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Introducción 
 

Las líneas de transmisión de energía eléctrica de alta tensión son expuestas a fallas que 

pueden ser producidas por diferentes causas, como descargas atmosféricas que producen 

sobretensiones en las líneas y a su vez en el equipo de la subestación, capaces de perforar el 

aislamiento y/o el deterioro del equipo de patio e inclusive el de control y protección; también 

existen los cortocircuitos que producen altas corrientes que se manifiestan por el 

calentamiento excesivo de los conductores que se dilatan y por tanto, van a presentarse 

acercamientos con tierra y con las otras fases. Adicionalmente las sobrecargas en el sistema 

producen sobrecorrientes que conllevan al calentamiento de los conductores y cuando estas 

son sostenidas pueden averiar el aislamiento en el equipo asociado de la subestación[1]. 

 

Las protecciones contra estas fallas son solucionadas de diferentes maneras; por ejemplo, 

para proteger las líneas y equipo asociado en la subestación contra fallas ocasionadas por 

descargas atmosféricas (sobretensiones,) se utilizan los pararrayos y un adecuado sistema de 

puesta a tierra que incluya la malla de tierra de la subestación; en eventos de cortocircuito 

los elemento con los cuales se protege las líneas y los equipos asociados son los relés de 

distancia y sobrecorriente (direccional o no direccional); en casos de una sobrecarga  

sostenida se utilizan también relevadores de sobrecorriente[1]. 

 

Para que cada una de estas protecciones funcionen de manera correcta se realizan una serie 

de pruebas antes de la puesta en funcionamiento del equipo, donde desde la fábrica se busca 

una aceptación de las funcionalidades que tenga el equipo, las cuales son llamadas pruebas 

FAT (Factory Acceptance Test), estas pruebas son importantes ya que al ser realizadas 

correctamente pueden proporcionar un alto nivel de garantía de que al ser incorporados en el 

sistema eléctrico de potencia no tendrán  problemas en la puesta en marcha y 

funcionamiento[2]. 

 

Para el caso en concreto de los relés de línea con módulos de protección, distancia y 

sobrecorriente, se corrobora que el algoritmo programado en los diferentes módulos del relé 

ante una simulación de falla eléctrica (la cual consiste en la inyección de una corriente de 

falla en el equipo) se obtenga en los puertos de salida las acciones necesarias para despejar 

la falla simulada, en los tiempos programados. Además, en estas pruebas también se 

comprueba la comunicación entre los relés, ya que con ello se verifica que el canal de 

comunicaciones (donde se transmite información de las condiciones del sistema de un 

extremo de la línea protegido al otro, incluyendo las solicitudes para iniciar o bloquear el 

disparo del interruptor remoto) funcionen correctamente[3].  

 

Con esta pasantía se propone conocer más sobre las pruebas FAT que se realizan a las 

protecciones de línea bajo el contexto de una subestación digital, la cual es una solución 

tecnológica y viable que se está adoptando en el sistema eléctrico para dar solución a 

problemas como el espacio de algunas subestaciones, el aumento de carga, la reducción de 

cobre, disminución de riesgos eléctricos al personal, entre otras, en donde los equipos serán 

proporcionados por la empresa General Electric. 
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1.1 Justificación 
 

 

El avance tecnológico de las poblaciones genera un incremento de la demanda eléctrica esto 

debido al aumento de los elementos electrónicos que los usuarios van incorporando a su vida. 

Algunos de ellos esenciales en su cotidianidad, hacen que el uso de estos elementos genere 

la necesidad de un cambio en la infraestructura actual del sistema eléctrico, donde para 

encarar esa nueva dinámica, en la última década han tomado fuerza las subestaciones 

digitales, las cuales han demostrado múltiples beneficios en cuanto a la agilidad, economía, 

seguridad, confiabilidad y menor impacto ambiental en la construcción y expansión de 

subestaciones eléctricas nuevas y existentes. Las subestaciones digitales permiten reducir 

enormemente la cantidad de cable de cobre utilizado en una subestación eléctrica, como es 

el caso del transporte de señales desde equipos de patio hasta la sala de control. Estas 

subestaciones digitalizan la información proveniente de equipos de patio y la conducen hasta 

donde es requerida, a través de un único cable de fibra óptica, lo que se traduce en un sinfín 

de beneficios como menor espacio y gabinetes requeridos, mayor cantidad de información y 

facilidad de instalación, así como disminución de tiempo en las pruebas para puesta en 

funcionamiento, entre otros. Aunque estos beneficios sugieren un ahorro, los costos 

asociados a los nuevos cables de fibra, los equipos de comunicaciones, y el nivel de 

redundancia para garantizar la confiabilidad en la operación, deben ser evaluados para 

alcanzar la viabilidad de implementar una subestación digital [4]. 

 

En este proyecto se plantea realizar pruebas de aceptación de fábrica (FAT) a las protecciones 

con código American National Standards Institute(ANSI), distancia(ANSI 21) y 

sobrecorriente direccional(ANSI 67) en un relé (GE MULTILIN  L90) de la empresa General 

Electric bajo el  contexto de subestación digital, lo cual requiere el uso de un equipo 

complementario (Merging Unit GE Reason MU320E) para digitalizar las señales de los 

equipos de patio y una maleta de pruebas (Omicrom CMC 356); esto mediante la definición  

un protocolo.      

 

1.2 Objetivos. 
 

1.2.1 Objetivo General. 
 

Desarrollar un protocolo de pruebas FAT a las protecciones distancia (ANSI 21) y 

sobrecorriente direccional (ANSI 67) de un relé de línea para una subestación digital. 

 

1.2.2 Objetivos específicos. 
 

¶ Definir el protocolo de pruebas para las protecciones de línea ANSI 21 y 67 en una 

subestación digital. 

¶ Implementar un entorno de pruebas y configurar los parámetros del relé de línea GE 

MULTILIN  L90, la Merging Unit GE Reason MU320E y la maleta OMICROM 

CMC 356. 
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¶ Realizar las pruebas funcionales al esquema de protección (ANSI 21 y 67) 

ajustándose al protocolo de pruebas. 

 

1.3 Plan de trabajo. 
 

A continuación, se describen las etapas que se desarrollaron en esta Pasantía con el fin de 

cumplir los objetivos propuestos: 

 

Etapa 1. Recopilación de la información de los modos prueba y simulación (inyección) 

para las pruebas de protección ANSI 21, 67 y 85 bajo el estándar 61850. 

 

Se realizó una búsqueda bibliográfica para definir el protocolo de pruebas FAT de cada una 

de las protecciones a probar en el equipo; también bajo el estándar IEC 61850 se 

establecieron las condiciones para realizar pruebas FAT en un esquema de solución para una 

subestación digital.  

 

Etapa 2.  Revisión de los manuales de los equipos para el ajuste de los parámetros. 

  

Se revisó en el manual del equipo GE MULTILIN  L90 los parámetros de ajuste para las 

funciones de protección de ANSI 21, 67 y 85; en el manual del equipo GE Reason MU320E 

los ajustes para la conversión de señales análogas a digitales; en la maleta de inyección 

OMICROM CMC 356 la configuración necesaria para realizar pruebas bajo el protocolo 

definido, por último, se verificaron las capacidades de comunicaciones para la integración a 

una subestación digital. 

  

Etapa 3. Configuración de los equipos de pruebas. 

 

Se concertaron los parámetros de los equipos GE MULTILIN  L90, GE Reason MU320E 

para cada una de las pruebas realizadas en las protecciones ANSI 21, 67 y 85, además en la 

maleta OMICROM CMC 356 se realizó el ajuste de las plantillas de prueba.  

           

Etapa 4.  Plataforma de pruebas con los equipos. 

  

Se construyó bajo el estándar 61850, la arquitectura de comunicaciones para la transferencia 

de los datos entre los equipos; también se verificaron las conexiones físicas entre los equipos 

conectados al bus de procesos, y se corroboró el envío y llegada de la información en cada 

enlace de la plataforma de pruebas. 

 

Etapa 5. Pruebas y diligenciamiento del protocolo. 

  

Se realizaron las pruebas de cada una de las protecciones ANSI 21, 67 y 85 en la plataforma 

implementada con los equipos GE MULTILIN  L90, GE Reason MU320E y la maleta de 

inyección de corriente OMICROM CMC 356, cubriendo cada uno de los puntos del 

protocolo de pruebas FAT previamente definido. 
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Etapa 6. Conclusiones 

Se establece los conceptos finales de la experiencia y del proceso realizado. 

 

2. Marco Teórico. 
 

2.1 Subestaciones Digitales. 
 

Una subestación digital no se refiere a que el flujo de energía primario sea digital, sino a que 

toda la información que fluye entre protecciones, controles, mediciones, condiciones de 

monitoreo, sistemas de registro y supervisión asociadas a este, sea completamente digital. 

En términos generales, una subestación digital es donde la mayoría de los datos disponibles 

relacionados con el flujo de energía, son digitalizados en el punto donde son medidos. Por lo 

cual, al digitalizar las señales, el intercambio de datos entre dispositivos ocurre a través de 

ethernet, logrando transmitir un gran volumen de información con pocos cables de fibra 

óptica, a diferencia de los muchos kilómetros de cableado de cobre que pueden existir en una 

subestación convencional; a este cable de alta velocidad se le conoce como bus, debido a que 

transporta información de varios nodos o equipos finales. En las subestaciones digitales se 

presentan dos buses; el bus de estación y el bus de proceso. 

La arquitectura de una subestación digital está dividida en tres niveles, el primero es el nivel 

de proceso, en donde se encuentran los equipos de patio como seccionadores, 

transformadores de corriente y voltaje, interruptores, transformadores de potencia y Merging 

Units (MU); estos últimos son las encargadas de digitalizar las señales de los equipos de patio 

mencionados. En el nivel intermedio está el nivel de bahía, allí se encuentran los equipos de 

protección y control del flujo eléctrico, conocidos como Intelligent Electronic Device (IED), 

ubicados en la sala de control, los cuales reciben la información de patio a través de las MU. 

En el nivel más alto (nivel de estación), se encuentran los equipos de monitoreo, como los 

PC de gestión, Interfaz Hombre Máquina (IHM), los equipos de control remoto como los 

Controladores de Subestación (CSE) y estampadores de tiempo, conocidos como GPS. En la 

Figura 1, se observan los equipos y los niveles mencionados[4]. 

 

 
Figura 1. Arquitectura de una subestación digital [Fuente propia]. 
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En la subestación se digitaliza toda la información suministrada por los equipos de patio, y 

en todos los niveles de dicha subestación se implementa el estándar IEC 61850. En el nivel 

de procesos se puede contar con equipos convencionales u ópticos, los primeros realizan la 

digitalización de la información a través de las MU; los segundos, lo hacen con los mismos 

equipos tan pronto realizan la medición. En este tipo de subestación se crea el bus de estación 

y el bus de proceso, el primero comunica el nivel de estación con el de bahía, y el segundo 

el nivel de bahía con el nivel de proceso. En la Figura 2, se visualiza la comparación entre 

tres tipos de subestación[4]. 

 

 
Figura 2. Comparación entre una subestación convencional, moderna y digital [5]. 

 

Nivel de proceso. 
Es el encargado de medir variables y actuar sobre equipos para mantener la operación 

deseada del flujo eléctrico, esta información se digitaliza y se transmite al nivel superior para 

ser interpretada y procesada. En este nivel se realizan las acciones de control como apertura 

y cierre de interruptores, seccionadores en caso de fallas o inconvenientes; estas operaciones 

también pueden ser llevadas a cabo por los niveles superiores [4]. 

Nivel de Bahía. 
En este nivel los IED reciben la información proveniente de la capa de proceso; 

específicamente estos equipos se encargan de revisar en todo momento que el flujo eléctrico 

se encuentre en condiciones normales, tan pronto existe una anormalidad se toman acciones 

correctivas. Existen equipos para protección y otros para control, los primeros actúan y los 

segundos informan sobre los equipos de patio [4]. 
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Nivel de Estación. 
Contiene estaciones de operación e ingeniería, así como el controlador de subestación, los 

cuales son usados para operar, monitorear, controlar y adquirir datos de la subestación [4]. 

 

2.2 Estándar IEC61850. 
 

IEC 61850 no es solo un nuevo protocolo de comunicación, sino que abarca todos los 

aspectos para diseñar, operar y mantener una subestación en lo relativo a control y protección, 

incluyendo la arquitectura, configuración, modelos de datos, requisitos eléctricos y 

medioambientales. En la primera versión, IEC 61850 fue un estándar basado en redes de 

comunicaciones y sistemas en subestaciones, surgido de la necesidad de unificación de 

protocolos estandarizados como IEC 60870-5-101, IEC 60870-5-104, Modbus, DNP, como 

protocolos propietarios, con el fin de conseguir que relés, controladores de subestación e 

interruptores fueran interoperables entre funciones de diferentes fabricantes. El protocolo fue 

tan exitoso que rápidamente no solo se utilizó en sistemas de subestaciones, sino que se 

expandió a sistemas de generación, sistemas de automatización de distribución eléctrica y 

carga de vehículos eléctricos. La segunda versión de este estándar se conoce como redes de 

comunicación y sistemas para automatización de la red eléctrica [4].  

 

Los beneficios que aporta el estándar IEC 61850: 

 

Å Interoperabilidad entre fabricantes mediante la unificación de protocolos. 

Å Mejora de la escabilidad de la instalación. 

Å Simplificación de la ingeniería. 

Å Racionalización de la información. 

Å Reducción del cableado sustituyéndolo por una red LAN. 

Å Facilidad de configuración y puesta en marcha. 

Å Reducción de los costes de mantenimiento. 

 

 

 
Figura 3. Características de la norma IEC 61850 [6]. 
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Son múltiples las ventajas que presenta la introducción del estándar IEC 61850 en las 

subestaciones, frente a las características que presentan los sistemas tradicionales. Aunque la 

norma IEC 61850 fue desarrollada para la comunicación dentro de la subestación, su uso se 

ha extendido y cubre: 

 

Å La comunicación entre subestaciones para funciones de protección a distancia, 

protecciones diferenciales de línea, o protecciones interconectadas. 

 

Å Funciones de telecontrol mediante la comunicación entre las subestaciones y los 

centros de control. 

 

Además, se han realizado extensiones de la norma para su aplicación en plantas 

hidroeléctricas (IEC61850-7-410), parques eólicos y generación distribuida (IEC61850- 7-

420 para gestión general de sistemas de generación distribuida, sistemas fotovoltaicos, pilas 

de combustible, grupos electrógenos y generación combinada de calor y electricidad) [6]. 

 

Comunicación. 
IEC 61850 ha definido tres protocolos de comunicación para tres aplicaciones. El primero y 

el más usado es Manufacturing Message Specification (MMS), un protocolo tipo 

cliente/servidor. El MMS es usado para la comunicación entre el IED y el sistema SCADA, 

para el reporte de estados y para enviar instrucciones de control. El segundo protocolo es 

Generic Object Oriented Substation Event (GOOSE), es usado para transmitir mensajes 

prioritarios entre IED como disparos y bloqueos. Los mensajes GOOSE entregan 

información de manera rápida, en menos de 4ms. Este estándar no cuenta con una capa de 

transporte, por lo que no tiene un mecanismo para saber si el mensaje arriba al destino, por 

lo tanto, el mensaje se repite durante cierto tiempo con incrementos en la frecuencia para 

garantizar que el mensaje sea recibido. GOOSE tiene ventajas comparadas con la conexión 

cableada como la facilidad para configurar y reconfigurar sin tener que recablear los IED [4]. 

