensión en un punto dado del sistema, representando valores instantáneos en instantes 

separados por un periodo de sistema. 

Las características de cada modo (Figura 4.1) [129] de detallan a continuación. 

4.1.1.1. Modo fundamental 

En el modo fundamental (Figura 4.1a) las tensiones y las corrientes son periódicos de 

periodo T igual al periodo del sistema. La imagen estroboscópica se reduce a un punto 

alejado del punto que representa el estado normal. 
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4.1.1.2. Modo subarmónico 

En el modo subarmónico (Figura 4.1b) las señales son periódicas con un periodo nT 

que es múltiplo del periodo fundamental. Este estado es conocido como subarmónico n 

o armónico 1/n. Los estados ferroresonantes subarmónicos son normalmente de orden 

impar. El espectro posee un valor fundamental igual a fo/n. La imagen estroboscópica 

revela n puntos. 

4.1.1.3.  Modo pseudo-periódico 

Este modo no es periódico estrictamente hablando (Figura 4.1c). El espectro es un 

espectro discontinuo cuyas frecuencias se pueden expresar de la forma nf1 + mf2, donde 

n y m son enteros y f1 y f2 son números reales irracionales. La imagen estroboscópica 

muestra una curva cerrada. 

4.1.1.4. Modo caótico 

El modo caótico posee un espectro continuo, el cual existe para todas las frecuencias. 

La imagen estroboscópica esta compuesta por puntos separados que ocupan un área en 

el plano tensión y corriente conocida como “strange attractor” 

Hay también la posibilidad de modos mezclados o no estables [131,132]. 
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Figura 4.1.  Modos de ferroresonancia.
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4.1.2. Tipos de Ferroresonancia  

4.1.2.1. Ferroresonancia serie 

La ferroresonancia serie ocurre cuando una inductancia no lineal está alimentada 

desde una fuente sinusoidal (alimentación de tensión) a través de una capacidad serie 

[133]. Este ferroresonancia puede surgir bajo diferentes escenarios tales como:  

• Transformadores de tensión alimentados a través de la capacidad de 

actualización de uno (o más) interruptor(es) automático(s) abierto(s) 

[129,134,135]. 

• Transformadores de tensión conectados a un sistema de neutro aislado con una 

falta de tierra o una condición de interruptor enclavado [136137138- 139].  

• Transformadores de potencia ligeramente cargados alimentados 

accidentalmente en una o dos fases (por ejemplo, fusión de fusible o apertura de 

fase individual del interruptor automático, ruptura del conductor, trabajos en 

tensión) [129,140141142143144145- 146].  

• Compensación longitudinal de capacidad serie en líneas terminadas con 

transformadores ligeramente cargados [136,147]. 

 En los circuitos ferroresonantes serie, además de las oscilaciones ferroresonantes 

de frecuencia fundamental [129,134,135,146,147], pueden surgir oscilaciones 

subarmónicas (SH), principalmente de periodo 3(SH3) o 5(SH5) [129,134,135,142143144- 

145,147] e incluso oscilaciones caóticas [129,135,142,145,146]. 

4.1.2.2. Ferroresonancia paralelo 

La concurrencia de oscilaciones ferroresonantes cuando la capacidad de fuga del 

sistema está en paralelo con un transformador o una bobina es conocida como 

ferroresonancia paralelo. En este caso, el elemento que conecta la fuente de tensión al 

elemento no lineal es inducido. Esta ferroresonancia puede surgir bajo diferentes 

escenarios tales como:  

• Transformadores de tensión conectados a un sistema no unido a tierra con 

transitorios de disparo (por ejemplo, energización del sistema) o faltas a tierra 

temporales [148149- 150]. 

• Transformadores de potencia ligeramente cargados alimentados por un sistema 
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de potencia altamente capacitivo con potencia de cortocircuito baja [129]. 

• Restauración de tensión de un transformador de potencia descargado al final de 

una línea larga [146,151152153- 154]. 

 

Los modos de oscilación que pueden aparecer en los circuitos ferroresonantes 

paralelos son [148,149,155]: normal (N), fundamental desequilibrada (UF), armónico 2 

ó 3 (H2[153], H3[154]), subarmónico 2, 3, ó 3/5 (SH2, SH3, SH3/5 [146]), cuasi-

periódico ½ (QP-½) y cuasi-periódico (QP-2). Los modos N, UF y H3 son puramente 

periódicos mientras que los últimos implican la existencia simultánea de al menos dos 

oscilaciones acopladas no lineales [152]. 

4.2. Desequilibrio de corriente 

4.2.1. Marco unificado para el análisis del desequilibrio y la distorsión 
armónica 

El estudio en régimen permanente de los efectos combinados de la distorsión de 

forma de onda y desequilibrio en sistemas trifásicos se lleva a cabo mediante el análisis 

de fasores tradicional unido a la transformación de componentes simétricas [156]. Esto 

es solo aplicado sólo sobre los armónicos individuales obtenidos a partir de la 

transformación de Fourier de las formas de onda [157,158]. 

 En primer lugar, las formas de onda distorsionadas periódicas (frecuencia 

fundamental f1=1/T) de corriente o tensión en un sistemática trifásico (fases a, b y c) 

con igual forma y desplazamiento de tiempo de T/3 desde una fase a las otras, pueden 

ser estudiadas aplicando su desarrollo de serie de Fourier para obtener las componentes 

de forma de onda en varios órdenes de armónico. Por ejemplo, la corriente es dada por: 
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 En segundo lugar, la transformación de componentes simétricas puede ser usada 

para proporcionar una visión general sobre las componentes armónicas en condiciones 

desequilibradas. Chicco [159] introdujo una separación detallada entre componentes 

equilibradas y desequilibradas para corrientes fundamentales y armónicas. La 

transformación de componentes simétricas se aplica a cualquier fasor triple en el 

sistema trifásico, no haciendo referencia a la frecuencia. Por lo tanto, usando la 

transformación sobre los fasores de corriente de fase en el orden de armónico h-ésimo, 

estos fasores desequilibrados pueden ser descompuestos en componentes de secuencia 

positiva hI1 , negativa hI 2  y cero hI 0  como sigue: 
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En el caso ideal de un sistema trifásico simétrico y equilibrado con formas de onda 

distorsionadas, las secuencias positiva, negativa y cero están desacopladas mediante la 

transformación de componentes simétricas, haciendo posible establecer una relación 

entre cada orden de armónico y una secuencia única (Tabla 4.1). Sin embargo, en 

situaciones prácticas el sistema de distribución está sujeto a desequilibrio, y las 

tensiones de alimentación no son perfectamente simétricas [160,161]  

Además, la periodicidad no está tampoco rigurosamente garantizada, debido a 

presencia de interarmónicos [162]. Las condiciones previas introducen un efecto de 

acoplamiento entre las secuencias en cada orden de armónico, por lo que no es posible 

establecer una asociación unívoca entre un orden de armónico dado y una secuencia 

individual (Tabla 4.1). 

 
Orden 

armónico Frecuencia rotación (rad) Secuencia (caso 
ideal) 

Secuencia (caso 
general) 

3m-3 
3m-2 
3m-1 

(3m-3)ω 
(3m-2)ω 
(3m-1)ω 

Cero 
Positiva 
Negativa 

Cero, positiva, negativa 
Cero, positiva, negativa 
Cero, positiva, negativa 

Tabla 4.1.  Relación entre el orden armónico y secuencias (m= 1,…,∞). 
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4.2.2. Indicadores extendidos para el análisis del desequilibrio y la distorsión 

 Los estándares de calidad de potencia existentes consideran los siguientes 

indicadores independientes para distorsión y desequilibrio:  

• Distorsión armónica total de corriente en la fase p=a,b,c (THDIp) [163] 

• Distorsión interarmónica total (TIDIp) [163] 

• Ratios de la corriente de secuencia negativa y secuencia cero respecto a la 

corriente de secuencia positiva en el armónico h-ésimo (negativa -
hhh II 122 /=ζ - y cero - hhh II 100 /=ζ - indicadores de desequilibrio de corriente 

del armónico h-ésimo) [164]. 

Esto puede generalizarse a sistemas trifásicos sujetos a desequilibrio y distorsión de 

forma de onda, debido al efecto de acoplamiento entre las secuencias en cada orden de 

armónico, por lo que se requiere formular nuevos indicadores más afinados, capaces de 

proporcionar una caracterización general de efectos individuales de desequilibrio y 

distorsión armónica.  

Además, estos indicadores mantienen una distinción consistente entre los efectos de 

desequilibrio y distorsión. Así, el indicador de distorsión de corriente de fase total TPDI 

es preferible en lugar del indicador clásico de distorsión armónica THDIp [159]: 
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Se hace necesario por tanto un nuevo indicador de desequilibrio, el indicador de 

desequilibrio de corriente de fase total [159]: 
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4.3. Protección de fase abierta 

4.3.1. Descripción de la unidad de protección de fase abierta 

La protección PBC (protección de secuencia negativa) detecta el desequilibrio de 

corrientes en las distintas fases. Funciona midiendo la secuencia positiva, negativa y 

cero de la corriente que circula (I1, I2, y I0), Figura 4.2. 
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El detector PBC arranca cuando la corriente de secuencia negativa supera el valor de 

arranque ajustado (0.05–0.4IB, normalmente 0.05IB, siendo IB la corriente de base) y la 

corriente de secuencia cero es inferior al valor de arranque ajustado (0.05–0.4IB, 

normalmente 0.05IB).  

Una vez que ha arrancado, la unidad de protección PBC actúa si el arranque es 

mantenido durante un periodo de tiempo mayor que el valor de ajuste (0,05–300s, 

normalmente 0.1 s). Con el objetivo de prevenir arranques intempestivos, la protección 

PBC sólo se activa cuando la corriente secuencial positiva es mayor que un valor 

umbral (0.02–1IB, normalmente 0.1IB). 
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Figura 4.2.  Diagrama de la unidad de protección PBC (ANSI 46). 

4.3.2. Aplicación de la protección de fase abierta 

Una de las funciones de la protección PBC en sistemas de distribución aéreos de MT 

es la detección de faltas a tierra de elevada impedancia (HIEFs). Ejemplos de este tipo 

de faltas pueden ser una rama de árbol seca que contacta con dos conductores de fase, o 

uno o más conductores rotos contactando con el asfalto o cemento, es decir conductores 

aéreos caídos sobre el suelo. La baja corriente de falta (0,7 [165]–100A [166]) bajo las 

condiciones anteriores es muy difícil de detectar siendo por tanto un evento peligroso 

para las cosas y sobre todo para las personas. 

En algunas situaciones en las que se unen condiciones de suelo especiales y una 

puesta a tierra en MT de tipo resistivo en cabecera de la subestación puede conllevar 

tensiones de contacto muy peligrosas que dañen la seguridad de personas en caso de 

faltas HIEFs [165].  

Este hecho fue intensivamente investigado por la compañía ENDESA, llegando a la 
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necesidad de instalar la protección PBC en cada línea aérea de MT desde hace muchos 

años (alrededor de 20) como práctica habitual de protección de la compañía.  