El tercer estándar es el Sampled Measurement Values (SMV), al igual que GOOSE tampoco 

presenta confirmación de paquetes recibidos. SMV permite enviar información de corriente 

y voltaje de manera digital a través del bus de proceso gracias a las MU. Debido a que SMV 

es de tipo publicador/suscriptor estas mediciones de corriente y voltaje pueden ser usadas por 

cualquier IED que requiera esta información sin adicionar cableado, solo usando el bus de 

proceso, el cual requiere suficiente ancho de banda para soportar el volumen de información 

que se pueda generar. 

Debido a la naturaleza de tiempo real de las aplicaciones GOOSE y SMV, requieren 

redundancia con tiempos de recuperación cero para garantizar la entrega de la información; 

para ello se definen dos esquemas de redundancia: High availability Seamless Redundacy 

(HSR) y Parallel Redundacy Protocol (PRP), en ambos, la información es enviada a través  

dos puertos independientes y rutas diferentes hacia el destino, tan pronto llega uno de los 

datos el otro es descartado [4]. 

 

Arquitectura de comunicación. 
Las funciones de un sistema de automatización de subestación (SAS) son las distintas tareas 

que se desarrollan en la subestación. Estas funciones pueden referirse al control, 
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monitorización y protección de los equipos. Además, existen otras capacidades para el 

mantenimiento, configuración y comunicación de estos sistemas [6]. 

  

Todas estas operaciones que se desarrollan en una subestación se sitúan en tres niveles 

lógicos diferentes: nivel de estación, nivel de posición o bahía y nivel de proceso[6]. 

 

Las funciones de nivel de proceso se encargan del muestreo de valores analógicos y digitales 

directamente en el origen y los transmiten al resto de dispositivos en tiempo real [6]. 

 

Las funciones del nivel de bahía utilizan los datos de una posición y actúa con el 

equipamiento primario de la posición [6]. 

 

Para el nivel de estación, se distinguen dos tipos de funciones. Por un lado, las funciones 

relativas al proceso, que utilizan los datos de varias posiciones para actuar sobre los 

dispositivos de una o varias posiciones[6]. 

 

Por otro lado, las funciones relativas a la interfaz, las cuales representan las fronteras del SAS 

con los operadores locales (HMI), centros remotos de control (TCI) y las unidades para 

monitorización y mantenimiento (TMI) [6]. 

 

Para esta arquitectura se definen diez interfaces que permiten la comunicación entre los tres 

niveles. Se entiende por interfaz cada parte de la organización lógica de las interacciones 

entre elementos del sistema, como se puede observar en las Figura 4 y Figura 5 [6]. 

   

 

 
Figura 4 Interfaces de comunicación [6]. 

Los interfaces son: 

 

Å IF1: datos de protección entre nivel de estación y nivel de posición. 

Å IF2: datos de protección entre teleprotecciones. 

Å IF3: datos internos del nivel de posición. 

Å IF4: datos de medida entre nivel de proceso y nivel de posición. 
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Å IF5, datos de control entre nivel de proceso y nivel de posición. 

Å IF6, datos de control entre nivel de proceso y nivel de posición. 

Å IF7: datos de teleconfiguración y telesupervisión. 

Å IF8: datos de protección entre niveles de posición. 

Å IF9: datos de control internos de nivel de estación. 

Å IF10: datos de control entre nivel de estación y los centros de control. 

 

La norma IEC 61850 abarca todos los niveles excepto el 2 y el 10. 

 

No todas las interfaces tienen que estar presentes en una subestación. Plantearlas facilita la 

definición de dos importantes redes LAN. A menudo, las interfaces 1, 6, 3, 9 y 8 se combinan 

en la LAN de estación, conectando el nivel de estación con el nivel de posición y sus 

dispositivos. Las interfaces 4 y 5 se combinan con la LAN de proceso, la cual conecta el nivel 

de posición con el de proceso. Frecuentemente, la LAN de proceso se restringe a una única 

posición. La interfaz 7 se dedica a la comunicación externa con un centro remoto. Por último, 

la interfaz 2 está dedicada a la comunicación con protecciones remotas y, la interfaz 10, a las 

funciones de telecontrol, como se puede observar en  las Figura 4 y Figura 5 [6]. 

 

 
Figura 5. Interfaces de comunicación [6]. 

 

Estructura de datos. 
El núcleo de la norma consiste en la definición de los diferentes mecanismos de intercambio 

de información que hacen posible la implementación de las funciones de control, protección, 

medida y monitorización. Básicamente, estos mecanismos consisten en [6]: 

 

Å La definición de un modelo de datos para la representación de la información. 
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Å Los modelos de intercambio de información o servicios. 

Å La definición del mapeo de los datos y los servicios en protocolos de comunicación 

para ser transmitidos a través de la red. 

  

Para organizar toda esta información, la norma se estructura en varios capítulos. Las partes 

IEC 61850-7-3 y 7-4 definen el modelo de datos [6]. 

 

La parte 7-3 contiene los tipos de datos, tanto básicos como compuestos, utilizados para 

modelar la información, además de la agrupación de estos para la formación de datos más 

complejos [6]. 

 

La parte IEC 61850-5 introduce el novedoso concepto de nodo lógico, concepto en el que se 

basa la nueva filosofía consistente en un modelo de datos orientado a objetos y funciones [6]. 

 

En el IEC 61850-7-4, se incluyen todos los nodos lógicos existentes para el modelado 

completo de los elementos y funciones de una subestación [6]. 

 

La IEC 61850-7-2 describe los servicios o mecanismos de intercambio de información, donde 

se especifican las acciones que se pueden realizar con la información contenida en el modelo 

de datos [6]. 

 

Para la ejecución de estos servicios y la aplicación de las funciones, éstos se mapean en 

protocolos concretos de comunicación para transmitirlos a través de la red al IED de destino. 

Este mapeo se describe en las IEC 61850-8-1 e IEC 61850-9-1 y 9-2 [6]. 

 

Estas tres etapas (modelo de datos, servicios y mapeo) se reflejan en los archivos de 

configuración SCL. El formato de este archivo, definido en XML, se describe de manera 

estandarizada en la IEC 61850-6 [6]. 

 

El estándar IEC 61850 presenta un modelo de información jerárquico, que descompone las 

funcionalidades de la subestación en entidades más pequeñas utilizadas para el intercambio 

de información, pues ha modelado todos los dispositivos y funciones existentes en una 

subestación, tales como interruptores, protecciones, HMI, entre otras, a través de una 

descripción orientada a objetos. El elemento clave de esta estructura es conocido como nodo 

lógico y representa la parte más pequeña de una función que intercambia información. Cada 

nodo lógico contiene características de su operación y estas a su vez contienen atributos. Los 

nodos lógicos son agrupados en dispositivos lógicos y estos a su vez en dispositivos físicos 

tal como se observa en la Figura 6 [4]. 

 

Las funciones en las que se dividen los dispositivos reales son modelados por los nodos 

lógicos, sin duda el concepto más importante y característico de la norma. Los nodos lógicos 

y la información contenida en ellos son cruciales para la descripción y el intercambio de 

datos, que permiten la interoperabilidad de los equipos de automatización de la 

subestación[6]. 
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Figura 6. Agrupamiento lógico, dispositivo, nodo, clase y datos [4]. 

 

La combinación de varios de estos nodos lógicos compone un dispositivo lógico (Logical 

Device, LD). Según su funcionalidad, los nodos lógicos contienen una lista de objetos con 

sus correspondientes atributos. Para el modelado de estos atributos, los tipos de datos simples 

(enteros, booleanos, etc.) se organizan formando tipos de datos compuestos (calidad, escala), 

y estos, a su vez, se agrupan para formar los tipos de datos compatibles CDCs (medida, datos 

controlables, información de estados, etc.). La agrupación de estos últimos forma los nodos 

lógicos [6]. 

  

 
Figura 7. Ejemplo de modelado de datos [6]. 

El ejemplo de la Figura 7 define un nodo lógico de tipo transformador de intensidad (TCTR) 

formado por varios atributos. De estos atributos, Amp (valor instantáneo de intensidad) es 

una clase de datos compatible (CDC) de tipo SAV (Sampled Value) que está compuesto por 

un conjunto de atributos. El atributo sVC (escala) está formado por dos elementos (factor de 

escala y offset), este último construido con dos datos básicos (FLOAT32) [6]. 

 



23 

 

La definición de los nodos lógicos es la métrica más importante del modelo de datos. Estos 

nodos lógicos y la información contenida en ellos son cruciales para la descripción y el 

intercambio de información que permiten la interoperabilidad de los sistemas de 

automatización de la subestación [6]. 

 

Tanto los dispositivos y nodos lógicos, como la información contenida en ellos tienen que 

ser configurados. El objetivo de esta configuración es seleccionar los nodos lógicos y tipo de 

información apropiados para realizar las funciones de protección y control adecuadamente 

[6]. 

 

Nodo lógico.  
Es una representación de una funcionalidad que interviene en la automatización de una 

subestación. Pueden representar dispositivos físicos (interruptor), partes de un dispositivo 

multifunción (protección electrónica) o un dispositivo auxiliar, pero siempre emulan 

funciones básicas (las funciones de un nodo lógico no pueden ser divididas en otras más 

elementales). Estas funciones se clasifican en los grupos habituales [6]: 

 

¶ Gestión de la red 

¶ Control 

¶ Protección 

¶ Alarmas 

¶ Medida 

¶ Sincronización 

 

En primer lugar, para modelar una instalación mediante nodos lógicos, es necesario 

identificar las funciones de automatización que se requieren, para diseñar el sistema de 

control. Para ello, la norma define una serie de nodos lógicos que representan las funciones 

de protección, control, medida, etc [6]. 

Si bien se pueden crear nuevos nodos lógicos mediante la utilización de nodos lógicos 

genéricos, no se aconseja su uso, ya que dificultan las labores de mantenimiento y operación, 

dejando en el camino varias de las ventajas de un modelo semántico [6]. 

Retomando la estructura del modelo de datos (Figura 6), los objetos que forman los nodos 

lógicos se agrupan en los CDCs, descritas anteriormente, según las características de la 

información que contienen [6]: 

 

¶ Información de estado: Incluyen características acerca del estado del proceso o 

función representada por el LN. 

¶ Medida: Representan datos analógicos obtenidos de la medida de señales de corriente, 

tensión, o calculados internamente como la potencia. 

¶ Controles: Objetos cuyo valor se modifica mediante mandos. 

¶ Settings: Objetos para configurar la función que realiza el LN para su operación. 

¶ Descripciones: Objetos que contienen información del nodo lógico. 

 

Estas CDCs están integradas, a su vez, de datos compuestos, básicos y comunes descritos en 

los primeros apartados de este capítulo. Así pues, los nodos lógicos representan funciones y 
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objetos que se comunican entre sí para llevar a cabo la automatización de la subestación. La 

Figura 8 muestra un ejemplo de la interconexión de nodos lógicos [6]. 

  

 

 
Figura 8. Interconexión de nodos lógicos [6]. 

 

En el Anexo 1 se encuentran los diferentes tipos de nodos lógicos. 

  

Lenguaje de Configuración. 
La configuración es basada en un lenguaje que toma dos archivos; el primero llamado 

SubStation Description (SSD), que describe la subestación traduciendo el unifilar eléctrico 

de esta misma, y el segundo denominado IED Capacity Description (ICD), el cual es un 

archivo que describe las capacidades intrínsecas de cada IED. Ambos son usados a través de 

un configurador el cual crea un nuevo archivo llamado Substation Configuration Description 

(SCD), que describe la configuración de la subestación a través de las capacidades de los IED 

y el unifilar de la subestación. Al final, se extrae desde este último, la configuración 

individual de descripción para cada IED, el cual es llamado Configuration IED Description 

(CID), y este se transfiere a los IED para ser ajustados automáticamente. En la Figura 9 , se 

ilustra un ejemplo pictórico de configuración de una subestación basado  en el estándar IEC 

61850 [4]. 

 

 
Figura 9. Lenguaje de configuración de subestación[4]. 
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2.3 Protocolo de Tiempo de Precisión (PTP). 
 

Este definido en la norma IEEE-1588, y ofrece un método para sincronizar con precisión los 

ordenadores a través de una red de área local (LAN). PTP es capaz de sincronizar múltiples 

relojes con una precisión superior a 100 nanosegundos en una red diseñada específicamente 

para IEEE-1588. Un servidor de tiempo de red con PTP se conoce normalmente como "IEEE-

1588 Grandmaster" o "PTP Grandmaster". El protocolo define los mensajes de 

sincronización utilizados entre un reloj Maestro y otro Esclavo, de forma similar al modo 

Servidor y Cliente utilizado en el Protocolo de Tiempo de Red (NTP). El Maestro es el 

proveedor de tiempo, y el Esclavo se sincroniza con el Maestro. Un Grandmaster es un 

Maestro que se sincroniza con una referencia de tiempo como el GPS o el CDMA [7]. 

 

El protocolo incluye diferentes tipos de mensajes entre los que se encuentran: los de 

sincronización del Maestro, los de respuesta de retraso del Maestro y los mensajes de 

solicitud de retardo del reloj del Esclavo. Además de los mensajes, el algoritmo de Mejor 

Reloj Maestro (BMC) permite que varios Maestros negocien el mejor reloj para la red [7].  

La sincronización del reloj en la LAN requiere al menos un Maestro y un Esclavo. Múltiples 

Esclavos pueden sincronizarse a un solo Maestro. El reloj maestro proporciona mensajes de 

sincronización que los esclavos utilizan para corregir sus relojes locales. Se capturan marcas 

de tiempo precisas en los relojes Maestro y Esclavo. Estas marcas de tiempo se utilizan para 

determinar la latencia de la red que se requiere para sincronizar el Esclavo con el Maestro. 

Hay un mensaje de sincronización transmitido normalmente cada dos segundos desde el 

Maestro, y un mensaje de solicitud de retardo desde el Esclavo con menos frecuencia, 

aproximadamente una solicitud por minuto [7].  

Se capturan cuatro marcas de tiempo entre el reloj del Maestro y del Esclavo. Las marcas de 

tiempo son necesarias para el cálculo del offset del Esclavo. Las marcas de tiempo se 

denominan comúnmente T1, T2, T3 y T4, como se observa en la Figura 10 [7]. 
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Figura 10. Marcas de tiempo PTP(T1-T4) [7].  

 

El protocolo IEEE-1588 no define cómo implementar PTP en un Maestro o Esclavo. Se han 

adoptado dos métodos para PTP sobre Ethernet: PTP software timestamps y PTP hardware 

timestamps [7].  

 

2.3.1 Grandmaster con timestamping por hardware. 
El reloj Grandmaster puede proporcionar una resolución de marca de tiempo de 

nanosegundos y una precisión mayor a 30 nanosegundos referidos al GPS. Un reloj 

Grandmaster incorpora un oscilador de referencia local que está disciplinado al GPS. Este 

oscilador es el reloj de referencia que se utiliza con el hardware dedicado para la marca de 

tiempo precisa de la solicitud de retardo entrante y los paquetes de sincronización salientes. 

Utilizando un osciloscopio, la salida de 1PPS (1 pulso por segundo) del Grandmaster puede 

compararse con una salida de 1PPS de un hardware esclavo para medir la precisión de la 

sincronización. El enfoque de hardware dedicado no se ve afectado por el sistema operativo 

o la latencia del tráfico de red [7].  

 

2.3.2 Esclavo con sello de tiempo por hardware. 
Las marcas de tiempo por hardware con un Daemon software PTP proporcionan una 

resolución precisa de marcas de tiempo de nanosegundos con hardware dedicado, 

normalmente en un factor de forma PCIe, como se observa en la Figura 11. La solución de 

esclavo por hardware tiene muchas ventajas sobre el esclavo por software, estas mejoras 

incluyen un oscilador mejorado, una salida de 1PPS para las mediciones en comparación con 

el maestro y un hardware dedicado que no se ve afectado por la latencia del sistema operativo. 

Se puede obtener una sincronización mayor a 100 nanosegundos utilizando un cable cruzado 

o un conmutador Ethernet 1588 [7]. 
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Figura 11. Esclavo PTP con timestamping por hardware [7]. 