La motivación primaria para detectar y eliminar las faltas HIEF fue mejorar la 

seguridad de las personas. La protección actúa cuando un hilo de una línea aérea cae al 

suelo. Sin esta protección, el hilo podría estar en el suelo con tensión y sin no hay una 

fuga a tierra apreciable, de manera indefinida, con el peligro que conllevaría. 

Posteriormente, el RD 1663/2000 [29] fijó que las plantas FV no deberían dañar la 

seguridad de los trabajadores de la compañía, por tanto, esa fue una razón más para 

mantener la protección PBC activa en líneas que recogen la potencia generada por 

plantas FV. 

4.3.3. Alternativas a la protección de fase abierta 

En muchos países del mundo, la protección PBC se usa normalmente para la 

detección de faltas HIEF en líneas aéreas radiales [29,86,166167168169170171172- 173]. No obstante, 

algunas veces se usan otros métodos alternativos para esta detección aunque no son 

igual de fiables tanto en la detección como en los falsos arranques [35,86,165,172,174175- 

176]. Entre las alternativas se encuentran: 

• La protección ultrasensible a tierra consiste en un toroide que abarca los 3 

cables de MT así como los latiguillos de tierra, y que es capaz de detectar 

variaciones de mA. Por lo tanto, una caída de un hilo, con la correspondiente 

fuga, por pequeña que fuese, sería detectada por esta protección. 

Otras alternativas que funcionan en los casos de líneas de transporte, pero no así en 

las de distribución debido a la profusión de derivaciones, son: 

• Protección distancia (21): mide intensidad y tensión, determinando la 

impedancia del circuito. Si cambia la impedancia por una caída de un hilo es 

detectada de manera inmediata. El problema que presenta es que una red está 

viva y la impedancia no es conocida ya que hay continuos apoyos y cambios 

entre fronteras en la medida que se opera la red. Por ello no es utilizable como 

tal. 

• Protección homopolar (64): Es utilizable solo en transformadores y no es 

aplicable a líneas pero el objetivo es el mismo. 
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5. ESTUDIO DE CASOS DE DISPARO NO DESEADO DE LA 

PROTECCIÓN DE FASE ABIERTA 

 El disparo no deseado de la protección PBC ocurrió en más de 10 líneas conectadas 

a plantas FV, tanto aéreas, subterráneas como mixtas de la compañía distribuidora 

eléctrica ENDESA. Este capítulo va a presentar tres casos representativos en relación 

con las causas que originaron el disparo de la protección. En cada uno de estos 

ejemplos, el malfuncionamiento del sistema de protección se debió a causas diferentes. 

La Tabla 5.1 muestra las principales características de las plantas FV implicadas, las 

líneas de alimentación y el sistema de protección asociado. La tipología de líneas y 

sistema de protección es variada. 

Además de la protección digital en cabecera en MT de las redes de distribución (relés 

SIEMENS o Schneider SEPAM) se usaron dos analizadores trifásicos de calidad de 

potencia en la parte de BT (Fluke 1760 y Topas 1000) de la planta FV. Estos 

analizadores recogieron datos de calidad de potencia asociados en cada momento donde 

se produjo el disparo de la protección.  

En este estudio, la protección PBC en todas las líneas de alimentación se dispuso en 

modo monitor durante más de año y medio. En este modo de operación, la protección 

arranca y graba el evento cuando coinciden las condiciones de disparo, pero la línea no 

llega a disparar para evitar el corte del suministro a la línea, con el perjuicio a clientes 
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que ello conllevaría. 

Las campañas de recogida de medidas con los analizadores en la parte de BT se 

llevaron a cabo durante 10 a 15 semanas en otoño, invierno y primavera. El motivo fue 

la gran cantidad de datos obtenidos en intervalos de 0.2s. Estas estaciones fueron 

elegidas por el elevado número de disparos intempestivos cuando las plantas generan 

energía a bajos niveles de potencia. Esto ocurre fundamentalmente a primeras horas de 

la mañana o del atardecer o en los días en los que el cielo esta nublado y la potencia es 

igualmente pequeña.  

5.1. Disparo no deseado de la protección de fase abierta causado por 
ferroresonancia 

En esta sección se discute la ferroresonancia que condujo al disparo no deseado de la 

protección PBC de la línea A mediante la cual la potencia de salida de la planta FV A 

era transferida directamente a la subestación primaria (Tabla 5.1). Para este propósito, 

fue llevado a cabo una campaña de medidas usando la protección digital de la línea 

(SIPROTEC 4 relay 7SJ64). Además, el analizador Topas 1000 fue localizado en el 

subsistema FV A (Tabla 5.2) de esta planta FV. 

Se encontraron en los registros dos modos de oscilación ferroresonante en el sistema 

de potencia en MT flotante alimentado en sentido inverso por la planta A: (i) oscilación 

fundamental no balanceada (UF); (ii) modo de batimiento continuo (COB). Aunque no 

se conocía la causa precisa, la única posibilidad real es la ferroresonancia paralela 

producida por el acoplamiento de una inductancia de excitación no lineal del 

transformador puesto a tierra (ET) y la capacitancia del sistema completo a tierra 

(Figura 5.2). 

La Figura 5.1 muestra la configuración de la planta FV A en el sistema de potencia 

flotante. La potencia FV generada es evacuada a la subestación primaria a través de dos 

líneas de alimentación en MT. Un cable subterráneo conecta todos los centros de 

distribución ubicados en la planta FV. 

En la barra de MT de la subestación se encuentra una batería de condensadores de 4 

MVAr y un transformador zigzag puesto a tierra (ET). Un transformador en AT con 

relación 66/15 kV tipo delta estrella a tierra conecta el planta FV con la línea de 

transporte en AT. 
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GPFV A B C 

Configuración 
Potencia instalada total (MWp) 
Tensión nominal MT (kV) 
Tensión nominal BT (kV) 
Potencia unitaria módulo FV (Wp) 
Tipo de inversor FV 
Número de inversores FV 
Potencia nominal CA inversor FV (kW) 
Número de transformadores MT/BT 
Potencia nominal del transformador MT/BT (kVA) 

Seguidor solar
10.11 
15 
0.4 
160/220 
Trifásico 
25 
400 
12+(1) 
1000 o (630) 

Seguidor solar 
5.9 
20 
0.4 
180 
Trifásico 
56 
98.2 
7 
1000 

Panel fijo
4.0 
15 
0.4 
180/220 
Monofásico 
1240 
3 
8 
630 

LÍNEA DE ALIMENTACIÓN (LMT) A B C 

Número de LMT a través de las cuales evacúan hacia la 
subestación las GPFVs A,B o C  
 
Topología de alimentación MT 
 
 
Longitud de la LMT (km) 

 
2 
 
Mixta, predominantemente subterránea 
 
4 

1 
 
Aérea radial 
 
 
6 

1 
 
Aérea radial 
 
 
5 

PROTECCIÓN DIGITAL DE LA LMT 
 
Nombre de la protección 
 
Ajustes de la protección PBC (46) 

SIPROTEC 4 relé 7SJ64 
(SIEMENS™) 

SIPROTEC 4 relé 7SJ64 
(SIEMENS™) 

Sepam™ Series 80 relé 
(SCHNEIDER™) 

Corriente Base IB (A)
I2 punto ajuste (%IB) 
I0  punto ajuste (%IB) 
I1  punto ajuste (%IB) 
Retardo (ms) 

200
>5%   (>10 A) 
<5%   (<10 A) 
>10% (>20 A) 
100 

200
>5%   (>10 A) 
<5%   (<10 A) 
>3%   (>6 A) 
100 

150
>5%     (>7.5 A) 
<5%     (<7.5 A) 
>10%   (>15 A) 
100 

Tabla 5.1.  Características principales de las plantas FV A, B y C y líneas de MT que evacuan la potencia FV a las subestaciones primarias. 
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La Figura 5.2 representa el circuito equivalente del sistema de la Figura 5.1. Al estar 

producida la ferroresonancia en el circuito cero, la batería de condensadores y el 

transformador de potencia tipo delta no han sido tenidos en cuenta. 

La capacitancia del sistema a tierra está en paralelo con el transformador, elemento 

no lineal del conjunto. El elemento que conecta la fuente de tensión con el elemento no 

lineal es inductivo. 

La medida de las corrientes en las secciones siguientes, tanto en la protección digital 

de cabecera en la celda de la subestación primaria (punto P1, Figura 5.1) o en el 

subsistema A del planta FV (punto P2), no incluye solo la corriente ferroresonante del 

ET si no que también incluye la no ferroresonante del transformador de potencia, ya que 

ambos están alimentados por la misma fuente de alimentación (planta FV A). 

Por lo tanto, cuando el transformador de potencia está ligeramente cargado, por 

ejemplo a bajos niveles de potencia de carga de la planta FV A, la corriente medida en 

ambos puntos esta muy próxima al valor de la corriente ferroresonante del 

transformador de puesta a tierra. 

 
Subsistemas FV A B C 
Potencia salida subsistema (kWp) 
Número inversores FV 
Potencia CA inversor unitario (kW) 
Número de transformadores MT/BT 
Potencia nominal transformadores MT/BT (kVA) 

809
2 

400 
1 

1000 

842
8 

98.2 
1 

1000 

493 
153 
3 
1 

630 
AJUSTES DE LA PBC EN EL LADO DE LA 
MEDICIÓN (LADO BT)     

Corriente base IB (A) 
I2 punto ajuste (%IB) 
I0  punto ajuste (%IB) 
I1 punto ajuste (%IB) 

1187.6
>5%   (>59.4A) 
<5%   (<59.4A) 

>10% (>118.8A) 

1428.5
>5%   (>71.4A) 
<5%   (<71.4A) 
>3%   (>42.8A) 

694.0
>5%     (>34.7 A) 
<5%     (<34.7 A) 
>10%   (>69.4 A) 

Tabla 5.2.  Datos de los subsistemas FV A, B y C monitorizados en las plantas FV 
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Figura 5.1.  Diagrama unifilar del sistema de potencia de MT flotante alimentada en sentido inverso por 
la planta FV A. 

 

Figura 5.2.  Circuito equivalente del sistema mínimo. 
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5.1.1. Oscilación fundamental desequilibrada 

 La conexión o el cambio repentino de potencia de salida de la planta FV A son 

eventos que pueden perturbar el sistema simétrico de tensiones fase a tierra del lado de 

la fuente con respecto al lado del transformador de puesta a tierra en el sistema de 

potencia de MT no unido a tierra (Figura 5.2). Como resultado, este sistema puede 

repentinamente saltar a un estado ferroresonante fundamental no balanceado (UF). 

Para el modo de oscilación UF, las Figuras 5.3 y 5.4 muestran las corrientes de fase 

circulando a través de la protección digital de la celda de subestación (Punto P2) para 

dos niveles de potencia de salida de la planta FV A. Esta corriente, como se ha 

mencionado anteriormente, es la suma de corrientes hacía el transformador de puesta a 

tierra y el de potencia. A partir de estas gráficas, se observa claramente que la 

componente fundamental es la parte dominante de las señales de sobretensión y 

sobrecorriente. 

Bajo condiciones de operación normal, es decir en un estado no ferroresonante, la 

tensión aplicada a los devanados del transformador de puesta tierra (Figura 5.2) era 

similar a la tensión asignada, por lo tanto la corriente que circula a través de esos 

devanados es muy pequeña comparada con la corriente del transformador de potencia 

(Figuras 5.3a y 5.4a). 

La inductancia de excitación de los devanados estaba caracterizada por su linealidad. 

La inductancia equivalente en el circuito ferroresonante (inductancia de excitación en 

paralelo con capacidad del sistema a tierra, Figura 5.2) es capacitiva y la corriente 

capacitiva es mayor que la corriente inductiva. Las tres impedancias de fase a tierra son 

equivalentes. 

Cuando comenzó el fenómeno de ferroresonancia UF en el transformador de puesta a 

tierra, se detectaron saturaciones diferentes de los tres núcleos de hierro del 

transformador de puesta a tierra. Así, los dos devanados serie de una fase en particular 

comenzaron a saturarse fuertemente, lo cual condujo a una disminución de su valor de 

inductancia. Esto condujo paralelamente a un gran incremento de corriente de 

excitación en esos devanados serie, y corriente de fase asociada (Figuras 5.3a y 5.4a). 

Esta corriente de fase se transformó en inductiva (Figuras 5.5a y b), y las tensiones de 

línea y fase asociadas a estos devanados decrecieron fuertemente (Figuras 5.3b y 5.4b). 
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Figura 5.3.  Formas de onda de tensión y corriente trifásica en la protección digital de la línea para el modo de oscilación UF (1% de potencia de salida de la planta FV A).
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Figura 5.4.  Formas de onda de tensión y corriente trifásica en la protección digital de la línea para el modo de oscilación UF (14.3% de potencia de salida de la planta FV A).
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Figura 5.5.  Formas de onda de la corriente de fases a(c) y de la tensión de fases ab(ca) en la protección digital de la línea: (a) 1% de potencia de salida de la planta FV A; (b) 
14,3% de potencia de salida de la planta FV A.
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Mientras tanto, las otras dos fases eran todavía capacitivas, mostrando tensiones de 

fase mayores y corrientes de fase no ferroresonantes. Aunque la corriente de excitación 

del transformador de puesta a tierra es de alrededor de algunos cientos de mA, su 

corriente ferroresonante alcanzó algunas decenas de amperios (Figuras 5.3a, 5.4a, 5.5a y 

b). Para finalizar, se encontraron incrementos similares en transformadores de tensión y 

reguladores. 

5.1.2. Modo de oscilación de batimiento continuo 

La aparición del modo de batimiento continuo (COB) de ferroresonancia se 

consiguió mediante un mal funcionamiento programado del regulador de tensión del 

transformador AT/MT. Bajando su valor desde 16,4 kV (nivel asignado) a 15.4 kV 

(salto de 0.5 kV), no se observaron problemas. Sin embargo, cuando la tensión fue 

ajustada hacia arriba a 17,4 kV (106% Un), el sistema de potencia de MT no unido a 

tierra entró en una ferroresonancia estable. 

Las Figuras 5.7 y 5.9 muestran para el modo COB de oscilación las corrientes de fase 

que circulan a través de la protección digital de la línea (punto P1) cuando la potencia 

de salida de la planta FV A era del 12,2%. Las Figuras 5.8 y 5.10 muestran las 

corrientes de fase del subsistema FV A (punto P2) cuando la potencia de salida de la 

planta FV A era del 42,4%. 

Como se muestra en estas gráficas, se concluye que el modo de oscilación del 

sistema de MT en cualquier instante de tiempo estaba instantáneamente en un modo UF. 

Sin embargo, la fase(s) particular(es) en ferroresonancia estaba (estaban) continuamente 

oscilando de una manera periódica entre las tres fases (la frecuencia era alrededor de 1,2 

Hz). La razón de esta oscilación era el desplazamiento cambiante de la tensión del punto 

neutro en el lado de la fuente. Esto conllevaba cambios en la saturación de cada núcleo 

de hierro del transformador trifásico de puesta a tierra.  

Así, en un instante de tiempo dado, los devanados más fuertemente saturados del 

transformador de puesta a tierra tenían un gran incremento de corriente de excitación y 

una baja tensión fase a neutro. Consecuentemente, la corriente de fase asociada era la 

mayor y la tensiones de fase asociadas era las menores. Por ejemplo (ver Figura 5.6), 

cuando el valor RMS de la corriente de fase a era el mayor, el valor RMS de la tensión 

de fase ab era casi el menor. Como consecuencia, el valor RMS de la tensión de fase 

neutro a era el menor. 
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Las tensiones de fase oscilaron entre el 103–108% de la tensión asignada en este 

modo de ferroresonancia (Figuras 5.6b, 5.9 y 5.10). El efecto batiente en la corriente fue 

observado en la transferencia gradual desde un estado de corriente elevada (estado de 

ferroresonancia), a un estado de corriente menor (estado no ferroresonante), y vuelta de 

nuevo a empezar. 

El espectro de las corrientes de fase que circulan por la protección digital de la línea 

(Figura 5.6a) muestra que la distorsión armónica es la mayor donde la corriente de fase 

es menor. No hay una frecuencia de resonancia apreciable. De la misma forma, el 

espectro de tensiones en el mismo punto (Figura 5.6b) no muestra una frecuencia de 

resonancia apreciable. 

Las formas de onda y el espectro de corrientes del subsistema FV A (Figura 5.7b) 

reflejan la presencia del modo subarmónico tercero SH3 además de el modo armónico 

fundamental. Así, el espectro de frecuencia era rico en armónicos pares e impares del 

modo SH3, por ejemplo el SH3/2 (33.33Hz), SH3/5 (83.33Hz), SH3/7, SH3/8, SH3/11, 

como se ya ha descrito en otros circuitos ferroresonantes paralelo [146,147]. 

Además, cuando los devanados del transformador de puesta a tierra de una fase en 

particular se encontraban fuertemente saturados, y la impedancia en el circuito 

ferroresonante cambiaba desde capacitiva a inductiva, la corriente se atrasaba (Figuras 

5.9 y 5.10). El ángulo de la corriente cambiaba mucho, por ejemplo desde -29º a 27o 

cuando la potencia de salida de la GDFV A era del 42,4%. Esto revela un 

desplazamiento de la potencia reactiva que cambiaba más que la potencia activa. 
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Figura 5.6.  Formas de onda de tensión y corriente trifásica en la protección digital de la línea para el modo de oscilación COB (12,2% de potencia de salida de la planta FV A). 
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Figura 5.7.  Espectro armónico de la corriente y tensión trifásica en la protección digital de la línea para 
el modo de oscilación COB (12,2% de la potencia de salida de la planta FV A, tiempo -282 ms). 
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Figura 5.8.  Corrientes del subsistema FV A para el modo de oscilación COB (42,4% de potencia de salida de la planta FV A): (a) formas de onda de las corrientes de fase y 
neutro; (b) Espectro de Fourier para las corrientes de fase y neutro (tiempo en 150 ms). 
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Figura 5.9.  Formas de onda de la corriente de la fase a y (-) tensión de la fases ab en la protección 
digital de la líneas para el modo de oscilación COB (12,2% de potencia de salida de la planta FV A). 
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Figura 5.10.  Formas de onda de la corriente de fase a con respecto a la tensión del neutro a en el 
subsistema FV A (punto P, Figura 5.1) para el modo de oscilación COB (42,4% de la potencia de salida 

de la planta FV A). 
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5.2. Disparo no deseado de la protección de fase abierta causado por una 
baja calidad de la energía: armónicos de secuencia negativa 

 Esta sección discute las características del desequilibrio y la distorsión armónica de 

las corrientes de fase que condujo al disparo no deseado de la protección PBC de la 

línea aérea B a través de la cual la potencia de salida de la GDFV B era inyectada a la 

subestación primaria (Tabla 5.1).  

Para este propósito, se llevó a cabo una campaña de medidas usando la protección 

digital de la línea (SIPROTEC 4 relay 7SJ64). Además, se instaló el analizador 

FlukeTM 1760 en el subsistema FV B (Tabla 5.2) de esta planta FV. Adicionalmente, 

nuestro análisis requirió que los datos de armónicos almacenados fuera de línea fueran 

convertidos en cada frecuencia en las componentes simétricas de acuerdo a la ecuación 

(4.3).  

Este caso de estudio se basa en 27.000 medidas sobre el subsistema de la planta FV B 

en la mañana de un día soleado, comprendiendo desde las 8:30 hasta 10:00am en 

intervalos de tiempo de 0.2 s. 

 La Figura 5.11 muestra la evolución en intervalos de 0,2 s de la potencia activa 

trifásica fundamental de salida y los indicadores TPDI y TIDIa. Adicionalmente, los 

indicadores de distorsión individual de las corrientes armónicas más significativas son 

mostrados para tres periodos diferentes de operación: 

• Periodo A: la potencia de salida fundamental trifásicas era negativa aunque 

alguna potencia de salida fundamental monofásica podía ser positiva (periodo 

de arranque). 

• Periodo B: la potencia de salida fundamental trifásica subió hasta el nivel del 

9% (periodo de potencia de salida muy baja). 

• Periodo C: la potencia de salida fundamental trifásica fue más allá del nivel 

asignado del 9% (periodo de potencia de salida bajo-medio).  

La Figura 5.11 revela el cambio importante de los valores relativos de las corrientes 

armónicas 3º, 5º, 7º, y 11º ( 3 1/a aI I , 5 1/a aI I , 7 1/a aI I , y 11 1/a aI I ) a lo largo de los 

periodos antes mencionados. Así, en el periodo A, todos los valores relativos anteriores 

crecieron hasta sus valores pico cuando 1
3 pP  estaba próximo a cero (punto de arranque 

teórico global de los inversores FV que constituían el subsistema de la planta FV B).  
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En el periodo B, todos los valores relativos decrecieron fuertemente con la subida del 

nivel de potencia de salida, aunque cada uno de ellos a una tasa diferente.  

En contraste, en el periodo C, los valores relativos de algunas corrientes armónicas 

(por ejemplo los armónicos de orden 3º, 5º, y 11º) sin embargo decrecieron levemente o 

incluso permanecieron constantes (por ejemplo, armónicos de orden 7º).  

Como resultado, en los periodos B y C, se puede ver como el indicador TPDI estaba 

decreciendo con los valores crecientes de 1
3 pP , similar a una función 1/x. Diferentes 

medidas experimentales sobre inversiones FV confirman esta dependencia [177]. Sin 

embargo, este gráfico muestra en detalle la dependencia en niveles muy bajos de 

potencia (<9%).  

El comportamiento de distorsión observado es debido a que los controles de corriente 

de lazo cerrado específicos de factor, de potencia y MPPT de los inversores están 

normalmente desactivados a estos niveles bajos de potencia activa [178]. 

El resultado más importante de esta medida fue resaltar como el valor relativo de 

todas corrientes armónicas individuales, a niveles muy bajos de potencia de salida 

(periodo B), era extremadamente elevado comparado con el valor correspondiente a 

niveles medios de potencia de salida (periodo C). Por ejemplo para el 5º armónico, en el 

periodo B, el cociente 15 / aa II  estaba en el rango de 1.000–16% frente al rango de 16–

12% en el periodo C. 