 

2.3.3 Esclavo con marca de tiempo por software. 
Las implementaciones sólo por software utilizan el hardware informático existente y un 

daemon PTP, como se observa en la Figura 12. La solución de software esclavo debe 

compensar el oscilador interno de la placa base del ordenador mediante el sellado de tiempo 

por software. El oscilador local de la placa base suele ser de mala calidad y el timestamping 

por software se ve afectado por la latencia del sistema operativo. La medición del software 

esclavo con respecto al maestro se limita a las estadísticas de los archivos de registro, ya que 

no hay una salida de 1PPS para comparar con el maestro. Se puede lograr una sincronización 

de 10 microsegundos con un esclavo de software a un maestro, con resultados típicos entre 

10 y 100 microsegundos. 

 
Figura 12. Esclavo PTP con timestamping por software [7]. 

 

2.4 Protocolo de Redundancia Paralela (PRP). 
 

El Protocolo de Redundancia Paralela (PRP) está definido en la norma internacional IEC 

62439-3 y proporciona alta disponibilidad en las redes Ethernet. La tecnología PRP crea una 

redundancia sin fisuras enviando tramas duplicadas a dos infraestructuras de red 

independientes, que se conocen como LAN A y LAN B. Una red PRP incluye los 

componentes que se observan en la Tabla 1 [8]. 

 

Como se mencionó anteriormente, un dispositivo con tecnología PRP tiene dos puertos que 

funcionan en paralelo y se conectan a la LAN A y a la LAN B. Este dispositivo final se 

conoce como nodo doblemente conectado (DAN). Durante el funcionamiento normal de la 

red, un DAN envía y recibe simultáneamente tramas Ethernet duplicadas a través de los 
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puertos LAN A y LAN B. El nodo receptor acepta la trama que llega primero y descarta la 

siguiente copia. Si se produce un fallo en una de las rutas, el tráfico sigue fluyendo por la 

otra sin interrupción y sin tiempo de recuperación.  

A diferencia de otros protocolos de redundancia, como el protocolo de árbol de expansión 

(STP), PRP no requiere la reconfiguración de la red [8]. 

 

Tabla 1. Componentes del PRP [8].  

Componente Descripción 

LAN A y LAN B  
Redes Ethernet redundantes y activas que 

funcionan en paralelo. 

Nodo doblemente conectado (DAN) 

Un dispositivo final con tecnología PRP que 

se conecta tanto a la LAN A como a la LAN 

B. 

Nodo conectado simple (SAN) 

Un dispositivo final sin tecnología PRP que 

se conecta a la LAN A o a la LAN B. Una 

SAN no cuenta con redundancia PRP. 

Caja de redundancia (RedBox) 

Un switch con tecnología PRP que conecta 

dispositivos sin tecnología PRP tanto a la 

LAN A como a la LAN B. 

Nodo virtual doblemente conectado 

(VDAN) 

Un dispositivo final sin tecnología PRP que 

se conecta tanto a la LAN A como a la LAN 

B a través de una RedBox. Un VDAN tiene 

redundancia PRP y aparece ante otros nodos 

de la red como un DAN. 

Swtiches de infraestructura 
Switches conectados a la LAN A o a la LAN 

B que no están configurados como RedBox. 

 

2.4.1 PRP Network Topologies. 
 

Una red PRP puede tener muchas topologías, entre las que se encuentran [8]: 

¶ Topología PRP básica con dos switches. 

¶ LANs como nubes. 

¶ SAN y VDANs. 

¶ Anillo a nivel de dispositivo para VDANs. 

¶ VLANs múltiples. 

¶ Troncales VLAN. 

¶ Sistema de redundancia ControlLogix. 

¶ Redundancia de red entre PRP y una red de capa 3. 

 

 

2.5 Relé Sobrecorriente. 
 
Como su nombre lo indica, el parámetro por el que se rige este tipo de protección es la 

corriente, al detectar cambios (aumentos) por encima del rango establecido se activara la 

operación de este sistema, ordenando el arranque a los relés.[9]. 
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Las magnitudes sobre las que se debe actuar para configurar este tipo de protección son la 

corriente m²nima de operaci·n ñpick-upò, que define el arranque del relé y fija la sensibilidad 

de la protección, lo que permite detectar cualquier tipo de cortocircuito en su zona protegida, 

incluida la zona en que debe dar respaldo; y el dial, el cual según el tipo de curva seleccionada 

definirán el tiempo de operación [9]. 

Los relés de sobrecorriente son los tipos más simples de los relés de protección. Como su 

nombre lo indica, tiene como finalidad operar cuando la corriente en la parte del sistema 

donde se ubica, alcanza un valor superior o mínimo a un valor predeterminado de operación 

[9]. 

 Existen dos configuraciones básicas para la operación de este tipo de relé: los de operación 

instantánea y los de operación retardada. Al estar bajo la configuración de tipo instantánea 

los equipos relés operan sin retardo cuando la corriente excede de un valor preestablecido 

[9]. 

Los relés configurados con retardo en su operación poseen características tales que el tiempo 

varía inversamente con la magnitud de la corriente que detecta. Existen cuatro tipos de curvas 

ya establecidas, que son: inverso, muy inverso, extremadamente inverso y tiempo definido 

[9]. 

Tanto los relés de operación instantánea, como los de operación retardada son inherentemente 

no selectivos, dado que pueden detectar condiciones de sobrecorriente en sus zonas de 

protección como también en las zonas adyacentes. Sin embargo, en la práctica esta 

selectividad se logra mediante una adecuada calibración de sus sensibilidades o mediante un 

retardo intencional, o bien, combinando estas dos alternativas, lo que conlleva a la realización 

de una coordinación de protecciones. La selectividad también puede obtenerse combinando 

sus relés direccionales, especialmente, en sistemas de distribución no radiales [9]. 

Para cualquier tipo de relé, de inducción o estático, existen términos comunes que se definen 

a continuación y que son básicos para el uso y calibración de los mismos [9]. 

 

¶ Derivación (Tap): dispositivo que permite variar la sensibilidad del relé permitiendo 

que opere a diferentes valores de corriente [9]. 

¶ Corriente mínima de operación (pick up): es aquella corriente mínima que produce el 

cambio de estado de los contactos del relé [9]. 

¶ Escala de tiempo (Dial): en los relés de inducción indica la posición de reposo del 

disco, por lo tanto, determina el recorrido del mismo hasta el cierre de los contactos; 

en general, tanto en los relés de inducción como estáticos, el dial permite variar el 

tiempo de operación para valores de corriente mínima de operación [9]. 

¶ Curvas características de disparo: indican la dependencia entre el tiempo de disparo 

y la corriente de disparo como múltiplo de la intensidad de la corriente ajustada. Es 

importante indicar que la menor corriente capaz de producir un disparo se denomina 

corriente de disparo [9]. 

 

También esta protección puede ser direccional y se utiliza cuando la corriente puede fluir en 

ambas direcciones y se necesita que la protección opere en un sentido en particular (hacia 

delante o hacia atrás). Es básicamente una protección de sobrecorriente en la que además de 

tener entradas de corrientes también tiene entradas de voltajes y dependiendo del ángulo 

formado entre las corrientes y los voltajes, la protección detecta el sentido de flujo de la 
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corriente[10].  Se utilizan en redes en anillo o en líneas paralelas.  Posee los mismos ajustes 

básicos de una protección de sobrecorriente y adicionalmente tienen un ajuste denominado 

Ángulo de Máximo Torque (MTA) o Ángulo de Característica del Relé (RCA), el cual 

corresponde al punto de mayor sensibilidad del relé [10]. 

Existen varios tipos de conexiones dependiendo del ángulo de fase con el cual las corrientes 

y voltajes son aplicados al relé [10].  

 

Conexión cuadratura: es la conexión más usual y consiste en que a cada fase de corriente 

se le aplica el voltaje que está desfasado 90º con respecto al voltaje de esa fase. Se disponen 

de dos tipos de características dependiendo del ángulo en que el voltaje aplicado es desfasado 

para obtener la máxima sensibilidad. Como se observa en la Figura 13 [10]. 

 

 
 

Figura 13. Conexión de cuadratura para protección sobrecorriente direccional [10]. 

Conexión cuadratura - característica 30º: el voltaje aplicado al relé es desfasado 30º en 

dirección contraria a las manecillas del reloj. En este caso la máxima sensibilidad ocurre 

cuando la corriente está 60º en atraso con el voltaje. La zona de operación del relé 

corresponde cuando la corriente está 30º en adelanto o 150º en atraso. Como se observa en 

la Figura 14 [10]. 

 

 
 

Figura 14. Conexión de cuadratura- Característica 30° para protección sobrecorriente 

direccional [10]. 
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Conexión cuadratura característica 45º: el voltaje aplicado al relé es desfasado 45º en 

dirección contraria a las manecillas del reloj. En este caso la máxima sensibilidad ocurre 

cuando la corriente está 45º en atraso con el voltaje. La zona de operación del relé 

corresponde cuando la corriente está 45º en adelanto o 135º en atraso, como se describe en 

la Figura 15 [10]. 

 

 
 

Figura 15. Conexión de cuadratura- Característica 45° para protección sobrecorriente 

direccional [10]. 

 

En los relés de sobrecorriente direccional electromecánicos y los de estado sólido, el valor 

del MTA es fijo. En los relés numéricos este valor puede ser seleccionado por el usuario 

dentro de un amplio rango de ajuste [10].  

Los relés de sobrecorriente direccional operan solamente cuando la falla fluye en 

determinado sentido, por lo general hacia delante o hacia el elemento protegido (línea, 

transformador, etc.) [10]. 

 

2.6 Relé Distancia  
 

Al igual que la sobrecorriente direccional, la protección distancia se utiliza para proteger 

líneas en redes en anillo, con la ventaja principal de que la zona de protección es virtualmente 

independiente de las variaciones de la fuente (condiciones de generación) [10].  

Ya que la impedancia de una línea de transmisión es proporcional a su longitud, para la 

medición de la distancia es apropiado utilizar un relé capaz de medir la impedancia de la 

línea hasta determinado punto (alcance). Este relé está diseñado para operar solamente 

cuando hay fallas entre la ubicación del relé y el punto de alcance seleccionado [10].  

Opera con el principio básico de dividir la tensión entre la corriente medida en el punto de 

ubicación del relé. De este valor se obtiene la impedancia aparente medida por el relé y se 

compara con la impedancia de alcance. Si la impedancia medida es menor que la impedancia 

de  alcance, se asume que existe una falla entre el punto de ubicación del relé y el punto de 

alcance [10].  
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La operación de la protección distancia lleva implícita una función direccional, esto con el 

fin de asegurar que el relé opere únicamente cuando hay falla hacia delante de la línea 

protegida. Asimismo también puede operar cuando hay falla hacia atrás de la línea, pero 

como un respaldo de otra protección [10].  

 

Zonas de protección: una cuidadosa selección de los ajustes de alcance y de los tiempos de 

operación de cada zona medida (Figura 16), provee una correcta coordinación entre relés de 

distancia. Una protección de distancia básica consta de una protección Zona 1 direccional 

instantánea y una o más zonas temporizadas [10]. 

 

Zona 1: los relés electromecánicos y estáticos tienen usualmente un alcance del 80% de la 

impedancia de la línea protegida para la Zona 1 en forma instantánea. En relés digitales y 

numéricos se puede utilizar un ajuste de hasta el 85%. El margen resultante del 15-20% es 

para asegurar que no haya riesgo de que la Zona 1 sobre-alcance la línea protegida debido a 

errores en los TCs o TPs, o a errores en los datos de impedancia de la línea, o errores en el 

ajuste y medida de los relés [10].   

 

Zona 2: para asegurar un cubrimiento total de la línea permitiendo los errores enumerados 

anteriormente, el alcance del ajuste de la Zona 2 debe ser al menos del 120% de la impedancia 

de la línea protegida. Una práctica común es ajustar el alcance de la Zona 2 igual a la 

impedancia de la línea protegida más un 50% de la impedancia de la línea adyacente más 

corta, esto para evitar que la Zona 2 de la línea protegida no se extienda más allá del alcance 

de Zona 1 de la protección de la línea adyacente. El tiempo de operación debe ser 

temporizado en el orden de los 200 a 250 mseg [10].  

 

 

 
Figura 16. Característica típica de tiempo/distancia para  la protección de dsitancia [10]. 

Zona 3: se puede implementar una protección de respaldo para fallas en las líneas adyacentes 

por medio de la Zona 3, donde esta es temporizada para discriminar con la protección de la 

línea adyacente de la Zona 2. Se debe ajustar en al menos 1.2 veces la suma de las 

impedancias de la línea protegida y de la línea adyacente más larga. El tiempo de operación 

se ajusta típicamente entre 650 a1000 mseg [10].  
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Zona de reversa: se utiliza como respaldo para fallas en la barra local, aplicando un ajuste 

hacia atrás o no-direccional del orden del 25% del ajuste de la Zona 1. En algunos relés se 

ajusta como una zona adicional (Zona 4) o aplica para la Zona 3 [10]. 

 

La medida de impedancia es una de las características que puede tener un relé de distancia. 

Existen varias características para los relés de distancia, como se observa en la Figura. 17. 

 

 
Figura. 17. Características básicas del relé de distancia [11]. 

Impedancia: El relé de impedancia no toma en cuenta el ángulo de fase entre el voltaje y la 

corriente que se le aplica, por esta razón, la impedancia característica en el plano R-X es un 

círculo con su centro en el origen. El relé opera cuando la impedancia medida es menor que 

el ajuste (Figura. 17). Para darle direccionalidad a este relé se requiere normalmente de una 

unidad direccional. 

 

Mho:  corresponde a una circunferencia que pasa por el origen de los ejes R/X, de diámetro 

igual al alcance del relé e inclinado con un ángulo igual al MTA del relé. Los ajustes de las 

zonas de operación se seleccionan ingresando el valor de la impedancia de zona en ohmios 

(Z) y el valor del MTA (Figura. 17 (b)). 

 

Mho Offset: La característica de este relé en el plano R-X es un círculo desplazado que 

incluye el origen, obteniéndose una mejor protección para las fallas cercanas al relé. Cuando 

esta unidad se utiliza para dar disparo, debe ser supervisada por una unidad direccional o ser 

de tiempo retardado ( Figura. 17 (c)). 

Reactancia: Este relé solamente mide la componente reactiva de la impedancia. La 

característica de un relé de reactancia en el plano R-X es una línea paralela al eje R. Este relé 

debe ser supervisado por alguna otra función para asegurar direccionalidad y para prevenir 
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un disparo bajo condiciones de carga (Figura. 17 (d)). 

 

Cuadrilateral:  La característica de este relé puede ser alcanzada con la combinación de 

características de reactancia y direccional con dos características de control de alcance 

resistivo  (Figura. 17 (e)).  

 

Lenticular:  Este relé es similar al relé Mho, excepto que su forma es más de lente que de 

círculo, haciéndolo menos sensible a las condiciones de carga (Figura. 17 (f)). 

 

Actualmente se han diseñado muchas características de relés de distancia a partir de la 

combinación de las características básicas anteriormente descritas. 

 

3. Definición del protocolo. 
 

Para el desarrollo de las pruebas de aceptación de fábrica (FAT), las cuales tienen como 

objetivo verificar las condiciones del equipo a fin de garantizar la continuidad y confiabilidad 

del sistema eléctrico, es importante definir el camino correcto y las exigencias o necesidades 

del proyecto en el cual se implementará el equipo de protección de línea.  De acuerdo a ello 

y en concordancia con el trabajo de pasantía se realizaron las pruebas FAT en el equipo de 

la empresa General Electric GE MULTILIN  L90 para las protecciones de línea ANSI 21 y 

ANSI 67 en proyectos de subestación digital, por lo cual de acuerdo a la solución de la 

empresa era necesario la inclusión del equipo GE Reason MU320E. 