Consecuentemente, el valor absoluto de la corriente armónica del 5º armónico ( 5
aI ) 

alcanzó su pico (73.2A) en el periodo B. Además, en el periodo B, la corriente armónica 

dominante era la 5ª, seguido por el armónico 3º. La corriente armónica 11ª fue 

dominante sobre la corriente armónica 3ª en parte de este periodo. Sin embargo, en el 

periodo C, los armónicos dominantes fueron la corriente armónica 3ª, 5ª, 7ª y 11ª. Por lo 

tanto, a medida que el nivel de potencia de salida crecía los armónicos de orden más 

bajo dominaban el espectro, perdiendo importancia los de orden mayor. 

El espectro de armónicos comprende también armónicos no enteros (interarmónicos), 

de valor diez veces menor que los armónicos enteros vecinos (TIDIa << TPDI). 

El impacto de las tensiones armónicas individuales, en el punto de acoplamiento 

común, sobre la emisión de corrientes armónicas correspondientes, fue insignificante en 
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esta medida (potencia de cortocircuito de red elevada). Así, por ejemplo la tensión 

armónica de orden 5º ( 5 1/a aU U ) sólo varió en el rango de 1.15–1.26% para un nivel de 

potencia de salida del 0–60%. 

La Figura 5.12 muestra una comparación de indicadores de desequilibrio de corriente 

cero y negativa ( 2
hζ  y 0

hζ ) para los armónicos de orden bajo para intervalos de tiempo 

de 0.2-s. La operación desequilibrada (indicador TPUI elevado) prevaleció durante los 

periodos A y B a pesar de que los inversores FV eran inversores trifásicos. 

Esto no sólo estaba causado por el desequilibrio de corriente fundamental sino 

también principalmente por las corrientes armónicas desequilibradas restantes. 

Contrariamente, en el periodo C, como la distorsión era menor (indicador TPDI bajo, 

Figura 5.11), el desequilibrio residual principalmente era debido a la componente de 

frecuencia fundamenta. En otras palabras, el valor del indicador TPUI era esencialmente 

debido al desequilibrio de la componente de corriente fundamental. 

A partir de la Figura 5.12, es claro que la componente de secuencia cero de la 

corriente armónica 3ª ( 3
0ζ ), y la componente de secuencia negativa de la corriente 

armónica 5ª ( 5
2ζ ) eran las componentes más importantes a lo largo del periodo medido 

(nivel de potencia de -0.66% al 61.65%). Aunque sus valores relativos cambiaron con el 

nivel de potencia de salida, siempre estaban próximos a sus valores medios respectivos 

(900% para 3
0ζ  y 3,000% para 5

2ζ ). No obstante, estos valores relativos cambiaron 

bruscamente en la frontera entre el periodo B y C. 

Contrariamente, el comportamiento del desequilibrio de las componentes de 

corriente de fase fundamental ( 1
0

1
2 ,ζζ  ) mostró una caída importante a lo largo de todo 

el periodo B. Como la distorsión global decreció fuertemente lo largo del periodo B 

(Figura 5.11), en el periodo C el indicador TPUI muestra el desequilibrio a frecuencia 

fundamental. 

Consecuentemente, la secuencia de los armónicos característicos fue en gran medida 

como se esperaba en el caso ideal (Sección 4.2.1) a bajas frecuencias. Las tensiones 

armónicas de red fueron casi simétricas y las corrientes armónicas eran más 

equilibradas a medida que la potencia de salida crecía. Sin embargo, a frecuencias 

elevadas (no mostradas en la Figura 5.12), la mayoría de armónicos tendió a incluir 

tanto componentes de secuencia positiva y negativa [179]. 
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Comparando los indicadores TPDI (Figura 5.11) y TPUI (Figura 5.12) a lo largo del 

periodo presentado, el mayor valor del indicador TPDI reveló que la condición de 

operación principal es distorsionada, siendo ésta distorsión, a niveles muy bajos de 

potencia de salida, la fuente principal de desequilibrio. 

La Figura 5.13 muestra las componentes absolutas de corriente transformada cuando 

ocurrió el disparo no deseado de la protección PBC de la línea aérea B (punto A, Figura 

5.11). Claramente se aprecia como se cumplen los tres requerimientos de corriente 

necesarios (sección 4.3.1):  

•  La componente de secuencia negativa mayor (corriente armónica 5ª) superaba 

el umbral de disparo ( 5
2I =73,2>71.4A Tabla 5.2);  

• La componente de secuencia cero mayor (corriente armónica 3ª) no alcanzaba 

el umbral de no disparo ( 3
03 I =59,1<71.4 A, Tabla 5.2);  

• La corriente de secuencia positiva a frecuencia fundamental superaba el umbral 

de disparo ( 1
1I = 51,0>42.8A, Tabla 5.2).  

La principal contribución de componente de secuencia negativa 
hI 2  era dada por el 

armónico 5º, con otras contribuciones significativas relacionadas con el armónico impar 

11º y el par 2º. Las entradas principales de las componentes de secuencia cero 
hI 0  eran 

los órdenes de armónico impar 3º, 5º y 7º. 

La baja tensión armónica asimétrica (Figura 5.11) junto con el desequilibrio de 

corrientes armónicas (Figura 5.12) fueron las razones para que las componentes de 

secuencia positiva y negativa no fueran despreciables en los órdenes de armónicos 

triples (h=3, 6, 9,…). Además, la componente de secuencia cero fue encontrada en 

cualquier orden de armónico, no sólo en los armónicos triples. En particular, en el punto 

de disparo la medida estaba afectada por un desequilibrio moderado (TPUI =10,6% 

Figura 5.12), aunque era predominantemente distorsionada) (TPDI = 162,2%, Figura 

5.11).  
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Figura 5.11.  Subsistema FV B en una mañana soleada: Indicadores TPDIa y TIDIa, distorsión de corriente armónica para los armónicos 3º,5º,7º y 11º, distorsión de tensión 
armónica individual para el 5º armónico y potencia de salida activa fundamental trifásica. 
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Figura 5.12.  Subsistema FV B en una mañana soleada: indicadores de corrientes de desequilibrio cero y negativo ( 2
hζ  y 0

hζ ) para las corrientes de armónicas 1ª, 3ª y 5ª y el 
indicador TPUI. 
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Figura 5.13.  Componente de corriente transformada absoluta del subsistema FV B en el disparo 
intempestivo de la protección PBC de la línea aérea B.  

5.3. Disparo no deseado de la protección de fase abierta causado por una 
baja calidad de energía: corriente fundamental desequilibrada 

 Esta sección presenta las características de desequilibrio de corrientes de fase que 

condujo al disparo no deseado de la protección PBC de la línea aérea C mediante la cual 

la potencia de salida de la planta FV C era alimentada a la subestación primaria (Tabla 

5.1). Para este propósito, se llevó a cabo una campaña de medidas usando la protección 

digital de la línea en la subestación (Sepam™ Series 80 protective relay). De igual 

manera, el analizador FlukeTM 1760 se instaló en el subsistema FV C (Tabla 5.2) de 

esta planta FV C. 

 Cada subcampo FV de la planta FV C esta agrupado sobre un rack de potencia de 9 

inversores monofásicos (cada inversor individual es de 3 kW). Con el objetivo de 

incrementar la eficiencia a potencia de salida parcial, los tres primeros inversores FV no 

se conectan al mismo tiempo, si no progresivamente.  

Así, cuando la potencia de salida superada el umbral del 0%, el inversor FV con 

menor tiempo de operación se conecta en la fase a. Una vez que se supera el límite de 

los primeros 3 kW, el siguiente inversor se conecta en otra fase, y finalmente el tercer 

inversor en la fase restante cuando se alcanza el límite de 6 kW.  
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Después de los tres primeros inversores, se conecta siempre un conjunto de otros tres 

inversores. El desequilibrio de fase máximo que puede ocurrir en un rack común de 

potencia es obviamente 3 kW, esto es alrededor del 11.1% de la potencia de salida 

asignada.  

Esta configuración cumple con el RD 1663/2000 [29] que permite inversores 

monofásicos hasta de 5 kW. No obstante, esta configuración no siempre conduce a 

corrientes desequilibradas puesto que hay más de cien inversores FV sobre cada 

transformador BT/MT por lo que estadísticamente se compensa el efecto. 

 La Figura 5.14 muestra el indicador de desequilibrio de corriente negativa, a 

frecuencia fundamental, 1
2ζ  del subsistema FV C en intervalos de tiempo de 0,2 s. Este 

indicador decreció fuertemente a medida que el nivel de potencia de salida de 

subsistema FV C creció.  

Se puede ver como, a niveles bajos de potencia de salida (alrededor del 10% de la 

potencia asignada), había algunos puntos que condujeron al disparo no deseado de la 

protección PBC (requerimientos en la Tabla 5.2). 

Este comportamiento de corriente desequilibrada fundamental fue también observado 

en otras líneas de la compañía de distribución ENDESA, alimentadas en sentido inverso 

por plantas FV, y equipadas con inversores FV trifásicos. Estos inversores específicos, 

para mejorar su eficiencia, sólo inyectaban corriente en una fase a niveles de potencia 

de salida bajos, pero estos niveles podían alcanzar hasta el 20% de la potencia asignada 

en algunos casos.  
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Figura 5.14.  Indicador de desequilibrio de corriente negativa, a frecuencia fundamental, del subsistema 
FV C en función de su potencia de salida. 
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6. CONCLUSIONES Y FUTURAS LÍNEAS DE INVESTIGACIÓN 

6.1. Conclusiones y aportaciones de la Tesis 

En esta Tesis Doctoral se han analizado en primer lugar, los requerimientos de 

protección eléctrica para la interconexión con la red de la GDFV desde el nivel de BT a 

AT-MAT. Se ha realizado una revisión y análisis comparativo de estos requerimientos, 

comprendiendo varios reglamentos nacionales/regionales, y normativa o borrador de 

normativa, de muchos países donde los niveles de penetración FV son elevados o, se 

espera que lo sean en el futuro. 

Es interesante resaltar que en España y en otros lugares, los requerimientos de 

protección eléctrica anteriores para BT están claramente definidos, pero no para el resto 

de niveles de tensión. En el nivel de MT, los requerimientos de protección eléctrica 

propuestos han sido definidos teniendo en cuenta los conflictos potenciales con el 

esquema actual de la protección de la red de distribución.  

Sin embargo, en el nivel de transmisión existe una clara necesidad de dar un paso 

hacia delante. Así, en la definición de los requerimientos propuestos para GDFV de 

gran tamaño ha sido necesario incluir también la provisión de servicios auxiliares 

similares a aquellos demandados a las plantas de generación eléctrica convencional. 

En lo referente al segundo bloque de esta Tesis, es decir, los problemas referentes a 

disparos intempestivos de la protección de fase abierta PBC (relé 46), se puede concluir 

que a pesar de que se encuentran muchas referencias bibliográficas en relación con los 

conflictos de protección de red que surgen de la presencia significativa de GD/GDFV en 
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las redes de distribución, ninguno de ellos ha investigado aspectos tales como la baja 

calidad de potencia o estados ferroresonantes como causas potenciales de dichos 

conflictos. Para este propósito, en esta Tesis se ha presentado medidas experimentales 

de conflictos de protección de red centrándose en incidentes reales de protecciones de 

redes reales de una distribuidora. La atención se centra en el disparo no deseado de la 

protección PBC que ocurrió en líneas aéreas/mixtas aéreas-subterráneas de la compañía 

ENDESA alimentadas en sentido inverso por GDFVs. 

En el primer incidente mostrado, la operación de la GPFV A sobre la línea A originó 

dos estados ferroresonantes con grandes corrientes desequilibradas que dispararon la 

protección PBC. Por lo tanto, el principal resultado descubierto fue que líneas no unidas 

en tierra alimentadas en sentido inverso por GDFV podía originar estados 

ferroresonantes con desequilibrio real de corriente.  

Las medidas prácticas que los operadores de las redes de distribución pueden 

imponer para prevenir esta ferroresonancia se basan en:  

• Evitar, por el propio diseño, configuraciones susceptibles a ferroresonancia, por 

ejemplo en sistemas de potencia de MT no unidos a tierra evitar 

transformadores de puesta a tierra en zigzag. Si no es posible, los núcleos 

magnéticos del transformador de puesta a tierra deben trabajar a valores de 

inducción baja. 

• Disminuir la capacidad de fuga del sistema, por ejemplo líneas subterráneas 

frente a líneas aéreas o subterráneas/mezcladas.  

 En el segundo incidente mostrado, la operación de la GDFV B cambió de manera 

sustancial desde el nivel de potencia bajo al nivel nominal. Así, a niveles muy bajos de 

potencia de salida (<9%), los valores relativos de la mayoría de corrientes armónicas 

impares eran extremadamente elevados comparados con los valores correspondientes a 

potencia nominal. Además, la corriente armónica impar dominante no era la del orden 

menor, esto es el armónico de orden 3º (armónico de secuencia cero principalmente) 

sino el armónico de orden 5º (armónico de secuencia negativa principalmente).  

El principal resultado revelado en este incidente fue que los armónicos impares eran 

la contribución principal al desequilibrio real de corriente. Esto es de un interés 

principal para los órganos reguladores, con el propósito de definir requerimientos de 

calidad de potencia más fuertes para la GDFV. Así, es necesario que se definan 

claramente los límites de emisión de corriente en las normas, ya que por ejemplo, a 
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niveles bajos de potencia de salida las corrientes armónicas medidas superaron hasta 

100 veces los valores establecidos en las normas actuales. 

Hasta que aparezca normas más severas, la medida práctica que los operadores de las 

redes de distribución pueden implementar para prevenir el disparo no deseado pueden 

ser el cambio del umbral de protección, por ejemplo subir el umbral de arranque I2/I1 

desde el 5 al 10%.  

En el tercer incidente mostrado, la operación de la GDFV C, a niveles bajos de 

potencia de salida era fundamentalmente una operación desequilibrada. El principal 

resultado expuesto en este incidente real fue que el desequilibrio de corriente 

fundamental era la principal contribución al desequilibrio real de corriente.  

A menos que los inversores FV monofásicos sean prohibidos en GDFV, la medida 

práctica que los operadores de la redes de distribución pueden implementar para 

prevenir el disparo no deseado pueden ser de nuevo el cambio del umbral de protección. 

Actualmente la operativa es anular la protección o bien variar el tiempo de arranque a 

límites excesivamente altos, dependiendo de la compañía distribuidora.  

El desequilibrio de corriente permisible para estas GDFV debería ser mantenido por 

debajo del 10% para corrientes no despreciables en las futuras normas. 

En todos los incidentes mostrados se ve claramente la importancia de establecer los 

límites en normas para armónicos o desequilibrio en una base de promediado de 

tiempos de 0.2 s al menos. 

Otras conclusiones, más generales, que se pueden extraer al término de esta Tesis se 

citan a continuación: 

• Se hace necesaria una definición clara de los requerimientos de protección de la 

interconexión de la GDFV a todos los niveles de tensión, especialmente en 

AT/MAT. 

• Igualmente es necesaria por parte de las administraciones nacionales la 

adopción de una normativa internacional uniforme al efecto para evitar el uso 

tan dispar que se hace de los requerimientos en función del país. 

• Por parte de los fabricantes de la protección PBC (relé 46), tras este estudio, 

parece claro que la lógica del circuito de disparo de la protección debería ser 

modificada para que sea sensible solo a la corriente fundamental y no a 

armónicos de orden superior. 
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6.2. Futuras líneas de investigación 

El auge de la GDFV tanto en número de instalaciones, como en el incremento de 

penetración en la red de los sistemas eléctricos de potencia, plantea la necesidad de que 

ésta deba ser considerada en el diseño futuro de redes eléctricas de distribución. A partir 

de esta consideración y de los resultados obtenidos en la Tesis Doctoral, se sugieren los 

siguientes trabajos como futuras líneas de investigación:  

• Análisis y propuesta de un marco unificado para el tarado de las protecciones 

del sistema de interconexión GDFV–sistema eléctrico de potencia. El tarado de 

la protección es un elemento vital en el funcionamiento (o malfuncionamiento) 

de determinadas protecciones implicadas en el sistema de interconexión. Así, 

los incumplimientos de calidad y continuidad están fuertemente penalizados por 

la legislación, e implican un gran costo económico que deben asumir las 

distribuidoras, sin ser ellas las causantes.  

• Redefinición de la protección PBC. Aparte de una modificación del tarado en 

los casos en los que esta protección se encuentre en líneas de MT con GDFV 

interconectada, sería interesante la definición de una nueva lógica de protección 

aunque con el mismo objetivo, esto es, la detección de caída de una fase en un 

suelo resistivo. Las protecciones alternativas existentes en la actualidad no 

cubren el espectro de protección de ésta. 

• Determinación del grado de cumplimiento de un marco normativo unificado a 

nivel internacional para la interconexión de GD-FV. Puesto que el 

cumplimiento de normas locales/nacionales/internacionales por parte de las 

compañías distribuidoras es muy dispar, sería muy interesante conocer el grado 

de cumplimiento alcanzado frente a una propuesta de marco normativo 

unificado, teniendo en cuenta naturalmente las peculiaridades en cada tipo de 

topología. 

• Determinar de forma precisa los requerimientos de calidad de onda que deben 

ser incluidos en las normas de inversores FVs fruto de los resultados de esta 

tesis. 

• Rediseño, por parte de los fabricantes de inversores FVs, del circuito de control 

de corriente de salida para cumplir requerimientos en relación con emisión de 

corriente armónica y desequilibrio de corriente más estrictos.  
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ANEXOS 

 

ANEXO 1 

A1. Topología de redes 

A1.1. Topología en redes de MT en España  

Las distribuidoras y la legislación en España dividen el territorio en varios tipos 

dependiendo de su distribución de población. Los requerimientos en relación con los 

niveles de calidad determinan la topología de red debido a su diferente costo. La 

división del territorio es la siguiente:  

• Urbano: conjunto de municipios de una provincia con más de 20.000 

suministros, incluyendo capitales de provincia, aunque no lleguen a la cifra 

anterior. Se utilizan preferentemente redes subterráneas, y en concepto, la 

topología de la red tiene que soportar el fallo simple (criterio N–1) con 

maniobra, lo cual implica existencia de apoyo pleno en la red; de esta forma, es 

posible alimentar el 100% de la carga de una línea desde otras adyacentes, ante 

un fallo en su cabecera.  

Para conseguir este apoyo y disponer de una cobertura del 100% de la demanda 

punta de una subestación por la red de MT con unos tiempos de maniobra 

reducidos, la configuración es preferentemente la de bucle autosuficiente entre 

dos subestaciones (particularmente en redes de nuevo diseño), aunque también 

se permitirá la de bucle autosuficiente sobre la misma subestación.  

Cabe destacar la existencia de otra estructura basada en centro de reparto 

(estructura de “malla autosuficiente”), que aunque “a priori” sólo se justifica en 

redes ya existentes, sí se plantea como germen de una nueva subestación 

AT/MT que empieza sólo con el planta de MT. Los centros MT/BT estarán 

conectados en entrada/salida sobre la línea MT (dos celdas de línea y una de 

protección de transformador). El esquema es el que aparece en la Figura A1.1. 
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Figura A1.1.  Esquema zona urbana. 

• Semiurbano: conjunto de municipios de una provincia con un número de 

suministros comprendido entre 2.000 y 20.000, excluyendo capitales de 

provincia. Para los núcleos de población con más de 2.000 suministros la 

topología de la red debe garantizar la cobertura total de la demanda ante fallo 

simple (criterio N–1), por lo que aunque en concepto la estructura de red pueda 

ser radial, las líneas que alimentan núcleos de población deberán tener apoyo 

desde la misma subestación (a ser posible de diferente barra) o de otras 

subestaciones próximas. 

La red será aérea o subterránea, en función de los condicionantes impuestos por 

el entorno, aunque en los núcleos de población será preferentemente 

subterránea y los centros de transformación se dispondrán en entrada/salida 

sobre la línea MT. 

Las derivaciones radiales obedecerán al tipo y localización de los suministros. 

El esquema aparece en la Figura A1.2. 
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Figura A1.2.  Esquema zona semiurbana. 

• Rural concentrado: conjunto de municipios de una provincia con un número de 

suministros comprendido entre 200 y 2.000. La red suele ser aérea con 

estructura radial sin necesidad de apoyo, aunque puede ser subterránea en las 

zonas más céntricas de las poblaciones. No obstante, se procura mallar siempre 

que es posible. Dentro de los núcleos principales de población, la red podrá ser 

subterránea y los centros de transformación se podrán disponer en 

entrada/salida sobre la línea MT. El esquema aparece en la Figura A1.3. 

 

Figura A1.3.  Esquema zona rural concentrada. 
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Rural disperso: conjunto de municipios de una provincia con menos de 200 

suministros, así como los suministros ubicados fuera de los núcleos de 

población que no sean polígonos industriales o residenciales. La red es aérea 

generalmente con estructura radial, sin necesidad de apoyo, aunque puede ser 

subterránea en las zonas más céntricas de las poblaciones. Dentro de los 

núcleos principales de población, la red podrá ser subterránea y los centros de 

transformación se podrán disponer en entrada/salida sobre la línea MT. Como 

valores orientativos: la longitud máxima de la arteria principal será el valor en 

km de la tensión nominal, más un 10%; la derivación de mayor longitud será el 

valor en km de la tensión nominal, más un 25%, desde cabecera de línea. 

• Zonas especialmente sensibles: son zonas locales estratégicas en mercados de 

gran dispersión, que requieren doble alimentación por necesidades específicas 

de calidad de suministro. Igualmente pueden existir requerimientos locales que 

obliguen a la realización de redes subterráneas, como si se tratase de zona 

urbana, en zonas donde no es estrictamente necesario. En cualquier caso, para 

que sea exigible que una línea MT sea subterránea, es necesario que los terrenos 

estén urbanizados o en curso de urbanización debido a la legislación en España. 