 

Para definir los protocolos de pruebas FAT en este proyecto se tomó información 

confidencial de típicos de línea en proyectos de subestación digital realizados por la empresa, 

y se adaptaron a un contexto educativo. 

 

3.1 Unifilar y lógicas de prueba. 
 

Un elemento importante que se tiene que especificar es el diagrama unifilar de línea, pues a 

partir de ello se conoce de donde se tomaran todas las señales necesarias para las lógicas de 

prueba y con ello poder definir el protocolo de pruebas FAT; así pues como se observa en la 

Figura 18, en este proyecto se tomó un diagrama unifilar que consta de una línea que se 

conecta a un barraje  y tiene asociado un interruptor (52I1), un seccionador (89S1), un 

seccionador o cuchillas de puesta a tierra (89SN1), un transformador de corriente con cuatro 

núcleos (N1, N2, N3, N4), finalizando con el transformador de tensión (NT1) asociado al 

barraje. 

Es de resaltar que este trabajo se realizó bajo un contexto de subestación digital, lo que 

implica que todo el cableado de cobre de las señales análogas y digitales fueron conectadas 

a la Merging Unit GE Reason MU320E y se enviaron mediante el Sampled Values a través 

del bus de procesos, en donde también los equipos de nivel 1 los reciben por este medio y 

para este caso el equipo que recibirá los datos será el relé de protección de línea GE 

MULTILIN L90.  
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Figura 18. Diagrama unifilar de línea [Fuente Propia]. 

La Merging Unit recibe las señales de un núcleo del transformador de tensión, de los cuatro 

núcleos del transformador de corriente solo recibe de uno (N1), ya que los otros tres son 

designados para la protección de respaldo (N2), para la protección de barras (N4) y de 

medición (N3) que no hacen parte del alcance, además se reciben las señales de estado y 

posición del interruptor, para posteriormente enviar señales eléctricas de apertura a las 

bobinas de disparo uno y dos, también reciben señales de los seccionadores pero el alcance 

del proyecto solo tuvo operaciones en el interruptor, a partir de la actuación de las 

protecciones. Estas conexiones se pueden observar en la Figura 19.  

 

 
Figura 19. Diagrama unifilar de línea conexión de equipos [Fuente Propia]. 

 

Conociendo el unifilar  se plantean las lógicas necesarias (cierre de interruptor desde 

protección de línea uno, apertura  de interruptor  desde protección de línea uno, disparo sobre 
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bobina uno de interruptor, disparo sobre bobina dos de interruptor, recierre interruptor en 

protección principal uno, disparó función distancia ANSI 21  y disparo función 

sobrecorriente ANSI 67) que obedecen a cada uno de los equipos relacionados y hacen parte 

de un proceso de ingeniería previo y por lo cual queda por fuera del alcance de este proyecto, 

así que se tomará información confidencial proporcionada por la empresa, esto será necesario 

ya que de acuerdo a la matriz de disparos que tenga cada protección serán un dato importante 

para las lógicas,las cuales están basadas en compuertas lógicas como lo son AND, OR, NOT 

y las combinaciones  que puedan surgir  de estas, además cada equipo desde el nivel tres al 

nivel cero tendrá un dato relevante en ellas, estas se pueden ver en el  Anexo 2. 

 

3.1.1 Matriz de disparo. 
 

La matriz es importante pues define qué sucede cuando actúa la función correspondiente ya 

sea de distancia o de sobrecorriente, es decir, a que lógicas llega el dato y de qué manera; a 

esto proceso se le denomina disparo: entonces, para este caso con los típicos proporcionados 

por la empresa, se tomó los disparos que se muestran en la Tabla 2, en donde los disparos de 

estas funciones actúan sobre: la bobina de disparo uno y dos del interruptor, el bloqueo en el 

interruptor, el arranque de 50BF, el arranque de recierre, el bloqueo de recierre y anunciación. 

 

Estos disparos no son siempre iguales, por ejemplo, en las bobinas del interruptor (BD1 y 

BD2) corresponden a disparos tripolares, ocasionando que se generan otras señales que 

aparecen en la matriz; estas señales son: 1) el arranque 79 en donde para la protección 

distancia se necesita que la falla sea detectada en zona 1 por  los dos relés que protegen la 

línea y en la protección sobrecorriente direccional que la detecten en la misma dirección, esto 

indicaría que el extremo remoto está abierto; en el caso que no se cumplan, la señal de 

bloqueo 79 impide el recierre del interruptor; 2) para el caso del arranque del 50BF solo es 

necesario la activación de las protecciones para empezar a realizar las evaluaciones continuas 

hasta llegar al punto de su activación, en caso de no tener las respuestas correctas, el bloqueo 

86 necesita que la falla sea detectada en la zona 2 para poder actuar.  

Se termina con la anunciación que como su nombre lo indica es un anuncio del disparo por 

acción de cualquiera de estas dos protecciones. 

 

 

 

Tabla 2. Matriz de Disparo Protección ANSI 21 y 67 [Fuente propia]. 

Equipos Función Descripción 

Interruptor 

(I1) 

Disparo con 

Bloqueo(86) 

Arranque 

50BF 

Arranque 

(79) 

Bloqueo 

(79) 

Anunciación  

Interruptor Línea (I1) 

BD1 BD2 

Interruptor 

(I1) 
Barraje 3P 3P 3P 

3P 3P 

GE 

MULTILIN  

L90 

21 Protección de Distancia X X X  X X X X 

67 

Protección 

Sobrecorriente 

Direccional 

X X X  X X X X 
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3.2 Protocolos de prueba. 
 

Los protocolos de pruebas que se definieron están enfocados en el equipo de protección de 

línea, lo que no quiere decir que son las únicas que se realizan durante la ejecución de pruebas 

FAT para un sistema de control y protección. Además de las aquí propuestas y aplicadas se 

realizan pruebas de inspección visual y mecánica a los tableros y su amarillado, verificación 

de envió de señales hacia el centro de control, la redundancia en la red de comunicaciones, 

entre otras (las cuales no hacen parte del alcance del proyecto propuesto). Dentro de todo 

este amplio panorama se extrajeron y ajustaron algunos de los ítems que se consideraron 

relevantes para el alcance del proyecto, definiendo así el protocolo de pruebas FAT 

circunscrito dentro de la pasantía.  

De acuerdo a esto el protocolo definido se encuentra en la Tabla 3, el cual pretende describir 

un panorama más general y educativo de lo que se exige por parte de las empresas al 

implementar pruebas FAT en equipos de protección de línea. 

 

 

Tabla 3. Protocolo de pruebas FAT [Fuente propia]. 

Pruebas de aceptación de fábrica para la protección 21 y 67 

Prueba Aprobado Fallo Comentario 

Verificar los Sampled Values generados por la 

MU320E desde el software de pruebas. 

   

Verificar los Sampled Values generados por la 

MU320E desde el L90. 

   

Verificar los GOOSES generados por la 

MU320E indicando la posición de los 

interruptores desde el software de pruebas. 

   

Verificar los GOOSES recibidos de la 

MU320E por el L90 desde el software de 

pruebas. 

   

Verificar los GOOSES generados por el L90 

desde el software de pruebas. 

   

Verificar los GOOSES recibidos del L90 por la 

MU320E desde el software de pruebas. 

   

Validar y registrar la hora actual y el estado de 

sincronización de tiempo de GPS. 

   

Validar y registrar la hora actual y el estado de 

sincronización de tiempo de cada uno de los 

equipos del sistema. 

   

Forzar un cambio de hora y esperar 10 minutos.    

Validar y registrar la hora actual de 

sincronización de tiempo de cada uno de los 

equipos del sistema.  

   

Normalizar la hora en el GPS.    
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Validar y registrar la hora actual y el estado de 

sincronización de tiempo de cada uno de los 

equipos del sistema. 

   

Actuación de la función distancia (ANSI 21) en 

la zona 1, verificando el tiempo, alcance, 

búsqueda y el envío de los GOOSES a la 

Merging Unit encargados de actuar los 

contactos de salida de la matriz de disparo. 

   

Actuación de la función distancia (ANSI 21) en 

zona 2 verificando el tiempo, alcance, 

búsqueda y el envío de los GOOSES a la 

Merging Unit encargados de actuar los 

contactos de salida de la matriz de disparo. 

   

Actuación de la función distancia (ANSI 21) en 

zona 3 verificando el tiempo, alcance, 

búsqueda y el envío de los GOOSES a la 

Merging Unit encargados de actuar los 

contactos de salida de la matriz de disparo. 

   

Actuación de la función distancia (ANSI 21) en 

zona 4 verificando el tiempo, alcance, 

búsqueda y el envío de los GOOSES a la 

Merging Unit encargados de actuar los 

contactos de salida de la matriz de disparo. 

   

Actuación de la función sobrecorriente 

direccional (ANSI 67) hacia adelante 

verificando el tiempo, dirección y el envío de 

los Gooses a la Merging Unit encargados de 

actuar los contactos de salida de la matriz de 

disparo. 

   

Actuación de la función sobrecorriente 

direccional (ANSI 67) hacia atrás verificando 

el tiempo, dirección y el envío de los Gooses a 

la Merging Unit encargados de actuar los 

contactos de salida de la matriz de disparo. 

   

4. Parámetros de los equipos. 
 

En este capítulo se busca hacer una breve descripción de los equipos involucrados en los 

protocolos previamente definidos desde un aspecto general, hasta especificar las funciones 

requeridas. Por tanto, solo se abordan las características o especificaciones necesarias para el 

entendimiento y desarrollo de las pruebas; en tal sentido entendiendo que los equipos son 

mucho más de lo que en este trabajo se muestra, se recomienda al lector interesado que indage 

sobre aquellas funciones que no se traten en este documento. 
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4.1 GE MULTILIN  L90. 
 

El equipo L90 forma parte de la familia de productos Universal Relay (UR). Es un sistema 

de relé diferencial de corriente digital con una interfaz de canal de comunicaciones integral. 

Es un sistema completo de protección y control de terminales de línea, capaz de ofrecer 

protección como dispositivo diferencial de línea y/o de distancia. Tanto los elementos de 

distancia como los diferenciales de línea pueden funcionar simultáneamente [12]. 

El L90 proporciona una protección completa para las líneas de transmisión de cualquier nivel 

de tensión. Dispone de esquemas de disparos trifásicos y monofásicos. Los modelos del L90 

están disponibles para su aplicación en líneas de dos y tres terminales. El L90 utiliza 

diferencial por fase a 64 kbps, transmitiendo dos faselets por ciclo. El esquema diferencial 

actual se basa en innovadoras técnicas patentadas desarrolladas por GE. Los algoritmos de la 

L90 se basan en el enfoque de transformada de Fourier-faselet y en una restricción estadística 

adaptativa [12]. 

 

El L90 opera a través de diferentes enlaces de comunicaciones con varios grados de ruido 

que se encuentran en los sistemas de energía y en los entornos de comunicaciones. Dado que 

el correcto funcionamiento del relé depende completamente de los datos recibidos desde el 

extremo remoto, debe prestarse especial atención a la validación de la información. El L90 

incorpora un alto grado de seguridad mediante el uso de un paquete de comunicaciones inter-

relé con código de redundancia cíclica (CRC) de 32 bits [12]. 

Hay varias opciones disponibles para la comunicación. Un puerto RS232 (puerto USB con 

el panel frontal gráfico) puede utilizarse para conectarse a un ordenador para la programación 

de los ajustes y la supervisión de los valores reales. El puerto posterior RS485 permite el 

acceso independiente del personal de operación e ingeniería. Puede conectarse a ordenadores 

del sistema con velocidades de transmisión de hasta 115,2 kbps. Todos los puertos serie 

utilizan el protocolo Modbus RTU [12].  

 

El protocolo IEC 60870-5-103 es compatible con la interfaz RS485. Además, sólo uno de los 

protocolos DNP, IEC 60870-5-103 e IEC 60870-5-104 puede estar habilitado en cualquier 

momento en el relé. Cuando se elige el protocolo IEC 60870-5-103, el puerto RS485 tiene 

una paridad fija y la velocidad en baudios puede ser de 9,6 kbps o 19,2 kbps. La interfaz 

Ethernet 100Base-FX o 100Base-TX proporciona comunicaciones rápidas y fiables en 

entornos ruidosos. El puerto Ethernet es compatible con IEC 61850, Modbus/TCP, TFTP y 

PTP (según IEEE Std. 1588-2008 o IEC 61588), y permite acceder al relé a través de 

cualquier navegador web estándar (páginas web L90) [12].  

 

El protocolo IEC 60870-5-104 es compatible con el puerto Ethernet, el cual también es 

compatible con el Protocolo de Redundancia Paralela (PRP) de la norma IEC 62439-3 

(cláusula 4, 2012) cuando se adquiere como opción. La mensajería GOOSE y GOOSE 

enrutable seguro (R-GOOSE) son compatibles con las opciones de software [12].  

El bus de proceso GOOSE es compatible con un módulo de hardware y opciones de software. 

Con un módulo de bus de proceso compatible con IEC 61850-9-2LE e IEC 61869, se admite 

PRP en dos puertos Ethernet para IEC 62439, y se admite la redundancia sin fisuras de alta 

disponibilidad (HSR) en cuatro puertos Ethernet para una arquitectura de anillo HSR doble 

[12]. 
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Además de la protección diferencial de corriente, el relé proporciona una protección de 

reserva múltiple para faltas de fase y de tierra. Para la protección de sobrecorriente, las curvas 

de sobrecorriente de tiempo pueden seleccionarse entre una selección de formas de curva 

est§ndar o una FlexCurveÊ personalizada para una coordinación óptima. Además, se 

incluyen cinco zonas de protección de fase y seis de distancia a tierra con bloqueo de 

oscilación de potencia, disparo fuera de paso, recogida de línea, invasión de carga y seis 

esquemas piloto [12]. 

El equipo utiliza una tecnología de memoria flash que permite la actualización sobre el 

terreno a medida que se añaden nuevas funciones. El firmware y el software son 

actualizables. En la figura 20, se ilustra la funcionalidad del relé utilizando los números de 

dispositivo del Instituto Nacional de Normalización Americano (ANSI) [12]. 

 

 
Figura. 20 Diagrama Unifilar simplificado GE MULTILIN  L90 [12]. 

Algunas aplicaciones de este equipo son[13]: 

 

¶ Líneas aéreas, incluidas las líneas compensadas en serie y los cables subterráneos de 

diferentes niveles de tensión. 

¶ Circuitos con alimentadores de transformadores con tomas  

¶ Adecuado para líneas de tres terminales con redundancia de canales y disparo por 

transferencia directa (DTT).  

¶ Circuitos de interruptores automáticos simples y dobles que requieren cierre 

automático unipolar/tripolar y supervisión independiente de supervisión de 

sincronización. 

¶ Aplicación segura con transformadores de tensión de acoplamiento capacitivo 

(CCVT).  

¶ Sistemas aislados de tierra y de bobina Peterson. 

 

La familia UR son una serie de relés de protección basados en microprocesadores que están 

diseñados para medir las condiciones del sistema eléctrico directamente a través de las 
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entradas de TC y TT y a través de otras fuentes de información, como las entradas analógicas, 

de comunicaciones y de contacto [12].  

 

Un filtro analógico antialiasing de paso bajo con una frecuencia de esquina de 3 dB se ajusta 

a 2,4 kHz y se utiliza para el filtrado analógico de corriente y tensión, y para el 

acondicionamiento de la señal. El mismo filtrado se aplica a las corrientes de fase, de tierra, 

de fase a fase (si procede) y a las tensiones auxiliares. La frecuencia de corte de 2,4 kHz se 

aplica tanto a las aplicaciones de 50 Hz como de 60 Hz y está fijada en el hardware, por lo 

que no depende del ajuste de la frecuencia nominal del sistema [12]. 