• Polígonos industriales: las redes son normalmente aéreas o subterráneas en 

función de la normativa local, y se orientan al bucle autosuficiente, aunque 

también puede haber alimentaciones directas a clientes de MT de elevada 

potencia. En los casos en que la red (o parte de ella) sea de tipo subterránea, la 

topología suele ser de anillo o de bucle autosuficiente, al menos en los tramos 

soterrados. 

A1.2. Topología en redes de BT y MT en EE.UU. 

El modelo de distribución de energía terminal americano es diferente del modelo 

europeo. Así, se establece una red de distribución de BT mucho más pequeña, en la 

cual, la distancia a los usuarios terminales es muy pequeña, mayoritariamente viviendas 

unifamiliares con transformadores de muy pequeño tamaño para una o pocas viviendas 

en postes aéreos.  

La distribución en MT se hace en tensiones relativamente bajas comparadas con el 

modelo europeo, tensión normalmente de 13,2 kV. [180] y, cumple simultáneamente las 

funciones de BT y MT europeas (Figuras A1.4 y A1.5). En la Figura A1.5 se muestra 

un esquema global que incluye todos los niveles de tensión. 
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Figura A1.4.  Esquema de trasmisión, distribución y consumo de energía eléctrica en EE.UU.. 

 

Figura A1.5.  Red de MT unida a una red de BT en configuración de punto de entrega en EE.UU. [15]. 
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Figura A1.6.  Red de MT unida a una red de BT en configuración de red en EE.UU. [16]. 

A1.3. Topología en redes de AT en EE.UU. 

La distribución en AT sin embargo, se realiza a tensiones superiores debido a las 

grandes distancias por el gran tamaño del país. Por este factor se usa también la 

distribución en DC y tensión elevada por sus menores pérdidas en más de 5.000 km de 

línea, como se puede apreciar en la Tabla A1.1. 

La red estadounidense de AT se divide en 3 sectores:  

• Western Interconnection (el Oeste de los EEUU). 

• Eastern Interconnection (Este). 

• Electric Reliability Council of Texas (ERCOT) o The Texas System que 

comprende el estado de Tejas. 
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Tensión Longitud (millas) 

AC (kV)  

230  76.762 

345 49.250 

500 26.038 

765 2.453 

TOTAL AC 154.503 

DC (kV)  

250-300 930 

400 852 

450 192 

500 1.333 

TOTAL DC 3.307 

TOTAL AC & DC 157.810 

 

 Tabla A1.1.  Sistema de transporte estadounidense [181]. 

Las divisiones regionales del North American Energy Reliability Council (NERC), 

Figura A1.7, son 10 y provienen de muy diversos orígenes: distribuidoras particulares, 

públicas, cooperativas rurales y agencias federales. 

Son las siguientes: 

• ECAR - East Central Area Reliability Coordination Agreement. 

• ERCOT - Electric Reliability Council of Texas. 

• FRCC - Florida Reliability Coordinating Council. 

• MAAC - Mid-Atlantic Area Council. 

• MAIN - Mid-America Interconnected Network. 

• MAPP - Mid-Continent Area Power Pool. 
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• NPCC - Northeast Power Coordinating Council. 

• SERC - Southeastern Electric Reliability Council. 

• SPP - Southwest Power Pool. 

• WSCC - Western Systems Coordinating Council. 

 

Figura A1.7.  Mapa de las divisiones regionales de EE.UU.. 

La Figura A1.8 presentar de manera esquemática las tensiones normalizadas en cada 

nivel de tensión. 
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Figura A1.8.  Tensiones normalizadas en EE.UU. [7].
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Anexo 2 

A2. Protección de la red 

A2.1. Modelo europeo  

A2.1.1. Protección en redes de baja tensión 

Las redes de BT están protegidas habitualmente por interruptores/seccionadores y/ó 

fusibles de protección del transformador [182]. 

A2.1.2. Protección en redes de media tensión 

Las protecciones en este nivel de tensión están reguladas por diversas normas, cada 

una propia de cada distribuidora [92,106,113,167,168,169,183]. 

En términos generales existen una serie de protecciones estándar en todas las 

distribuidoras para proteger las líneas de MT en las cabeceras (subestaciones). 

Normalmente estas protecciones son ya de tipo digital y se encuentran centralizadas en 

interruptores de SF6, aunque inicialmente eran electromecánicas algunas de ellas. En el 

caso de ENDESA Distribución Eléctrica S.L.U. se instalan las siguientes protecciones 

[183]: 

• Relé instantáneo de sobreintensidad y velocidad de aumento de intensidad (relé 

50): funciona instantáneamente con un valor excesivo de corriente o con un 

valor excesivo de velocidad de aumento de corriente. 

• Relé instantáneo de sobreintensidad y velocidad de aumento de intensidad en 

neutro (relé 50N): funciona instantáneamente con un valor excesivo de 

corriente o con un valor excesivo de velocidad de aumento de corriente. 

• Relé temporizado de sobreintensidad con característica de tiempo inversa o 

definida (relé 51): funciona cuando la corriente de un circuito de AC sobrepasa 

un valor dado. 

• Relé temporizado de sobreintensidad de neutro con característica de tiempo 

inversa o definida (relé 51N): cuando la corriente de un circuito de AC 

sobrepasa un valor dado. 

• Relé temporizado de sobreintensidad a tierra con característica de tiempo 

inversa o definida (neutro sensible, relé 51G): funciona cuando la corriente de 
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un circuito de AC sobrepasa un valor dado. 

• Relé de intensidad para equilibrio o inversión de fases (relé 46). funciona 

cuando las corrientes polifásicas están en secuencia inversa o desequilibrada o 

contienen componentes de secuencia negativa.  

• Relé de reenganche de CA (relé 79): controla el reenganche y enclavamiento de 

un interruptor de CA. En una línea de MT se tienen dos reenganches, uno 

rápido y otro lento (para evitar fallos espúreos de arbolado, pájaros, etc.). En 

redes subterráneas de MT solo tiene uno lento de unos 60 s normalmente. 

A2.1.3. Protección en redes de alta tensión 

Las topologías que existen en los diferentes países europeos se armonizan en este 

nivel de tensión, e incluso normalmente el nivel de referencia de tensión. Por tanto, se 

va a describir a continuación las protecciones usadas de manera general en el entorno 

europeo.  

Los sistemas de protección contra cortocircuitos en AT utilizan dispositivos de 

protección, cuyo principio de medida es fundamentalmente de cuatro tipos [184]: 

• Medida de la distancia desde el punto de la protección hasta el de la falta 

(protección distancia). Su tiempo de actuación presenta una característica 

escalonada, dependiendo de la zona en que se encuentre la falta. 

• Medida del valor de la intensidad desde el punto de la protección hacia la falta, 

y control de su dirección (protección de sobreintensidad direccional: la más 

utilizada es activada por la intensidad residual, o suma de las tres intensidades 

de fase, que sólo existe en caso de falta involucrando contacto con tierra). 

Puede actuar instantáneamente, o con tiempo tanto menor cuanto mayor sea el 

valor de la intensidad. En el primer caso, su umbral de actuación será lo 

suficientemente alto para asegurar que la falta está en la línea protegida. 

• Medida del desfase entre las intensidades de ambos extremos de línea 

(protección de comparación de fase). La protección de cada extremo compara la 

fase relativa de las intensidades entre extremos de línea, detectando falta si 

existe desfase superior a uno de tolerancia. Este desfase, llamado ángulo de 

bloqueo, directamente relacionado con la sensibilidad de la protección, es el 

que compensa los desfases no deseados, introducidos por el tiempo de 

transmisión de la señal y la intensidad capacitiva de la línea.  
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La protección puede ser de fases segregadas, si existen tres comparaciones 

independientes (habitualmente una por fase). Las protecciones no segregadas, 

únicas utilizadas hasta hace pocos años, comparan una sola magnitud entre 

extremos. Esta magnitud es una combinación lineal de las intensidades de fase o 

de componentes simétricas. 

La decisión de disparo es única, por lo que es necesario un selector de fases para 

seleccionar los disparos monofásicos. El tiempo de actuación de esta protección 

es instantáneo. 

• Medida del valor de la suma de intensidades que confluyen en la línea 

(protección diferencial). Utilizada tradicionalmente sólo en líneas muy cortas, 

su uso se ha hecho posible de forma generalizada, al aplicar a las protecciones 

la tecnología digital y las comunicaciones de banda ancha. Su tiempo de 

actuación es instantáneo. 

A2.1.3.1. Protección de líneas 

En la red de transporte (AT), normalmente mallada, el objetivo es el disparo de los 

extremos de la línea con falta, y en tiempo inferior al máximo admisible. Dependiendo 

de este valor, se podrán utilizar las siguientes protecciones [127] (en el anexo 3 hay una 

descripción de las faltas mas comunes que activan dichas protecciones): 

A2.1.3.1.1 Sin enlace de comunicación: No instantáneas en el 100% de la línea 

• Protección de distancia. 

• Protección de sobreintensidad direccional (generalmente para faltas a tierra). 

A2.1.3.1.2 Con enlace de comunicación. Instantáneas 

Protección unitaria: es aquélla cuyo funcionamiento y selectividad de zona 

dependen de la comparación de las magnitudes eléctricas en un extremo de 

línea respecto a las del otro. Hay dos tipos: 

 Comparación de fase 

 Diferencial longitudinal 

Protección no unitaria: en ésta, a diferencia de la unitaria, su 

funcionamiento y selectividad de zona dependen sólo de magnitudes 

medidas en un extremo y, en algunos casos, del intercambio de señales 

lógicas entre extremos. Se divide en: 
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  En subalcance: 

a) Con teledisparo. 

Sistema de protección, en general de distancia, con protecciones en 

subalcance en cada extremo, y en el cual se transmite una señal 

cuando la protección en subalcance detecta  una falta. La recepción 

de la señal en el otro extremo inicia el disparo, de forma 

independiente a las protecciones locales.  Este sistema de 

protección apenas se utiliza en la red, por su menor fiabilidad. 

b) Permisivo 

 Sistema de protección, en general de distancia, con protecciones en 

subalcance en cada extremo, y en el cual se transmite una señal 

cuando la protección en subalcance detecta una falta. La recepción 

de la señal en el otro extremo inicia el disparo, si otra protección 

local permisiva ha detectado la falta. 

c)  Con aceleración 

Sistema de protección, en general de distancia, con protecciones en 

subalcance en cada extremo, y en el cual se transmite una señal 

cuando la protección en subalcance detecta una falta. La recepción 

de la señal en el otro extremo permite la medida secuencial de una 

zona en sobrealcance para iniciar el disparo. 

  En sobrealcance: 

a) Permisivo 

Sistema de protección, en general de distancia, con protecciones en 

sobrealcance en cada extremo, y en el cual se transmite una señal 

cuando la protección en sobrealcance detecta una falta. La recepción 

de la señal en el otro extremo permite que la protección en 

sobrealcance local inicie el disparo. 

b) Bloqueo 

Sistema de protección, en general de distancia, con protecciones en 

sobrealcance en cada extremo, y en el cual se transmite una señal 

cuando se detecta una falta externa hacia detrás. La recepción de la 
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señal en el otro extremo bloquea la iniciación de disparo de la 

protección en sobrealcance local. 

c)  Desbloqueo 

Sistema de protección, en general de distancia, con protecciones en 

sobrealcance en cada extremo, y en el cual se transmite al otro 

extremo una señal de bloqueo en permanencia hasta que la 

protección en sobrealcance: detecta una falta, elimina la señal de 

bloqueo, y manda una señal de desbloqueo al otro extremo. La 

desaparición de la señal de bloqueo, coincidiendo con la recepción 

de la señal de desbloqueo, permite que la protección local inicie el 

disparo. Habitualmente, si no se recibe señal de desbloqueo, tras 

desaparecer la señal de bloqueo, está previsto permitir que la 

protección en sobrealcance inicie el disparo durante un intervalo de 

tiempo variable, en general entre 100 y 200 ms. 

d) Comparación direccional 

Sistema de protección en sobrealcance, en general no de distancia, y 

en el cual, en cada extremo de la línea, se comparan las condiciones 

de funcionamiento relativas de elementos de medida de ángulo, con 

referencia de intensidad o tensión locales. En EE.UU. el término 

“directional comparison protection” se utiliza para toda protección 

no unitaria con enlace de comunicación, sea o no de distancia en 

subalcance o sobrealcance. 

A2.1.3.2. Protección de barras 

En este nivel de tensión (AT), las barras y su protección juegan un papel decisivo a 

nivel de la protección general del sistema. 

Para la protección principal de barras se utilizan protecciones de alcance definido, 

según el principio diferencial [127]. Su tiempo de actuación es instantáneo. El criterio 

de actuación de una protección diferencial es detectar un valor superior al ajustado, en 

la suma vectorial de dos o más magnitudes eléctricas. En la práctica, los vectores 

sumados son las intensidades que confluyen sobre un elemento de la red. La suma será 

distinta de cero, con falta dentro de la zona delimitada por los transformadores de 

intensidad que informan a la protección. Por tanto, es una protección de alcance 
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definido contra cortocircuitos. 

La magnetización, pérdidas y saturación de los núcleos de los transformadores de 

medida introducen errores y provocan una intensidad diferencial de desequilibrio 

permanente. En faltas externas al elemento, con intensidades altas pasantes, este 

desequilibrio es aún más acusado.  

El ajuste de la protección por encima del máximo valor de desequilibrio la haría muy 

poco sensible, por lo que es necesario introducir factores de estabilización. 

La protección diferencial de embarrados tiene requisitos específicos: 

• Al haber muchos circuitos cuyas intensidades hay que sumar, se acumula mayor 

desequilibrio, debido a errores en los transformadores de medida. 

• La potencia de cortocircuito es muy elevada; una falta externa cercana puede 

provocar la saturación total de los transformadores de medida de la línea de 

salida al cortocircuito, por la que circula la suma de las intensidades de 

aportación del resto de las líneas. 

• El esquema de explotación de una subestación no es siempre el mismo. Por 

ello, hay que informar a la protección de la configuración real en cada 

momento, para que la medida sea correcta y sean selectivas las órdenes de 

disparo emitidas. 

Las graves consecuencias que sobre el sistema tiene, tanto la pérdida de un 

embarrado como la presencia mantenida de falta en barras, exigen a la protección 

rapidez, seguridad, obediencia y selectividad. 

La protección de acoplamiento, en configuraciones de doble barra, puede ser de 

sobreintensidad o de distancia con característica de impedancia. Su actuación es 

temporizada y da orden de disparo al interruptor de acoplamiento. Su tiempo de 

actuación debe ser inferior al de apoyo de los embarrados (tiempo de segunda zona en 

caso de líneas), y superior al de fallo de interruptor. Su alcance debe permitir detectar 

faltas en barras, sin entrar en competencia con las segundas zonas de líneas. 

Puede ser difícil o imposible hacer compatible estos criterios con el de selectividad 

ante faltas externas a las barras, sobre todo si la protección es de sobreintensidad de 

tiempo inverso. 
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A2.1.3.3 Reenganchador en alta tensión 

El reenganchador tiene la función de emitir orden de reconexión a los interruptores 

tras actuar las protecciones que deban iniciar la secuencia de reenganche. Existen 

diversos modos de funcionamiento del reenganchador [127]: 

• Fuera de servicio: informa a las protecciones para que ordenen disparo trifásico 

ante cualquier tipo de cortocircuito, y no emite orden de reenganche alguna. 

• Monofásico: emite orden de reenganche en tiempo monofásico, tras recibir 

arranque monofásico de las protecciones. 

• Mono más trifásico: emite orden de reenganche en tiempo monofásico, tras 

recibir 

• Arranque monofásico de las protecciones. emite orden de reenganche en tiempo 

trifásico, tras recibir arranque trifásico de las protecciones. 

• Trifásico: informa a las protecciones para que ordenen disparo trifásico ante 

cualquier tipo de cortocircuito. Emite orden de reenganche en tiempo trifásico, 

tras recibir arranque de las protecciones. El reenganche trifásico se supervisa a 

través de relés de comprobación de sincronismo. Este relé recibe información 

de las tensiones a cada lado del interruptor. En función de su ajuste, permitirá 

que prospere la orden de reenganche, en alguna o algunas de las siguientes 

circunstancias: 

 Con tensión en barras y sin tensión en línea. 

 Con tensión en línea y sin tensión en barras. 

 Con tensión en línea y con tensión en barras. 

En este último caso, comprueba que la tensión diferencial entre ambos lados del 

interruptor es inferior a un valor de ajuste. La tensión diferencial admisible se 

ajusta en función del módulo y ángulo de las tensiones supervisadas. Para evitar 

que, en condiciones de deslizamiento, se permita el cierre con una tensión 

diferencial mayor a la admisible, esta característica está temporizada. 

Habitualmente, este relé también realiza la función de supervisión del cierre 

voluntario. 
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A2.2. Modelo de EE.UU.  

Si bien la norma norteamericana NFPA 70 (National Electric Code) [185] y otras en 

línea con la norma IEEE 1547.2 [7] presenta un planteamiento general único, existen 

diversas peculiaridades con respecto a la topología de sus redes, que condicionan la 

protección de los diversos elementos que la componen [186]. 

A2.2.1. Protección en redes de media tensión 

La norma IEEE 1547.2 [7] contiene los requerimientos universales para la protección 

de redes de media tensión (Figuras A2.1, A2.2, A2.3). Sin embargo, muchas 

distribuidoras tienen su normativa particular, hecho especialmente relevante en EE.UU..  

 

 

 

Figura A2.1.  Relés de protecciones en redes de MT en EE.UU. [7]. 
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Figura A2.2.  Ejemplo de sistema de distribución de MT con diversas cargas en EE.UU. y protección de 
líneas [7] 
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Figura A2.3.  Ejemplo de sistema de distribución de MT en EE.UU. y protección de líneas [7]. 
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Anexo 3 

A3. Tipo de faltas  

Las faltas que originan una respuesta de las protecciones en las redes de distribución 

son tan diversas como la propia red. No obstante, se pueden englobar en las tipologías 

típicas [7] mostradas en la Tabla A3.1. 

 
TIPO DE FALTA CAUSA

Mecánica 

Avifauna
Arbolado 
Colisión de vehículos 
Vientos 
Nieve o hielo 
Contaminación 
Vandalismo 
Desastres naturales 

Eléctrica 
Rayos
Cargas dinámicas 
Sobretensiones dinámicas 

Aislamiento 

Defectos de diseño
Problemas de fabricación 
Instalación incorrecta 
Aislamiento deteriorado o sucio 

Térmica Sobrecorrientes
Sobretensión 

Tabla A3.1. Tipos de faltas más comunes en redes de distribución. 

Las causas de tipo mecánico y eléctrico son las más usuales, gracias al 

mantenimiento que los operadores de las redes de distribución hacen de éstas, siendo 

por tanto las causas debido al aislamiento y las térmicas mucho más improbables, 

además de naturaleza impredecible o sujetas a fenómenos aleatorios.  

Todas ellas se pueden dar en todos los niveles de tensión. No obstante las causas 

mecánicas suelen ser menos usuales en AT debido a la mayor altura de las líneas y a su 

construcción más robusta y sujeta a normas más estrictas. 
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Anexo 4 

A4. Apoyo de red dinámico  

A4.1. Definiciones  

Se establecen las siguientes definiciones en aras a una mejor compresión del 

concepto apoyo de red dinámico [109,187]: 

• Cortocircuito correctamente despejado: se considera que un cortocircuito en el 

sistema eléctrico ha sido correctamente despejado cuando la actuación de los 

sistemas de protección ha sido acorde con los criterios establecidos en el 

procedimiento de operación.  

• Periodo de falta: tiempo comprendido entre el inicio de un cortocircuito (con 

caída de la tensión por debajo de 0,85 pu en el sistema eléctrico) y el instante en 

el que dicho cortocircuito es despejado por la actuación de los sistemas de 

protección previstos al efecto. 

• Hueco de tensión: disminución brusca de la tensión seguida de su 

restablecimiento después de un corto lapso de tiempo. Por convenio, un hueco 

de tensión dura de 10 ms a 1 min. 

• Periodo de recuperación de tensión posterior al despeje de la falta: tiempo 

comprendido entre el instante de despeje de la falta y el instante en el que la 

tensión en el punto de conexión a red pasa a estar de nuevo comprendida dentro 

de los límites admisibles de variación para la operación del sistema eléctrico. 

• Potencia aparente nominal: mayor potencia aparente que pueda suministrar la 

instalación de forma permanente a la tensión nominal. 

• Intensidad nominal: Intensidad correspondiente a la potencia aparente nominal 

y a la tensión nominal. 

A4.2. Apoyo de potencia activa y reactiva durante la falta 

A4.2.1. Faltas equilibradas 

Tanto durante el periodo de mantenimiento de la falta, como durante el periodo de 

recuperación de tensión posterior al despeje de la misma, no podrá existir, en el punto 

de conexión a la red, consumo de potencia reactiva por parte de la instalación [31]. 
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No obstante, se admiten consumos puntuales de potencia reactiva únicamente 

durante los primeros 40 ms inmediatamente posteriores a la aparición de la falta y 

durante los 80 ms inmediatamente posteriores al despeje de la misma, y ello, siempre y 

cuando se cumplan las siguientes condiciones: 

• Durante un periodo de 40 ms desde que se produce la falta, el consumo neto de 

potencia reactiva de la instalación, en cada ciclo (20 ms), no deberá ser superior 

al 60% de la potencia nominal registrada. 

• Durante los primeros 80 ms desde que se despeja la falta, el consumo neto de 

energía reactiva de la instalación no deberá ser superior a la energía reactiva 

equivalente al 60% de la potencia nominal registrada de la instalación durante 

un periodo de 80 ms. 

De forma paralela, tanto durante el periodo de mantenimiento de la falta, como 

durante el periodo de recuperación de tensión posterior al despeje de la misma, no podrá 

existir, en el punto de conexión a la red, consumo de potencia activa por parte de la 

instalación. 

No obstante lo anterior, en este caso se admite también la existencia de consumos 

puntuales de potencia activa durante los primeros 40 ms inmediatamente posteriores a la 

aparición de la falta y los 80 ms inmediatamente posteriores al despeje de la misma. 