 

La UR muestrea sus señales de CA a 64 muestras por ciclo, es decir, a 3840 Hz en sistemas 

de 60 Hz, y a 3200 Hz en sistemas de 50 Hz. La frecuencia de muestreo se ajusta 

dinámicamente a la frecuencia real del sistema mediante un sistema de seguimiento de 

frecuencia preciso y rápido [12]. 

 

La Figura. 21 siguiente muestra el procesamiento global de la señal en las UR [12]. 

 

 
Figura. 21 Procesamiento de señales familia UR  [12]. 

 

Ciberseguridad. 
El sistema de gestión de seguridad EnerVista es un sistema de control de acceso basado en 

roles (RBAC) que permite a un administrador gestionar los privilegios de múltiples usuarios. 
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Esto permite el control de acceso a los dispositivos UR por parte de múltiples personas dentro 

de una subestación y se ajusta a los principios de RBAC definidos en ANSI INCITS 359-

2004. El sistema de gestión de la seguridad de EnerVista está desactivado por defecto para 

permitir el acceso directo del administrador al software de EnerVista después de la 

instalación. Se recomienda habilitar la seguridad antes de poner el dispositivo en servicio 

[12]. 

 

Los dispositivos UR habilitados por CyberSentry UR ofrecen funciones completas de 

ciberseguridad que ayudan a los clientes a cumplir con los requisitos de ciberseguridad 

NERC CIP y NIST® IR 7628 de seguridad cibernética NERC CIP y NIST® IR 7628. Esta 

opción de software ofrece las siguientes funciones básicas: 

 

Compatibilidad con servidores AAA (Radius/LDAP). 

Permite la integración con la gestión centralizada de la autenticación y la contabilidad de 

todas las actividades de los usuarios y utiliza las mejores prácticas y los estándares modernos 

del sector que cumplen y superan los requisitos de NERC CIP y NIST® IR 7628 (requisitos 

de NERC CIP para la autenticación y las contraseñas) [13]. 

 

Control de acceso basado en roles (RBAC). 

Administra eficazmente los usuarios y los roles en los dispositivos UR. Las nuevas y 

avanzadas funciones de acceso permiten configurar hasta cinco roles para un máximo de 

ocho usuarios configurables con contraseñas independientes. Para la autenticación se utiliza 

el servicio estándar "Remote Authentication Dial In User Service" (Radius) [13]. 

 

Registrador de eventos (Syslog para SEM). 

Captura todos los eventos relacionados con la ciberseguridad dentro de un elemento SOE 

(inicio y cierre de sesión, intentos de contraseñas inválidas, acceso remoto/local, usuario en 

sesión, cambio de configuración, actualización de FW, etc.). Tiene la habilidad de clasificar 

los datos por nivel de seguridad utilizando el formato de datos: ñest§ndar Syslogò. Esto 

permite la integración con los sistemas SEM (Security Event Management) establecidos [13]. 

 

Otras características del equipo son: 

 

Control . 

¶ Configuración de uno y dos interruptores para esquemas de interruptor y medio, anillo 

y control por pulsador desde el relé. 

¶ Cierre automático y control de sincronización. 

¶ Corriente de arco del interruptor. 

Monitorización. 

¶ Oscilografía de corriente, tensión, operandos FlexLogic y señales digitales (1 128 

ciclos a 31 8 ciclos configurables). 

¶ Registrador de eventos: 1024 eventos. 

¶ Localizador de fallos. 
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Medición. 

¶ Fasores remotos reales 87L, corriente diferencial, retardo de canal y asimetría de 

canal en todos los terminales de línea de la protección diferencial de corriente de 

línea. 

¶ Corriente de línea, tensión, potencia real, reactiva, aparente, factor de potencia y 

frecuencia. 

 

 

4.1.1 Bus de procesos. 
 

La familia de equipos UR proporciona un bus de proceso digital mediante el uso de un 

módulo de bus de proceso. Un bus de proceso digital permite la transmisión digital de datos 

entre el patio de conexiones y los relés de un centro de control utilizando cables de 

comunicación en lugar de conexiones cableadas [12]. 

El módulo de bus de proceso es compatible con los protocolos IEC 61850-9-2LE e IEC 

61869, con las redes conmutadas y con los protocolos de redundancia (Parallel Redundancy 

Protocol y High-Availability Seamless Redundancy). El módulo se utiliza para transferir 

flujos de datos en redes de protección y control, incluidas las muestras de conjuntos de datos 

denominadas Sampled Values (SV), con la estabilidad de la redundancia [12]. 

 

Este módulo puede tener un interfaz que permita interactuar con el sistema de bus de proceso 

HardFiber, o HardFiber Brick, el cual brinda las comunicaciones bidireccionales de fibra 

óptica IEC 61850 con hasta ocho HardFiber Bricks. El sistema HardFiber se integra 

perfectamente con las aplicaciones existentes de la serie UR, incluidas las funciones de 

protección, FlexLogic medición y comunicaciones [12]. 

 

El bus de proceso ofrece las siguientes ventajas: 

 

¶ Reduce la mano de obra asociada al diseño, la instalación y las pruebas de las 

aplicaciones de protección y control que utilizan la UR, al reducir el número de 

terminaciones de cobre individuales. 

¶ Se integra perfectamente con las aplicaciones UR existentes, ya que el módulo de la 

interfaz de bus de proceso IEC 61850 sustituye a los módulos CT/VT tradicionales. 

¶ Se comunica utilizando la mensajería estándar abierta IEC 61850.  

 

 

4.1.2 Protección ANSI 21. 
 

Los elementos de distancia utilizan la tensión de memoria para la polarización. Las funciones 

de supervisión adicionales (diferentes para las zonas de distancia de tierra y de fase) 

complementan una característica MHO clásica para mejorar la integridad direccional y la 

precisión del alcance [12]. 

 

Consideraciones técnicas a tener en cuenta para esta función: 

¶ Para evitar el sobre-alcance durante las faltas resistivas en condiciones de carga 

pesada previa a la falta, los elementos de distancia de tierra utilizan una característica 
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de reactancia adaptativa a la carga (polarización de secuencia cero) para supervisar la 

característica MHO de la base [12]. 

¶ Tanto las corrientes negativas como las de secuencia cero se comparan con la tensión 

de memoria para mejorar la integridad direccional de los elementos de distancia a 

tierra [12]. 

¶ Es bien sabido que los elementos de distancia a tierra, según el principio de relé de 

distancia, pueden tener una precisión limitada durante las faltas de doble línea a tierra. 

Para evitar el mal funcionamiento en estos casos, los elementos de tierra se bloquean 

mediante un "comparador de fallos" adicional que utiliza el ángulo de fase entre las 

corrientes de secuencia negativa y cero [12]. 

¶ Los elementos de distancia de fase utilizan las características direccionales de 

reactancia y memoria polarizada para supervisar la característica MHO. 

¶ Tanto los elementos de distancia de tierra como los de fase tienen incorporadas las 

funciones de supervisión de la corriente [12]. 

 

La característica de distancia de cuadrilátero utiliza las funciones de reactancia, direccional 

y de supervisión de corriente descritas. Las persiana derecha e izquierda ajustables en cuanto 

a las posiciones resistiva y angular completan la característica [12]. 

El relé proporciona cinco zonas de protección de distancia (seis zonas con la opción del 

paquete de distancia subciclo). Todas las zonas son idénticas en términos de configuración. 

Sin embargo, la zona 1 tiene incorporados mecanismos de adaptación adicionales para 

mejorar la precisión del alcance transitorio, incluso cuando las señales de tensión se 

suministran desde fuentes de tensión de baja calidad, como los transformadores de tensión 

capacitiva (CVT) [12]. 

Las zonas de tierra 2 a 5, a su vez, tienen implementada una supervisión direccional de 

secuencia cero adicional para su funcionamiento con retardo después de la expiración de la 

memoria. En consecuencia, la zona 1 se recomienda como un elemento y las zonas 2 a 5 se 

recomiendan como elementos de sobrealcance y de disparo retardado [12]. 

 

4.1.2.1 Características de la función distancia. 
El relé modela sus características de distancia utilizando comparadores de ángulos de fase y 

fasores de tensión y corriente estimados como se ha descrito en el apartado anterior. Las 

siguientes definiciones se refieren a todas las funciones de distancia [12]: 

 

¶ ὍȟὍȟὍ-Fasores de corriente de las fases A, B y C. 

¶ Ὅ- Corriente de tierra de una línea paralela. 

¶ ὠȟὠȟὠ- Fasores de tensión de la fase A, B y C a tierra. 

¶ ρ- Fasor de secuencia positiva de () derivado de las cantidades de fase. 

¶ ς- Fasor de secuencia negativa de () derivado de las cantidades de fase. 

¶ π- Fasor de secuencia cero de () derivado de las cantidades de fase. 

¶ () M- Valor memorizado de (). 

¶ Z - Alcance de la impedancia. 

¶ ὤ - Impedancia de alcance inverso para aplicaciones no direccionales. 

¶ ὤ -  Impedancia característica direccional. 

¶ ὤ-  Impedancia característica de la cegadora derecha. 
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¶ ὤ-  Impedancia característica de la cegadora izquierda. 

¶ K0-  Factor de compensación de secuencia cero. 

¶ K0M- Factor de compensación mutua de secuencia cero. 

¶ Q- Ajuste del ángulo de no homogeneidad. 

 

Los ajustes y rangos que se pueden observar en la Tabla 4 y también en la Figura 22 muestran 

las curvas de tiempo de distancia de la zona 1 para un sistema de 60 Hz a la frecuencia 

nominal del sistema, y en las Figura 23 con el software distancia de subciclo habilitado [12]. 

 

Tabla 4. Ajustes de la función distancia [12]. 

Característica MHO (memoria polarizada o compensada) 

o QUAD (memoria polarizada o no 

direccional), seleccionable individualmente 

por zona. 

Número de zonas 5 o 6 con la opción de software Subcycle 

Distance Package. 

Direccionalidad Hacia adelante, hacia atrás o no direccional. 

Alcance (secundario Ý) de 0.02 a 500.00  Ý en pasos de 0.01 . 

Precisión de alcance  

Zona 1 ±5% incluyendo el efecto de los transitorios 

CVT hasta un SIR de 30 y ±7% para 

30<SIR< 60 en RCA ángulo. 

Zonas 2 a 5 ±5% para condiciones de fallo estables. 

Distancia  

Ángulo característico 30 a 90° en pasos de 1° 

Ángulo límite del comparador 30 a 90° en pasos de 1° 

Supervisión direccional  

Ángulo característico 30 a 90° en pasos de 1° 

Ángulo límite 30 a 90° en pasos de 1° 

Cegador derecho (sólo Quad)  

Alcance 0.02 a 500 Ý en pasos de 0.01 

Ángulo característico De 60 a 90° en pasos de 1 

Cegador izquierda (sólo Quad)  

Alcance 0.02 a 500 Ý en pasos de 0.01 

Ángulo característico De 60 a 90° en pasos de 1 

Tiempo de retardo 0.000 a 65.535 s en pasos de 0.001 

Precisión del temporizador ±3% del tiempo de funcionamiento o ±1/4 

de ciclo (lo que sea mayor). 

Supervisión de corriente  

Nivel corriente de línea a línea. 

Pickup 0.050 a 30.000 pu en pasos de 0.001 

Dropout 97 a 98% 

Duración de la memoria 5 a 25 ciclos en pasos de 1. 

Ubicación del VT Todos los transformadores en estrella-

triángulo y en estrella-triángulo. 
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Ubicación del CT Todos los transformadores en estrella-

triángulo y en estrella-triángulol 

Voltaje pickup de supervisión (aplicaciones 

de compensación en serie) 

0 a 5.000 pu en pasos de 0,001 

 

 

 
Figura 22. Curvas de tiempo función distancia.  [12]. 

 

 

 
Figura 23. Curvas de tiempo función distancia- VT Magnético [12]. 
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Figura 24. Curvas de tiempo función distancia- CVT pasivo [12]. 

 

 
Figura 25. Curvas de tiempo función distancia- CVT Activo [12]. 
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4.1.3 Protección ANSI 67. 
 

Esta protección funciona como un elemento destinado aplicar una señal de bloqueo a un 

elemento de sobrecorriente para evitar una operación, cuando la corriente fluye en una 

dirección particular. El sentido de circulación de la corriente se determina midiendo el ángulo 

de fase entre la corriente procedente de los CT (Transformadores de Corriente) fase y la 

tensión de línea procedente de los TT (Transformador de Tension), basándose en la conexión 

a 90º o en cuadratura. Si es necesario supervisar los elementos de sobrecorriente para los 

flujos en direcciones opuestas, como puede ocurrir a través de un interruptor de barra [10]. 

 

Para aumentar la seguridad de las faltas trifásicas muy cercanas a los TT utilizados para medir 

la tensión de polarización, se incorpora una función de memoria de tensión. Esta 

característica almacena la tensión de polarización en el momento anterior al colapso de la 

tensión, y la utiliza para determinar la dirección. La memoria de tensión sigue siendo válida 

durante un segundo después de que la tensión haya colapsado [12]. 

 

 El componente principal del elemento direccional de fase es el comparador de ángulos de 

fase con dos entradas: la señal de funcionamiento (corriente de fase) y la señal de polarización 

(la tensión de línea, desplazada en la dirección de avance por el ángulo característico, ECA). 

La Tabla 5 muestra las señales de funcionamiento y de polarización utilizadas para el control 

direccional de fase; la Figura 26 ilustra el forma de polarización para la fase A [12]. 

 

Tabla 5. Señales de operación y polarización [12]. 

Fase Señal de operación 

Señal de polarización ὠ  

Secuencia de fase 

ABC 

Secuencia de fase 

ACB 

A Angulo de Ὅ 
Angulo de ὠ  

(1 ECA) 

Angulo de ὠ  

(1 ECA) 

B Angulo de Ὅ 
Angulo de ὠ  

(1 ECA) 

Angulo de ὠ  

(1 ECA) 

C Angulo de Ὅ 
Angulo de ὠ  

(1 ECA) 

Angulo de ὠ  

(1 ECA) 

 

 

 
Figura 26. Polarización direccional de fase A [12]. 
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4.1.3.1 Características de la función sobrecorriente direccional 
 

El elemento direccional de fase responde a la corriente de carga hacia delante. En el caso de 

un efecto inverso, el elemento necesita cierto tiempo (del orden de 8 ms) para establecer una 

señal de bloqueo. Algunos elementos de protección, como la sobrecorriente instantánea, 

responden a los fallos inversos antes de que se establezca la señal de bloqueo. Por lo tanto, 

debe añadirse un tiempo de coordinación de al menos 10 ms a todos los elementos de 

protección instantánea bajo la supervisión del elemento direccional de fase. Si la inversión 

de la corriente es crítica, se requiere de un retardo mayor (del orden de 20 ms). Los ajustes y 

rangos que se pueden observar en la Tabla 6 . 

 

Tabla 6. Ajustes de la función sobrecorriente [12]. 

Conexión del relé 90° (cuadratura) 

Tensión de cuadratura Secuencia de fases ABC: fase A (VBC), fase B 

(VCA), fase C (VAB); Secuencia de fases 

ACB: fase A (VCB), fase B (VAC), fase C 

(VBA)  

Umbral de tensión de polarización 0.004 a 3.000 pu en pasos de 0.001 

Umbral de sensibilidad a la corriente 0.05 pu 

Ángulo característico de 0 a 359° en pasos de 1 

Precisión del ángulo ±2° 

Tiempo de funcionamiento (operandos 

FlexLogic): 

 

Disparo (carga inversa, fallo frontal) <12 ms, típicamente (ver Nota 1, seguidamente 

1). 

Bloqueo (carga hacia delante, fallo hacia 

atrás) 

<8 ms, típicamente (verNnota 1). 

 

Nota 1: Los elementos de protección y control con Nota 1 tienen un tiempo de funcionamiento 

adicional de hasta 3 ms si el L90 se solicita con un módulo de bus de proceso IEC 61850-9-

2LE / IEC 61869 (código de pedido 85, 86, 87). 

 

4.2 GE Reason MU320E. 
 

La MU320E es la Unidad de Interfaz de Proceso (PIU) entre el ñmundoò físico analógico y 

el digital, utilizando redes de comunicación para el modelado completo del patio de 

maniobras, el control y la digitalización a través de los estándares IEC 61850 y protocolos 

como Sampled Values (SV) y GOOSE. El equipo puede utilizarse tanto en subestaciones 

nuevas como para modernizar instalaciones existentes. Al ser totalmente compatible con la 

norma IEC 61850, permite la interoperabilidad con cualquier dispositivo de bus de proceso. 

La solución de bus de proceso, además de los avances tecnológicos, permite un ahorro de 

costes inherente al diseño, el mantenimiento y las instalaciones, principalmente debido a la 

simplificación de las redes de cableado Ethernet [14]. 
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El equipo permite obtener todo el potencial de una subestación completamente digital, como 

interfaz de E/S para cada IED de bahía, especialmente los relés de protección y las unidades 

de control de bahía. La limitación del cableado de campo a sólo la MU320E reduce la 

complejidad del proyecto al reducir el cableado y las conexiones físicas. Los IED de bahía 

pueden utilizar datos de unidades MU320E redundantes, lo que aumenta la disponibilidad 

del sistema. Los IED de bahía pueden sustituirse rápidamente, ya que no es necesario el 

cableado de campo. El MU320E tiene la ventaja adicional de mejorar el rendimiento y el 

coste de los TC mediante una menor carga de conexión y una reducción del número de 

núcleos de TC necesarios para una aplicación [14]. 

Es el dispositivo responsable de ser la interfaz físico-digital para los equipos primarios, 

incluyendo la posibilidad de representarlos a través del modelo de datos IEC 61850-7-4, de 

forma que la MU320E se convierte en la extensión de los CT/ VT, interruptores y 

seccionadores a través de los nodos lógicos TCTR, TVTR, XCBR y XSWI [15].  

A través de una sencilla interfaz de usuario basada en la lógica IEC 61113-3 es posible 

conectar las entradas físicas y digitales de la MU320E a su modelo de datos y salidas 

digitales, permitiendo la verdadera digitalización del patio de maniobras [15]. 

 

Proporciona una fiabilidad importante, como solución flexible y redundante. Las conexiones 

Ethernet son compatibles con el Protocolo de Redundancia Paralela (PRP), estándar de la 

IEC en el que una topología redundante conectada en estrella permite la recuperación en 

tiempo cero (o sin baches). El diseño poco profundo de la carcasa facilita el despliegue del 

MU320E en aplicaciones principales y de reserva, o principales dobles, cada una de ellas 

conectada a diferentes núcleos de los TC de línea y a la protección individual. Es el primero 

de su clase que gestiona tanto la redundancia PRP como el PTP (IEEE 1588) operando 

conjuntamente en la arquitectura de la subestación. Beneficiándose de una única red 

redundante para una mayor fiabilidad en la comunicación y la sincronización 

simultáneamente[15]. 

 

4.2.1 Características principales. 
 

Algunas de las características de este equipo son [15]: 

¶ Cumple con la norma IEC 61850-9-2LE (valores muestreados). 

¶ Compatibilidad con CE 61850-8-1 ed2.0 (GOOSE). 

¶ Bloques de control de informes. 

¶ Compatibilidad con el perfil de valores muestreados de protección y medición. 

¶ Supervisión y control mediante el protocolo MMS. - Uso de LAN virtual y etiqueta 

de prioridad (802.1Q). 

¶ Tiempo de transferencia de señales GOOSE dentro del tipo 1A, clase de rendimiento 

P1 (menos de 3ms). 

¶ Soporte de redundancia de red PRP (IEC 62439-3).  

¶ En caso de pérdida de comunicación, toda la información principal se señaliza 

mediante LEDs (Power, In Service, Alarm, Sync, LAN A y LAN B). 

¶ Herramientas de configuración del IED para el archivo SCL estandarizado. 

¶ Sincronización mediante el protocolo IRIG-B o PTP versión 2 IEEE 1588.  

¶ Óptimo rendimiento y estabilidad. 

¶ Hasta 16 entradas analógicas. 8 tensiones y 8 corrientes.  
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¶ Tarjeta analógica de alta precisión con 4VT + 4CT. 

¶ Hasta 96 entradas digitales convencionales y hasta 32 entradas digitales GOOSE.  

¶ Hasta 48 salidas binarias. - 2 flujos simultáneos de Sampled Values. 

¶ Entradas y salidas binarias mediante mensajes GOOSE.  

¶ Instalado en el patio de la subestación dentro del panel correspondiente.  

¶ Temperatura de funcionamiento -40 °C (-40 °F) a +55 °C (+131 °F).  

¶ Diseño sin ventilador y sin piezas giratorias - Relé a prueba de fallos (Watchdog) . 

¶ Autocontrol (tensiones internas y temperatura). 

¶ Retención de la sincronización. 

¶ Cálculo del neutro del circuito. 

¶ Bits de calidad IEC61850. 

¶ Entradas GOOSE combinadas para operar una salida binaria. 

¶  Modelado IEC61850 para la interfaz con disyuntores e interruptores.  

¶ Conexión entre las señales digitales y el modelo de datos. 

¶ Interfaz para la configuración lógica de Entradas Binarias y Salidas Binarias. 

 

4.2.2 Funciones y modelado de datos IEC61850 
 

Uno de los principales avances aportados por la IEC 61850 es la forma en que permite a los 

IEDs estandarizar su modelo a través de elementos como los Nodos Lógicos y los Bloques 

de Control. Las principales funciones que soporta el MU320E en este sentido se pueden 

observar en la  Tabla 7 [15]. 

 

Tabla 7. Nodos lógicos MU320E [15]. 

LN DESCRIPCIÓN 

LTMS  Supervisión de la sincronización horaria. 

LTIM  Supervisión de la hora local. 

LCCH  Supervisión del canal de comunicación 

ethernet físico. 

LGOS  Supervisión de suscripción GOOSE. 

GGIO  Proceso genérico de E/S que cubre todas las 

E/S binarias disponibles. 

SIMG  Supervisión del medio de aislamiento de 

gases. 

SIML  Supervisión del medio de aislamiento de 

líquidos. 

XCBR  Modelado de disyuntores - Supervisión y 

funcionamiento 

XSWI  Modelado de interruptores - Supervisión y 

control. 

TCTR  Modelado de transformadores de corriente - 

Muestras disponibles a través de Sampled 

Values. 
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TVTR  Modelización de transformadores de 

tensión - Muestras disponibles a través de 

Sampled Values. 

 

4.2.3 IEC 61850-9-2 LE Sampled Values (Light Edition) 

. 
Las Meging Units que suministran valores medidos al IED a través del bus de proceso, deben 

cumplir la norma IEC61850-9-2LE. Esta característica de la IEC61850 especifica el "Mapeo 

de servicios de comunicación (SCSM) - Valores muestreados a través de ISO/IEC 8802", es 

decir, datos muestreados a través de Ethernet. La parte 9-2 del protocolo IEC61850 utiliza 

también las definiciones de la parte 7-2, "Basic communication structure for substation and 

feederequipment - Abstract communication service interface (ACSI)". El conjunto de 

funcionalidades implementadas en el IED (IEC61850-9-2LE) es un subconjunto de la 

IEC61850-9-2. Por ejemplo, el IED cubre la parte cliente de la norma, no la parte servidor 

[16]. 

La norma no define la frecuencia de muestreo de los datos, pero en las recomendaciones del 

grupo de usuarios de la UCA se indican las frecuencias de muestreo que se adoptan, por 

consenso, en la industria: 80 muestras/ciclo (4000 muestras/seg a 50Hz o 4800muestras/seg 

a 60 Hz) para una Merging Unit de protección, y 256 muestras/ciclo para una Merging Unit 

de medida. El IED puede recibir tasas de datos de 80 muestras/ciclo [16]. 

 

Hay que tener en cuenta que la norma IEC 61850-9-2 LE no especifica la calidad de los 

valores muestreados, sólo el transporte. Por lo tanto, la precisión de las entradas de corriente 

y tensión a la unidad de fusión y la inexactitud añadida por la Merging Unit deben coordinarse 

con el requisito del tipo real de función de protección [16]. 

 

Los factores que influyen en la precisión de los valores muestreados de la Merging unit son 

por ejemplo, los filtros antialiasing, el rango de frecuencias, la respuesta a los pasos, el 

truncamiento, la inexactitud de la conversión A/D, la precisión del registro de tiempo, etc 

[16]. En principio, la precisión de los transformadores de corriente y tensión, junto con la 

Merging Unit, deberá tener la misma calidad que la entrada directa de corrientes y voltajes 

[16]. 

 

4.2.4 Conexión. 
 

El diagrama de conexión del equipo típica para tres CT (Transformadores de corriente) y la 

IN (Corriente de neutro) tomada desde el punto neutro de los terminales del equipo se puede 

observar en la Figura 27. El diagrama de conexión típica de tres CT para las corrientes de 

fase y IN desde el CT residual se observa en la Figura 28. El diagrama de conexión típica 

para VT (transformador de tensión) con un esquema WYE - WYE para la medida tensiones 

de fase, y una conexión WYE-Delta rota para 3V0 se puede ver en la Figura. 29. 

 



53 

 

 
Figura 27. Esquema típico de conexión de corriente [14] . 

 

 
Figura 28. Esquema típico de conexión de corriente con IN del TC residual [14] . 
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Figura. 29 Esquema típico de conexión de tensión [14]. 

 

4.2.5 Beneficios. 
 

Algunos de los beneficios que tiene el equipo GE Reason MU320E y que son clave para una 

solución de subestación digital son [15]: 

¶ El factor de forma compacto admite opciones de instalación en campo en armarios de 

disyuntores, quioscos de clasificación y estructuras metálica.  

¶ 6 ranuras para tarjetas de E/S permiten múltiples aplicaciones. Aplica como unidad 

de fusión, dispositivo de E/S remoto o PIU. Tamaño y número de puntos adecuados 

para todo tipo de aplicaciones.  

¶ Las ranuras para 2 tarjetas analógicas CT/VT permiten su aplicación en líneas de 

disyuntor y medio, alimentadores de distribución dobles e instalaciones combinadas 

de protección y medición. 

¶ Tarjeta analógica CT/VT de precisión de medición opcional para aplicaciones de 

medición de ingresos y calidad de la energía. 

¶ Posibilidad de 2 flujos SV (uno por placa analógica CT/VT). Cada flujo puede ser de 

protección (80 s/c) o de calidad de la energía (256 s/c).  

¶ Integración total en la subestación digital a través de 2 puertos Ethernet, 

compatibilidad con redes de alta disponibilidad del Protocolo de Redundancia 

Paralela (PRP) y el Protocolo de Tiempo de Precisión IEEE 1588. 

¶ Estandar IEC 61850 Edición 2, incluida la compatibilidad con el modo de prueba y 

simulación. Múltiples dispositivos lógicos para integrar varios interruptores y 

seccionadores en un MU320E. 
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4.3 Maleta OMICROM CMC 356. 
 

El CMC 356 es una excelente opción para aplicaciones que requieren el más alto nivel de 

versatilidad, amplitud de salida y potencia. Tiene seis potentes fuentes de corriente, con gran  

rango dinámico, lo que hace que el equipo de prueba sea una solución universal para probar 

todas las generaciones y tipos de relés de protección, desde los electromecánicos de alta carga 

hasta los relés compatibles con IEC 61850 [17]. 

Los ingenieros de puesta en servicio apreciaremos especialmente su capacidad para validar 

el cableado correcto de los transformadores de corriente, así como las mediciones de relación 

mediante la inyección primaria de altas corrientes, de hasta 128 A [17]. 

 

Los seis canales de salida de corriente y cuatro de tensión del CMC 356 son ajustables 

continua e independientemente en amplitud, fase y frecuencia. Todas las salidas están 

protegidas contra sobre-temperatura, cortocircuitos accidentales, señales transitorias externas 

de alta tensión y son monitoreadas en caso de sobrecarga [17]. 

La interfaz de red integrada soporta pruebas exhaustivas en entornos IEC 61850, utilizando 

la simulación y suscripción opcional GOOSE, así como la funcionalidad de simulación de 

Sampled Values. También es posible recuperar, evaluar y registrar la comunicación SCADA 

cliente/servidor del IED, según la norma IEC 61850 [17]. 

 

Está diseñada para trabajar con las herramientas de software más potentes de OMICRON. 

Los usuarios pueden controlar el equipo de pruebas utilizando una computadora con 

Windows o una tableta Android y conectarse a través de un cable Ethernet/USB o Wi-Fi 

(mediante el miniadaptador USB inalámbrico opcional) [17]. 

La sincronización en tiempo de las aplicaciones según IEEE 1588 es posible, por ejemplo, 

mediante el CMGPS 588. La referencia horaria controlada por GPS con antena integrada 

funciona como un reloj Grandmaster Precision Time Protocol (PTP) y está optimizada para 

su uso en exteriores [17]. 

 

4.3.1 Tipos de pruebas. 
 

Hay muchas razones diferentes por las que los relés de protección pueden sufrir averías y 

éstas pueden variar en función de las distintas generaciones de relés que están en servicio 

actualmente: Los relés electromecánicos pueden causar problemas debido al envejecimiento 

de los componentes mecánicos, como las bobinas o los contactos; los relés estáticos están 

sujetos a la deriva o pueden tener fallos de los circuitos o componentes electrónicos, y los 

relés numéricos pueden mostrar efectos indeseables debido a problemas de software, por 

ejemplo, tras las actualizaciones del firmware. Por lo tanto, la puesta en marcha y las pruebas 

rutinarias deben realizarse de forma exhaustiva para que se descubran las deficiencias en la 

fiabilidad del sistema de protección antes de que se produzca un fallo en el sistema eléctrico 

[18]. 

Además de los numerosos retos técnicos, los ingenieros de puesta en marcha y los 

departamentos de protección también se enfrentan a la necesidad de operar de forma eficiente 

para satisfacer las demandas económicas de desarrollos como la liberalización del mercado 

energético. El uso de las innovadoras soluciones de prueba de OMICRON ofrecen un alto 
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grado de eficiencia y eficacia para probar toda la gama de equipos de protección, y contribuye 

a la futura fiabilidad del sistema de protección [18]. 

Los ingenieros de protección que trabajan con sistemas de transmisión se enfrentan cada vez 

más a relés de protección multifuncionales con un alto grado de complejidad que deben 

probarse de forma eficaz. Para ello, OMICRON proporciona una biblioteca de plantillas con 

planes de prueba para los relés más utilizados. Para las aplicaciones que van más allá del 

alcance de las pruebas de parámetros y la verificación funcional habitual, también es posible 

la edición y reproducción de señales de fallo transitorias grabadas y el cálculo de las 

condiciones de fallo mediante la simulación de la red. En muchos casos, las pruebas en 

subestaciones de redes de transmisión y distribución también incluyen la supervisión de 

mensajes y funciones de control de procesos. Los módulos de prueba de OMICRON admiten 

estas tareas y también ofrecen una integración completa de la funcionalidad del protocolo de 

comunicación definido por la especificación IEC 61850 [18]. 