Durante todo el régimen perturbado, la instalación estará capacitada para inyectar a 

la red una corriente aparente de, al menos, el valor de la intensidad nominal de la 

instalación. La aportación de intensidad por parte de la instalación al sistema eléctrico, 

durante las perturbaciones, se efectuará de modo que el punto de funcionamiento esté 

gobernado por un sistema de regulación automática de tensión con un principio de 

funcionamiento similar al regulador de tensión de los generadores síncronos 

convencionales (ya sea a nivel de punto de conexión a la red o a nivel de máquina con 

la correspondiente traslación a bornes de la misma de los valores de tensión eficaz del 

punto de conexión a la red) cumpliendo los siguientes requisitos: 

• Durante la perturbación mantendrá la consigna de tensión del régimen 

permanente previo si el control de régimen permanente estaba funcionando a 

consigna de tensión. 

• Durante la perturbación mantendrá como consigna de tensión la previa a la 

perturbación si el control de régimen permanente estaba funcionando a 
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consigna de potencia reactiva o de factor de potencia. 

• Dicho regulador comenzará inmediatamente su actividad en el momento en que 

la tensión eficaz en el punto de conexión a la red salga de los límites admisibles 

de actuación, que establezca el operador del sistema, ya sea por subtensión 

sobretensión y, una vez finalizada la perturbación, permanecerá activo durante 

al menos 30 s una vez se mantenga la tensión permanentemente dentro de los 

límites admisibles para la operación del sistema eléctrico. Posteriormente, 

retornará al régimen de funcionamiento previo a la perturbación. 

• Independientemente de su realización física, se comportará en su conjunto 

como un control proporcional al error (desvío por unidad de la tensión respecto 

de la tensión de consigna) de acuerdo al esquema de bloques simplificado de la 

Figura A4.1: 

 

Figura A4.1.  Esquema de bloques simplificado del control. 

 donde Vc es la tensión eficaz unitaria de consigna, V es la tensión eficaz unitaria 

en el punto de conexión a la red; la constante K representa la ganancia 

proporcional y T representa a la constante de tiempo. La Irmax(V) corriente 

reactiva unitaria que se entrega a la red en base a la corriente aparente nominal es 

Ir estando la misma, limitada tanto superior como inferiormente, en función de la 

tensión V. 

• Dentro del margen de tensión del ±ΔV, alrededor de la tensión nominal, la 

instalación tendrá capacidad para absorber/inyectar la misma potencia reactiva 

exigida para el control de la tensión en el régimen permanente. 

• Los límites de saturación mínimos de la corriente reactiva inyectada/absorbida 

Ir que debe poder alcanzar la instalación mediante el regulador de tensión del 

régimen perturbado se indican en la Figura A4.2 mediante dos curvas 

poligonales (A-B-C-D-E y A’-B’-C’-D’-E’). No obstante, en función de la 

evolución futura de la dinámica de las tensiones el operador del sistema podrá 

dar instrucción de modificación de dichos límites mínimos de saturación, ya sea 
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de modo general o en emplazamientos concretos, por otros de valor inferior, 

perdiendo adicionalmente el carácter de límites mínimos.  

 

Figura A4.2.  Límites de saturación mínimos de inyección/absorción de corriente reactiva Ir. 

• Para tensiones eficaces en el PCC en el rango 0,85 ≤ V ≤ 1,15pu la corriente 

reactiva inyectada responderá a lo que determine el control de tensión pudiendo 

saturar en los límites del regulador, no obstante, prevalecerán los controles de la 

potencia activa, sobre el de tensión de modo que: 

 Para tensiones eficaces en el punto de conexión a la red en el rango 

0,85 ≤ V ≤ 1− ΔV la instalación respetará una limitación inferior y 

otra superior de la corriente activa (excluyendo los 

incrementos/decrementos de corriente activa que se pudieran 

superponer por orden del control de potencia-frecuencia o, en su caso, 

de la emulación de inercia) en función de la tensión eficaz V indicados 

en la Figura A4.3 donde Pao es la potencia activa aportada por la 

instalación (o la máquina) previa a la perturbación. La posible 
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violación a dicha limitación de corriente activa deberá ser eliminada 

antes de 250 ms. 

 Para tensiones eficaces en PCC en rango 1− ΔV ≤ V ≤ 1+ ΔV la 

instalación tendrá como objetivo mantener la potencia activa previa a 

la perturbación (excluyendo los incrementos/ decrementos de 

corriente activa que se pudieran superponer por orden del control de 

potencia-frecuencia o, en su caso, de la emulación de inercia). 

 Para tensiones eficaces en el punto de conexión a la red en el rango 1+ 

ΔV ≤ V ≤ 1,15 pu la instalación tratará, en la medida de lo posible, 

mantener la potencia activa previa a la perturbación. 

• Para tensiones eficaces en el punto de conexión a la red inferiores a 0,85 pu o 

superiores a 1,15 pu, la inyección/absorción de corriente reactiva deberá saturar 

en los límites del regulador prevaleciendo el control de tensión sobre la 

corriente activa, no obstante, la instalación respetará:  

 Una limitación inferior y otra superior de la corriente activa en 

función de la tensión eficaz V en el rango 0 ≤ V ≤ 0,85 pu indicadas en 

la Figura A4.3. La posible violación a dichas limitaciones de corriente 

activa deberá ser eliminada antes de 40 ms (Figura A4.3) 

 Para tensiones superiores a 1,15 pu la instalación tratará, en la medida 

de lo posible, mantener la potencia activa previa a la perturbación. 

 

Figura A4.3.  Límites inferior y superior de la corriente activa Ia en valores unitarios respecto de 
la potencia nominal aparente de la instalación. 
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La ganancia K y la constante de tiempo T del regulador serán tales que: 

• Para tensiones eficaces en el punto de conexión a la red inferiores a 0,85 pu o 

superiores a 1,15 pu, la velocidad de respuesta sea tal que se alcance el 90% de 

la acción de control requerida en menos de 40 ms 

• Para tensiones eficaces en el punto de conexión a la red comprendidas en el 

rango 0,85 ≤V ≤1,15pu la velocidad de respuesta sea tal que se alcance el 90% 

de la acción de control requerida en menos de 250 ms; no obstante, el operador 

del sistema podrá requerir dicha respuesta en hasta 1 s. 

• El error de régimen permanente deberá coincidir con el correspondiente al 

control de tensión de régimen permanente. 

A4.2.2. Faltas desequilibradas (monofásicas y bifásicas) 

Tanto durante el periodo de mantenimiento de la falta, como durante el periodo de 

recuperación de tensión posterior al despeje de la misma, no podrá existir en el punto de 

conexión a la red, consumo de potencia reactiva por parte de la instalación [31]. 

No obstante lo anterior, se admiten consumos puntuales de potencia reactiva durante 

los 80 ms inmediatamente posteriores al inicio de la falta y los 80 ms inmediatamente 

posteriores al despeje de la misma. Adicionalmente se permiten consumos transitorios 

durante el resto de la falta, siempre que se cumplan las siguientes condiciones: 

• El consumo neto de energía reactiva de la instalación no deberá ser superior a la 

energía reactiva equivalente al 40% de la potencia nominal registrada de la 

instalación durante un periodo de 100 ms.  

• El consumo neto de potencia reactiva de la instalación, en cada ciclo (20 ms), 

no deberá ser superior al 40% de su potencia nominal registrada. 

De forma paralela, tanto durante el periodo de mantenimiento de la falta, como 

durante el periodo de recuperación de tensión posterior al despeje de la misma, no podrá 

existir en el punto de conexión a la red, consumo de potencia activa por parte de la 

instalación. 

No obstante lo anterior, en este caso se admite, igualmente, la existencia de 

consumos puntuales de potencia activa durante los 80 ms inmediatamente posteriores al 

inicio de la falta y los 80 ms inmediatamente posteriores al despeje de la misma. 
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Durante el resto del periodo de mantenimiento de la falta, se admiten consumos de 

potencia activa, siempre y cuando se cumplan las siguientes condiciones: 

• El consumo neto de energía activa no deberá ser superior a la energía activa 

equivalente al 45% de la potencia nominal registrada de la instalación durante 

un periodo de 100 ms. 

• El consumo de potencia activa, en cada ciclo (20 ms), no deberá ser superior al 

30% de su potencia nominal registrada. 
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Anexo 5 

A5. Respuesta de plantas eólicas y fotovoltaicas frente a perturbaciones en la 
frecuencia 

Las plantas eólicas y FVss deberá disponer de los equipos necesarios que le permitan 

realizar regulación potencia-frecuencia, es decir, estará capacitada para producir [31]: 

• Incrementos o decrementos de potencia activa proporcionales al desvío de 

frecuencia en el punto de conexión a la red. 

• El sistema de control de la regulación potencia-frecuencia deberá cumplir con 

los siguientes requisitos: 

 Independientemente de su realización física, se comportará en su 

conjunto como un control proporcional al error (desvío por unidad de 

la frecuencia respecto de la frecuencia de consigna) de acuerdo al 

esquema de bloques simplificado siguiente: 

 

Figura A5. 1.  Diagrama de bloques del control de frecuencia 

  El control responderá a un estatismo R definido como: 
/
/

base

P base

f fR
P M
Δ

= −
Δ

                                                                      (A5.1) 

donde Δf es el desvío de la frecuencia respecto a la frecuencia 

nominal fbase (50 Hz considerado como la base de frecuencias), ΔPp es 

el incremento de potencia y Mbase es la potencia aparente nominal de 

la instalación, siendo la ganancia proporcional Kp=-1/R, de modo que 

a disminuciones en la frecuencia de la red se incremente la potencia 

activa inyectada a la red. 

 Dicho estatismo deberá ser ajustable al menos entre los valores 0,02 y 

0,06 pu. 
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 La velocidad de respuesta será ajustable, no obstante, la instalación 

deberá estar capacitada para incrementar la potencia activa en, al 

menos, un valor de ΔP=0.1pu en 250 ms. 

 El control estará capacitado para incrementar la potencia de la 

instalación en el valor ΔPmax correspondiente a la banda a subir desde 

el valor previo a la perturbación (Po) hasta la máxima potencia 

alcanzable de acuerdo a la disponibilidad instantánea del recurso 

primario. Asimismo, estará capacitado para bajar hasta un mínimo del 

5% de la potencia nominal aparente de la instalación siempre que la 

potencia activa supere dicho valor.  

 El control estará capacitado para deshabilitarse transitoriamente 

mientras que la tensión se mantenga por debajo 0,85 pu. 

 El control estará capacitado para recibir en tiempo real del operador 

del sistema consignas de potencia en reserva a subir y a bajar 

debiendo retornar al mismo las medidas de reservas reales disponibles 

en cada momento. 

 Los valores de funcionamiento de los parámetros ajustables aquí 

descritos se establecerán en los valores que el operador del sistema 

comunique en función de la evolución de las necesidades del sistema 

eléctrico. 

 Los ajustes de protecciones de la instalación serán coherentes con las 

capacidades aquí exigidas y las necesidades de operación del sistema 

que se determinen. 
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