 

Los equipos secundarios deben probarse a lo largo de toda su vida útil, desde el desarrollo y 

la fabricación hasta la puesta en marcha y regularmente, mientras están en servicio. Los 

equipos de prueba de OMICRON son ideales para cada una de estas fases del ciclo de vida y 

para cualquier entorno. Como socio fiable a largo plazo, OMICRON ofrece soluciones de 

prueba de última generación que se desarrollan y mantienen continuamente para ayudar a los 

usuarios a seguir el ritmo de los requisitos cada vez más complejos de sus sistemas [18]. 

Para controlar la unidad de prueba CMC, OMICRON proporciona el software Test Universe, 

que ofrece una amplia gama de módulos de prueba especializados para la prueba 

automatizada de dispositivos secundarios. Para las aplicaciones en las que los ingenieros de 

pruebas simplemente requieren aplicar corriente y tensión a un objeto de prueba y medir su 

respuesta lo más rápidamente posible, OMICRON ofrece dos alternativas: el control opcional 

del panel frontal CMControl o el módulo de software Test Universe QuickCMC [18]. 

 

4.3.1.1 CMControl. 
 

El CMControl es un control de panel frontal con pantalla táctil de fácil manejo, diseñado 

específicamente para la realización de pruebas manuales. Gracias a su intuitiva interfaz de 

usuario, la configuración de las pruebas es especialmente fácil y cómoda. Los cálculos de 

fallos automatizados permiten introducir impedancias, componentes simétricos y valores de 

potencia directamente en la interfaz de usuario. Las magnitudes de prueba pueden ajustarse 

fácilmente mediante la rueda de control del dispositivo. El CMControl supervisa los estados 

de las entradas binarias y realiza mediciones de tiempo precisas. Todos los resultados de las 

pruebas pueden almacenarse cómodamente en la unidad flash USB. También es posible 

controlar una CMC con un PC Windows o una tableta Android y la aplicación CMControl, 

utilizando una conexión inalámbrica. Se emulan todos los elementos de funcionamiento 

físico de la CMControl, como la rueda de control o el pulsador. Para familiarizarse con las 

funcionalidades de CMControl, puede descargarse una versión de demostración gratuita de 

la aplicación desde el área de clientes de OMICRON para su PC con Windows y para su 

tableta Android desde Google Play TM Store [18]. 
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4.3.1.2 QuickCMC. 
 

Este módulo de software Test Universe ofrece una potente funcionalidad para las pruebas 

manuales de todo tipo de relés de protección. Todas las salidas de corriente y tensión de la 

unidad de prueba pueden ajustarse individualmente en términos de amplitud, fase y 

frecuencia [18]. 

Las magnitudes de prueba pueden introducirse como valores numéricos o arrastrando los 

vectores en el diagrama. Además, es posible definir directamente las componentes simétricas, 

las impedancias y los valores de potencia. El cambio entre estas representaciones es sencillo. 

Las funciones Paso y Rampa permiten determinar cómodamente los umbrales, como los 

valores de arranque y caída de un relé. El módulo QuickCMC supervisa los estados de las 

entradas binarias de los equipos de prueba y realiza mediciones de tiempo precisas. Todos 

los resultados de las pruebas pueden almacenarse mediante la función de informes. Los 

informes pueden generarse automáticamente y exportarse en varios formatos para su 

posterior procesamiento [18]. 

 

4.3.2 Planificación de pruebas. 
 

Para las pruebas automatizadas de los relés de protección, el software Test Universe ofrece 

módulos de prueba específicos para las funciones de protección estándar (por ejemplo, 

sobrecorriente, distancia, diferencial, etc). Estos módulos disponen de una interfaz gráfica de 

usuario que muestra la característica del relé (diagrama I/t, plano de impedancia, etc.) en la 

que se definen los puntos de prueba y se muestran los resultados de las pruebas. Los 

resultados de las pruebas son analizados y evaluados automáticamente por el software para 

confirmar si el dispositivo sometido a prueba se ajusta al rendimiento especificado en 

términos de las tolerancias definidas. Además de los módulos previstos para las funciones de 

protección estándar, también se dispone de una serie de módulos de prueba versátiles de uso 

general [18]. 

 

OMICRON ofrece herramientas para probar todo tipo de funciones de protección de forma 

eficaz y exhaustiva (Figura 30). Además de los módulos de prueba descritos, OMICRON 

también ofrece una amplia gama de software adicional para utilizar con las unidades de 

prueba CMC, incluyendo soluciones de prueba IEC 61850, simulación de redes, herramientas 

para la reproducción y el análisis de señales transitorias en formato COMTRADE y muchas 

otras [18]. 

El diseño multifuncional de los modernos dispositivos de protección numérica suele requerir 

el uso de varios módulos de prueba diferentes para probarlos de forma exhaustiva. Por 

razones de eficacia y comodidad, es preferible que los parámetros del relé no tengan que 

definirse por separado para cada módulo individual. Además, las pruebas con varios módulos 

no deben dar lugar a múltiples informes de prueba. Para estas aplicaciones, la tecnología 

patentada OMICRON Control Center (OCC) ofrece a los usuarios una solución única. Se 

puede combinar cualquier número de módulos de prueba en un documento central para 

formar un plan de pruebas completo que se ajuste a los requisitos de las funciones que se van 

a probar. Los parámetros del dispositivo de protección sólo tienen que especificarse una vez, 

ya sea mediante la introducción manual o la importación directa de datos desde el software 

de parametrización del relé [18].  
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Figura 30. Funciones a probar en la maleta CMC 356 [18]. 

 

Al ejecutar el plan de pruebas, se ejecutan las funciones de prueba definidas de cada módulo 

antes de que el programa pase automáticamente al siguiente, hasta que se hayan completado 

todos los módulos. Tras la finalización de la prueba, el software introduce los resultados en 

el documento del plan de pruebas, que de este modo genera un informe global de la prueba. 

Tras el proceso de prueba, el documento sigue conteniendo todos los ajustes de la prueba 

(parámetros del dispositivo de protección, módulos de prueba utilizados, puntos de prueba, 

etc). Por lo tanto, es posible reutilizarlo para repetir la prueba en una fecha posterior. Esto 

ayuda a reducir el tiempo necesario para las pruebas de mantenimiento al mínimo, ya que la 

plantilla de prueba utilizada para una prueba anterior (por ejemplo, durante la puesta en 

marcha) puede reutilizarse. Además de ahorrar tiempo, esto garantiza una calidad de prueba 

constante y permite comparar directamente los resultados de las pruebas [18]. 
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Los informes de las pruebas pueden personalizarse fácilmente. Los datos que se muestran 

pueden definirse simplemente seleccionando o deseleccionando elementos individuales de 

una lista. Las notas sobre las pruebas y los elementos específicos de la empresa (por ejemplo, 

los logotipos) pueden integrarse fácilmente. Los informes generados cumplen los requisitos 

de documentación segura descritos en la norma ISO 9000 [18]. 

 

4.3.3 Biblioteca de pruebas de protección (PTL). 
 

Debido a la gran complejidad de los dispositivos de protección modernos, la preparación de 

los procedimientos de prueba automatizados puede ser una tarea que requiera mucho tiempo 

y sea un reto. A menudo, las características de protección diferencial o de distancia especial 

pueden ser especialmente difíciles de definir [18].  

OMICRON ha reconocido esta tendencia y ofrece una solución a través de su biblioteca de 

pruebas de protección (PTL). Esta biblioteca contiene plantillas de prueba para los relés más 

utilizados de varios fabricantes. Existen planes de prueba completos para estos relés que 

pueden utilizarse para probar las funciones más importantes de una forma muy completa y 

cómoda [18]. 

 

Dependiendo del tipo de relé de protección, las plantillas de prueba de la PTL puede contener 

el cálculo de características para [18]:  

¶ Protección de distancia. 

¶ Protección diferencial del transformador. 

¶ Protección diferencial de línea. 

¶ Sobrecorriente DMT/IDMT. 

¶ Sobrecarga térmica, etc. 

 

Adicional a las plantillas de prueba, se dispone de convertidores con máscaras de diálogo 

específicas de los relés para introducir los parámetros de los mismos en el plan de pruebas. 

La estructura de estas máscaras de diálogo es idéntica a la del propio software de 

parametrización de los relés, lo que facilita enormemente la introducción de los parámetros 

[18]. Como alternativa opcional, en muchos casos también es posible importar los parámetros 

del relé al software directamente desde el relé mediante filtros de importación. Las plantillas 

de prueba y los convertidores pueden ser personalizados por los usuarios según sus 

necesidades específicas. Están disponibles para su descarga gratuita en el área de clientes del 

sitio web de OMICRON (Figura 31). La biblioteca se amplía y mantiene constantemente, 

pues han sido desarrollados por ingenieros de OMICRON, así como por especialistas 

externos, lo que pone a disposición del usuario sus amplios conocimientos sobre relés y 

aplicaciones [18]. 

 

El uso de la PTL puede ahorrar una enorme cantidad de tiempo de preparación, ya que los 

planes de prueba y las características nominales no tienen que crearse desde cero, sino que 

sólo tienen que adaptarse a las necesidades individuales del usuario. El plan de pruebas se 

completa añadiendo los parámetros del relé, que pueden introducirse o importarse fácilmente. 

Por lo tanto, la biblioteca de pruebas de protección de OMICRON representa una herramienta 

muy valiosa para realizar pruebas de protección eficaces [18]. 
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Figura 31. Biblioteca de pruebas de protección en el área de clientes del sitio web de 

OMICRON  [18]. 

 

4.3.4 Pruebas en entornos IEC 61850. 
 

La mayoría de los IED contienen modelos de datos compuestos por los elementos descritos 

en la norma IEC 61850, que son los Nodos Lógicos (LN) estandarizados y las clases de datos 

que contienen. Varios servicios, como un informe a un cliente o el GOOSE, utilizan 

conjuntos de datos basados en ese modelo de datos [18].  

El análisis del modelo de datos, es una tarea importante durante el desarrollo del IED, la 

puesta en servicio o la resolución de problemas, y puede llevarse a cabo cómodamente 

utilizando el software OMICRON IEDScout. Este software para PC funciona como un cliente 

de prueba para comprobar la funcionalidad de un sistema de control. IEDScout también 

permite visualizar el tráfico GOOSE. Una funcionalidad "Sniffer" detecta los mensajes 

GOOSE en la red y una función de simulación GOOSE genera dichos mensajes con fines de 

prueba. Los datos GOOSE pueden registrarse en archivos COMTRADE para un análisis en 

profundidad de secuencias complejas [18].  
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El OMICRON SVScout es un software para PC que permite visualizar e investigar los 

Sampled Values. Se suscribe a los Sampled Values de las unidades de fusión y muestra las 

formas de onda de las tensiones y corrientes primarias en una vista de osciloscopio. Además, 

estos voltajes y corrientes pueden ser vistos en un diagrama fasorial. Como SVScout ofrece 

múltiples funciones para analizar los datos recibidos, puede utilizarse para una amplia gama 

de aplicaciones, desde la simple visualización de Sampled Values hasta la investigación 

detallada del rendimiento de una unidad de fusión. Admite Sampled Values según la directriz 

de implementación del Grupo Internacional de Usuarios de la UCA con 80 muestras por ciclo 

[18]. 

 

Los dispositivos de protección toman las decisiones de desconexión y disparo basándose en 

los valores medidos. Cuando un dispositivo de protección funciona con Sampled Values 

derivados de los valores medidos, la unidad de prueba OMICRON puede generarlos 

adicionalmente a las señales de prueba analógicas habituales. Si la información de captación 

o disparo correspondiente del dispositivo de protección se proporciona como un mensaje 

GOOSE, puede ser evaluada por la unidad de prueba del mismo modo que un contacto 

cableado convencional. La configuración de la unidad de prueba sólo requiere una mínima 

interacción del usuario con los módulos de prueba apropiados del software operativo. Las 

señales de tensión y corriente se envían como valores muestreados mediante la conexión de 

red. En lugar de tener las señales de captación y disparo conectadas a las entradas binarias de 

la unidad de prueba, estas señales se reciben como mensajes GOOSE a través de la conexión 

de red. Esto permite utilizar todo el alcance de los módulos de prueba del software 

OMICRON Test Universe cuando se trabaja en el entorno IEC 61850[18].  

La parte 6 de la norma IEC 61850 describe detalladamente cómo configurar proyectos de 

automatización de subestaciones con dispositivos suministrados por uno o varios fabricantes. 

La información de configuración, que también es relevante para las pruebas, se describe en 

un conjunto de archivos. Su estructura se define como lenguaje de configuración de 

subestaciones (SCL). Todas las herramientas de prueba IEC 61850 ofrecidas por OMICRON 

son compatibles con estos archivos SCL y, por tanto, facilitan la importación de los 

parámetros de configuración necesarios para las pruebas de forma cómoda [18]. 

 

5. Configuración de equipos. 
 

Para la configuración de los equipos fue usado el software dedicado para cada uno de los 

elementos, los cuales se encuentran de manera gratuita para el relé GE Multlin L90 y La 

Merging Unit GE Reason MU320E, desde la página de General Electric, en la maleta de 

pruebas solo hay que hacer un registro para poder utilizar el software de configuración, 

además como se menciona en el ítem 4.3.3 Biblioteca de pruebas de protección (PTL) se 

tiene una biblioteca  online  en donde se puede descargar configuraciones predefinidas para  

diferentes marcas de equipos. 

 

Este capítulo se enfoca en la configuración necesaria para la realización del protocolo de 

pruebas definido, habrá variables que son generales para cualquier configuración, no 

obstante, se recomienda al lector profundizar en los ítems necesarios para la prueba que se 

quiera realizar. 
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5.1 Configuración del equipo GE MULTILIN  L90. 
 

En el relé GE MULTILIN  L90 el software utilizado para su configuración es el EnerVista 

UR Setup el cual permite hacer los ajustes necesarios para el equipo. Este equipo al ser tan 

robusto, la configuración que se mostrará será específica para estas pruebas (se recomienda 

al lector indagar más en manual del equipo y del software). 

 

 
Figura 32. Software EnerVista UR [General Electric]. 

 

Lo primero que se encuentra es la pantalla de inicio del software  como se observa Figura 32, 

con dos  paneles al lado izquierdo en donde el que está en nivel superior es  la configuración 

cuando se está conectado al equipo encendido y el de la parte de inferior, es la configuración 

cuando se está desconectado, así mismo es posible ñsubirò la configuración offline a la 

ventana de configuración online o viceversa;  de la ventana superior es posible extraer la 

configuración del equipo y poder trabajarla offline. 

Para la conexión con el bus de proceso se incluye la dirección IP y el tipo de redundancia 

PRP dejándolos activos como se puede observar en la Figura 33. La activación del PTP se 

realiza seleccionando la VLAN a la que pertenecerá el equipo y estableciendo su nivel de 

prioridad (Figura 34). Finalmente se selecciona la fuente de la cual se tomaran las señales de 

tensión y de corriente (Figura 35). 

 

 
Figura 33. Configuración de la IP en el software EnerVista UR [General Electric]. 
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Figura 34. Configuración del PTP en el software EnerVista UR [General Electric]. 

 

 

 
Figura 35. Configuración de la fuente de corriente y voltaje en el software EnerVista UR 

[General Electric]. 

 

Para la configuración de los Sampled Values se ingresa en la pestaña ñProcess Bus Moduleò  

y en ñGeneralò se selecciona que para este tipo de mensajes se utilice PRP (Figura. 36), 

después se vas a la opción ñSV Stream Configò y se selecciona el equipo del cual se va a 

recibir los Sampled Values. Posteriormente, en los ñAC Banksò se incluyen las señales 

provenientes de la MU320E y luego en la fuente 1, se ubican ñlos AC Banksò configurados 

(Figura 37). 
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Figura. 36 Configuración PRP en los Sampled Values en el software EnerVista UR 

[General Electric]. 

 

 

 
Figura 37. Configuración de los Sampled Values recibidos y de la fuente de corriente y 

voltaje en el software EnerVista UR [General Electric]. 

 

Configuración de los mensajes GOOSE: Desde la pestaña IEC61850, se ingresa a 

ñtxGOOSEò y se seleccionan los tipos de mensajes de disparo de cada una de las protecciones 

que se van a transmitir a la MU320E (ver Figura 38). Adicionalmente se seleccionan y 

asignan los GOOSE que se van a recibir (ver Figura 39. 
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Figura 38. Configuración de los GOOSE en el software EnerVista UR [General Electric]. 

 

 

 
Figura 39. Configuración de los GOOSE en el software EnerVista UR parte 2 [General 

Electric]. 
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Figura 40. Configuración de los GOOSE en el software EnerVista UR parte 3 [General 

Electric]. 

 

Configuración de las protecciones: Accediendo a la pesta¶a ñGrouped Elementsò se elige el 

grupo que se va a configurar (grupo 1). En este punto se escoge la protección que se debe 

configurar, siempre asignándole la fuente 1 para la recepción de señales. Al seleccionar la 

protección distancia, se despliega la configuración de cada de las zonas. En este caso puntual 

se asignaron los valores, tomando como referencia la teoría revisada, incluyendo para cada 

una de ellas la característica cuadrilateral y de acuerdo a la Z1, Z2, Z3 y Z4 asociado a los 

tiempos de 0.005s , 0.2s , 0.5s  y 1s  respectivamente (ver Figura 41). 

 

 
Figura 41. Configuración de las zonas para la protección distancia en el software EnerVista 

UR [General Electric]. 

 

Para la protecci·n sobrecorriente direccional, en la pesta¶a ñGrouped Elementsò y 

espec²ficamente en ñGrupo 1ò se accede a la pesta¶a ñPhase Currentò y se escoge la opci·n 

que corresponde a la sobrecorriente direccional; all² es suficiente con activar ñECAò que 

corresponde al ángulo que da la direccionalidad como se puede observar en la Figura 42. 
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Figura 42. Configuración de la curva para la protección sobrecorriente direccional en el 

software EnerVista UR [General Electric]. 

 

Adicionalmente se debe ir a la opci·n ñSystem Setupò y de all² a la pesta¶a ñBreakersò con 

el fin de configurar los interruptores (Figura 43), entre ellos el interruptor 1 que recibe la 

posición desde la MU320E (conexión que se puede observar en las Figura 44) y en el Anexo 

3. 

 

 
Figura 43. Configuración de interruptores en el software EnerVista UR [General Electric]. 

 

 
Figura 44. Conexión L90-Mu320E [Fuente Propia]. 
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Figura 45. Conexión MU320E-L90 [Fuente Propia]. 

 

5.2 Configuración del equipo GE Reason MU320E. 
 

En la Merging Unit GE Reason MU320E el software utilizado para su configuración fue el 

MU320 Extended Configurator en donde se realizaron los ajustes necesarios para el equipo. 

 

Al ejecutar el programa se tiene tres ítems importantes: ñSettingsò, ñSetupò  y ñToolsò como 

se observa en la Figura 46. 

 

 
Figura 46. Inicio del MU320 Extended Configurator [General Electric]. 
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En ñSetupò se encuentra el parámetro ñCommunicacationò, realmente importante porque es 

donde se configura la comunicación del equipo con los demás elementos; aquí es donde se 

evidencia una de las grandes cualidades de una subestación digital que es la reducción de 

cobre desde el nivel cero (Nivel de Procesos) a Nivel 1 (Nivel de Bahía). Para esta conexión, 

se usó Ethernet hacia el bus de procesos, con el fin de publicar los Sampled Values y recibir 

los mensajes GOOSE necesarios. Desde el punto de vista de software se incluyeron los 

parámetros IP, nombre como aparece en la Figura 47.  

 

 
Figura 47. Setup-Communication- MU320 Extended Configurator [General Electric]. 

  

En el submenú ñToolsò aparecen las opciones de configuraci·n ñHMIò y ñAdministrative 

Toolsò; en esta ¼ltima se incluyeron parámetros como las contraseñas para las sesiones como 

administrador, configurador y de monitoreo, también se puede realizar actualizaciones del 

Firmware,  Licencia y descargar archivos de soporte (Figura 48. 

 

 
Figura 48. Tools-Access Control- MU320 Extended Configurator [General Electric]. 
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Figura 49. Tools-Firmware Update - MU320 Extended Configurator [General Electric]. 

 

 

 
Figura 50. Tools- License Update - MU320 Extended Configurator [General Electric]. 

 

 
Figura 51. Tools- Support File - MU320 Extended Configurator [General Electric]. 
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En el men¼ principal ñSettingsò se encuentra las opciones ñOpenò y ñReceiveò que son 

parámetros que permiten abrir y acceder a la configuración de un dispositivo conectado a la 

red.  La caracter²stica ñNewò permite iniciar una nueva configuraci·n en caso de crea un 

nuevo proyecto. 

 

A partir de la pantalla principal del menú se puede acceder a la configuración de la referencia 

del equipo, que incluye los elementos que lo componen como el número de entradas análogas 

y digitales, salidas digitales, alimentación, módulos de comunicación y versión del firmware 

(Figura 52). 

 
Figura 52. Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator [General Electric]. 

 

Al asignar el CORTEC del equipo que se quiere modificar, se avanza a la configuración de 

todos los parámetros designados (ver Figura. 53), que para nuestro caso fueron enfocados 

para las pruebas FAT definidas en el protocolo. 

 

 
Figura. 53 Inicio-Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator [General 

Electric]. 
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En este punto, las configuraciones realizadas incluyeron el CORTEC seleccionado. Existen 

seis pestañas que son: IED, Power System, Sampled Values, Binary, Goose and Report y 

Logic). 

La primer pestaña es IED , se encuentra ñIdentificationò donde se ve el CORTEC asignado;  

allí se puede incluir el nombre, el lugar donde se encuentra, el dueño, latitud, longitud, altitud 

entre otras  variables (Figura 54). En ñNetworkò se encuentra una de las configuraciones más 

importantes ya que se escogen los parámetros de conexión a la red (IP, Network Mask y 

Gateway, tipo de redundancia), como se observa en la Figura 55. 

 

 
Figura 54. Identification-Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator 

[General Electric]. 

 

 

 
Figura 55. Communication-Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator 

[General Electric]. 
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En ñSynchronizationò se tiene ñTime Sourceò y ñLocal Time Settingsò, el primero es 

relevante porque aquí se escoge el protocolo de sincronización, que para la evaluación de las 

pruebas FAT se escogió PTP, también se escoge la VLAN a la que pertenece el equipo y el 

nivel de prioridad. Estas configuraciones son importantes de realizar con cuidado ya que con 

ellas el equipo se conectara al GPS y podrá asignar a los Sampled Values la marca de tiempo 

correspondiente (Figura 56). En el segundo menú se tiene la posibilidad de establecer de 

forma manual o automática la zona horaria en el cual se encuentra el equipo, como se observa 

en la Figura 57. 

 

 
Figura 56. Time Source-Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator 

[General Electric]. 
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Figura 57. Local Time Settings-Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator 

[General Electric]. 

 

A través del ñMode/behaviorò del IED también se establece en qué modo va operar el equipo, 

y si el modo base será activado de forma MMS o Binary Inputs (Figura 58). Mediante 

ñSimulated Messagesò se pueden habilitar o no la recepción de mensajes GOOSE, como se 

presenta en la Figura 59.  

Para finalizar la pestaña IED, se tiene el ñVT Failureò que le permite a cada uno de los  

módulos agregar posibles ajustes de configuración, si se genera una falla en el transformador 

de voltaje o potencia, adicionalmente se especifica cada fase y el neutro (Figura 60). 

 

 
Figura 58. Mode/behavior -Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator 

[General Electric]. 

 

 
Figura 59. Simulated Messages -Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator 

[General Electric]. 
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Figura 60. VT Faliure -Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator [General 

Electric]. 

 

La siguiente pestaña es Power System donde se debe asignar la frecuencia, las tensiones y 

corrientes primarias y las relaciones de transformación que van a tener los dos módulos del 

equipo, además admite seleccionar si la relación de trasformación por el neutro será calculada 

o se incluirá manualmente, como se observa en la Figura 601. 

 

 
Figura. 61 Power System -Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator 

[General Electric] 
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En la pestaña Sampled Values se acuerda que clase de Sampled Values es el que transmitirá 

a partir de la recepción de las señales de tensión y de corriente. Se cuenta con dos módulos y 

cada uno tiene la posibilidad de generar Sampled Values de protección o de medida, pero el 

equipo solo tiene la capacidad albergar dos tipos de señales, así: se puede usar en un solo 

modulo tanto el de protección como el de medida, o se puede utilizar uno en cada módulo 

sin importar que sean de las mismas características. En mi caso se habilitó el de protección 

como se muestra en la (Figura 62); adicionalmente  se puede asignar como se reconocerán 

los mensajes, en que dataset se van a encontrar, tipo de mensaje y VLAN correspondiente 

(Figura 63). Estas mismas características se deben parametrizar en el ñmódulo de medidaò, 

tomando en consideración que el estándar IEC61850-8-2 LE establece que para la métrica 

ñmedidaò los Sampled Values tendrán 256 muestras por ciclo, y para ñprotecciónò ser§n de 

80 muestras por ciclo. 

 

 
Figura 62. Protection -Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator [General 

Electric]. 
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Figura 63. Measurement -Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator 

[General Electric]. 

 

Dentro de Binary  se encuentran las entradas y salidas binarias del equipo que deben 

corresponder en número con las asignadas desde el CORTEC. A estas entradas y salidas se 

les asigno una etiqueta con el fin de poder identificarlas, como se evidencia en la Figura 645.  

Por otra parte, se tienen las entradas por medio de mensajes GOOSE que a diferencia de las 

mencionadas anteriormente, son señales que se reciben por medio de este formato (a través 

del bus de estación); para tal fin solo se indicó un nombre que permitiera identificarlas 

(Figura 66). 

 

 
Figura 64. Binary Outputs -Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator 

[General Electric]. 

 

 
Figura 65. Binary Intputs -Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator 

[General Electric]. 
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Figura 66. GOOSE Intputs -Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator 

[General Electric]. 

 

La pestaña GOOSE and Report permite acceder a toda la configuración de los GOOSE que 

se van a publicar, a los que se debe suscribir, y su forma de envío. Se permite hacer conjuntos 

de diferentes GOOSE e identificarlos con un nombre, para luego ser enviados en conjunto 

(Figura 67). En ñGOOSE Subscriptionò se puede incluir una configuración en formato CID 

y de esta forma poder subscribirnos a los GOOSE respectivos y asignarlos a las entradas que 

previamente se revisaron 

Figura 68.  
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Figura 67. Dataset -Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator [General 

Electric]. 

El ñGOOSE Publisherò se usa para enviar mensajes GOOSE para equipos que requieran gran 

velocidad de env²o como los dispositivos de protecci·n y control; ñEl GOOSE Reportò es un 

envío más lento y se usa generalmente para equipos como Gateways o Registradores de falla 

que no requieren de gran velocidad; una de las características de este tipo de mensajes es que 

se envían con mucha más información en términos de tamaño si se comparan con los 

Publisher. Cada uno de ellos por su diferencia de envío se configuran de manera diferente. 

Para el desarrollo de la pasant²a se configuro ñGOOSE Publisherò, incluyendo las métricas 

de red VLAN, MAC Address y velocidad de envío (dentro del alcance del proyecto no se 

hizo necesario el envío a trav®s de ñGOOSE Reportò. La configuraci·n realizada se puede 

corroborar en las Figura 69. 

 

 

Figura 68. GOOSE Subscription -Configuración del equipo - MU320 Extended 

Configurator [General Electric]. 

 

 



80 

 

Figura 69. GOOSE Publisher -Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator 

[General Electric]. 

 
Figura 70. Report -Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator [General 

Electric]. 

 

La última ventana permite acceder a la opción Logic, que permite diseñar e incluir las lógicas 

necesarias sobre el funcionamiento de diferentes elementos como los interruptores, 

seccionadores, monitoreo y salidas binarias. Es importante recalcar que de acuerdo con lo 

establecido en el ²tem ñ3.1 Unifilar y lógicas de pruebaò de este documento, solo se realizaron 

configuraciones sobre el interruptor a partir de las lógicas mostradas en el Anexo 2; además  

la activación de la salida se realizó mediante entradas binarias y los mensajes GOOSE que 

se necesitaron (Figura 71). 
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Figura 71. Logic -Configuración del equipo - MU320 Extended Configurator [General 

Electric]. 

 

5.3 Configuración del equipo OMICROM CMC 356. 
 

En la maleta de pruebas su configuración empezó por la conexión de las señales analógicas 

de tensión y de corriente, esto se realizó a través del cable denominado ñpulpoò por tener en 

un solo cable todas estas señales (Figura 723), posterior a esto se conectaron las otras salidas 

de corriente para construir una fuente en paralelo y tener una mayor capacidad en las salidas 

del pulpo, como se observa en la Figura 74; también se conectó una entrada de la maleta la 

cual recibía la señal de disparo  desde la Merging Unit originada desde la función de 

protección del relé de línea GE MULTILIN  L90, esta entrada se puede observar en la Figura 

74. Por otra parte en el módulo de entrada de señales  analógicas de la MU se conectaron las 

líneas provenientes del pulpo de las maletas,  en conexión estrella como se ve en la Figura 

75. 

 

 
Figura 72. Panel frontal maleta CMC356 [Fuente Propia]. 
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Figura 73. Conexiones puente salidas de corriente y pulpo Maleta CMC356 [Fuente 

Propia]. 

 

 
Figura 74. Conexión de disparo Maleta CMC356 [Fuente Propia]. 
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Figura 75. Conexiones del pulpo en la Merging Unit [Fuente Propia]. 

 

En el Software de la maleta se configuraron los módulos SVScout y el QuickCMC; en el 

primero de ellos (ver Figura 76) se seleccionó el dispositivo del cual se iba a recibir los 

Sampled Values (en mi caso la Merging Unit), pero como no se está haciendo inyección de 

corriente solo se podía observar ruido de cada una de las señales (Figura 76), por ello para 

poder hacer gestión sobre la maleta y realizar inyección, primero se tuvo que conectar el 

equipo al Swtich y dicha conexión se verifico con el módulo  Device Link, como se ve en la 

Figura 77. 

 

 
Figura 76. Módulo SVScout sin recibir señales analógicas [Fuente Propia]. 

 

 
Figura 77. Enlace de comunicación maleta CMC356 [Fuente Propia]. 
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Del módulo QuickCMC se usaron diferentes herramientas para la protección distancia y 

protección sobrecorriente direccional, pero antes de aplicarlas primero se inyectaron los 

valores de tensión y corriente para corroborar si desde el módulo SVScout se podían acceder 

a los Sampled Values (Figura 78); en las mismas gráficas, en la parte inferior derecha se 

puede observar que se tenía conexión con la maleta, además visualizar el símbolo de 

inyección. 

 

 
Figura 78. Módulo QuickCMC Configuración [Fuente Propia]. 

 

 
Figura 79. Módulo QuickCMC inyección de corriente [Fuente Propia]. 

 

Una vez realizada la inyección de corriente y tensión, se comprobaron con el módulo 

SVScout, primero desde el diagrama fasorial como se muestra en la Figura 80 y  después 
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analizando las señales sinusoidales  de las corrientes y tensiones con sus respectivas 

magnitudes y ángulos configurados (Figura 81). Para tener una  mejor visual de las señales 

se configuro  el visor con el fin de que se acoplaran  al tamaño ideal y poder observarlas 

superpuestas (Figura 823). 

 

 
Figura 80. Módulo QuickCMC y Modulo SVScout comparación [Fuente Propia]. 

 

 
Figura 81. Módulo SVScout recibiendo señales analógicas [Fuente Propia]. 


















































































































