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Resumen 

 

Estimación de estados no centralizada para sistemas eléctricos de potencia con 

validación e integración de mediciones sincronizadas y no sincronizadas 

 

En este documento se plantea la implementación de un estimador de estados lineal 

distribuido, con integración de mediciones sincronizadas (unidades de medición fasorial) y 

mediciones no sincronizadas (convencionales). Inicialmente se abordan aspectos 

relevantes de la validación y acondicionamiento de datos sincrofasoriales, identificando las 

principales causas de errores y de qué manera afectan el proceso de comunicación de la 

información. Luego se introduce el modelo común de información CIM, describiendo el 

modelo de datos de una base de datos basada en modelo CIM y el diseño de la 

herramienta CIMreader para el almacenamiento de parámetros de red en base de datos a 

partir del modelo CIM de la red. Posteriormente se definen las reglas y consideraciones 

para la delimitación de áreas y pseudomedidas para el planteamiento del estimador lineal 

distribuido. Finalmente, se presenta el desarrollo de la metodología de estimación lineal y 

conciliación de estimadores locales sobre un sistema de prueba IEEE 39 Nodos. Los 

resultados obtenidos demuestran la efectividad de la metodología en la reducción del 

tiempo de estimación y la integración de mediciones sincronizadas y no sincronizadas, así 

como la articulación con el modelo CIM de la red. 

 

Palabras clave: Estimación de estados distribuido, estimador lineal, modelo CIM, 

pseudomedidas. 
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Abstract 

 

Non-centralized state estimation for electrical power systems with validation and 

integration of synchronized and non-synchronized measurements 

 

This document proposes the implementation of a distributed linear state estimator with 

integration of synchronized measurements (phasor measurement units) and 

unsynchronized (conventional) measurements. Initially, relevant aspects of synchrophasor 

data validation and conditioning are addressed, identifying the main causes of errors and 

how they affect the information communication process. Then, the common information 

model CIM is introduced, describing the data model of a database based on the CIM model 

and the design of the CIMreader tool, for storing network parameters extracted from the 

CIM model of the network into a database. Subsequently, the rules and considerations for 

the delimitation of areas and pseudo-measurments for the approach of the distributed linear 

estimator are defined. Finally, the development of the linear estimation methodology and 

reconciliation of local estimators on an IEEE 39 Node test system is presented. The 

obtained results demonstrate the effectiveness of the methodology in reducing the 

estimation time and a satisfactory integration of synchronized and non-synchronized 

measurements, as well as the articulation with the CIM model of the network. 

 

 

 

Keywords: CIM model, distributed state estimation, linear state estimation, pseudo-

measurements  
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Introducción 

La estimación de estados es el proceso de asignar un valor a una variable de estado 

desconocida a partir de mediciones hechas sobre el sistema de potencia con base en un 

criterio estadístico, con el objetivo de aproximarse al estado real del sistema superando los 

errores asociados a los datos de medida. Se denominan variables de estado aquellas que 

permiten estimar las condiciones de operación del sistema en cualquier instante. En un 

sistema eléctrico de potencia, las variables de estado serán la magnitud y el ángulo de 

fase de tensión en cada barra o nodo del sistema. Con esa información es posible ejecutar, 

posteriormente, análisis del estado de operación del sistema, acciones de control, análisis 

de seguridad en la operación, estimación de parámetros de los elementos la red, entre 

otras aplicaciones. Las variables medidas en un sistema de potencia son, usualmente: 

potencia activa, potencia reactiva, potencia aparente, corriente (magnitud), tensión 

(magnitud) y posición de tomas o taps en transformadores de potencia. Fuentes comunes 

de errores de medición en sistemas de potencia son [1]:  

 

▪ Datos erróneos: Asociados a la incertidumbre intrínseca a los instrumentos de 

medición o asociados a conexiones incorrectas de dicha instrumentación, como 

inversión en la polaridad o tergiversación en el cableado de diferentes equipos. 

 

▪ Errores de muestreo: Los instrumentos de medición convencional no muestrean 

señales de manera sincronizada, por lo tanto, se tienen mediciones obtenidas en 

instantes de tiempo diferentes de señales que varían rápidamente. 

 

▪ Errores de modelamiento: asociados a parámetros erróneos en el modelo eléctrico, 

como parámetros de líneas de transmisión, transformadores, generadores, etc.  

 

▪ Errores en la indicación del estado de interruptores y seccionadores implican 

también errores en la topología del modelo de red. 
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Los sistemas de supervisión convencionales permiten estimar el estado de operación del 

sistema con frecuencias del orden de minutos [2], lo que representa una limitación, entre 

otras, frente a la integración de fuentes no convencionales de energía al no estar en 

capacidad de trazar su característica de alta variabilidad en el tiempo. Una unidad de 

medición fasorial (PMU) se define como un dispositivo que estima fasores sincronizados, 

frecuencia y tasa de cambio de la frecuencia a partir de señales de tensión, señales de 

corriente y una señal de sincronización temporal y su implementación permite monitorear 

el comportamiento del sistema con una periodicidad cercana al tiempo real, aumentar la 

precisión de la estimación de estados al incrementar la redundancia en las mediciones y 

recudir su incertidumbre [3]. Sin embargo, la utilización de PMU implica un aumento en la 

cantidad de datos que debe ser transmitidos y procesados en la estimación de estados, 

comprometiendo la capacidad de ejecución con periodicidad acorde a dinámicas eléctricas 

asociadas a la integración de fuentes renovables no convencionales [4]. Por esta razón, 

se investigan alternativas para la disminución tanto de los tiempos de ejecución como de 

la carga computacional del estimador de estados de un sistema eléctrico de potencia [5]. 

Se plantea entonces la ejecución de la estimación de manera distribuida, donde se propone 

la división del sistema de potencia en subsistemas o áreas, entre las cuales se distribuya 

la ejecución de la estimación, además, integrando los datos provenientes de PMU con 

datos de medida sin estampa de tiempo provenientes de sistemas SCADA convencional, 

en tanto que, en la práctica, se cuenta con cantidades limitadas de unidades PMU en los 

sistemas de potencia. Convencionalmente, la estimación de estados en sistemas eléctricos 

de potencia es implementada de manera centralizada, donde un sistema central ejecuta el 

procedimiento. La centralización implica el manejo de grandes cantidades de información 

entre parámetros de los elementos de red, topología de la red y datos de medida de 

variables eléctricas. El manejo de tal volumen de información implica la posibilidad de 

congestión y latencia en los sistemas de comunicaciones, elevado costo computacional en 

el procesamiento de los datos e incremento en los tiempos de estimación. En 

consecuencia, se compromete la capacidad de llevar la periodicidad de la estimación a 

niveles cercanos al tiempo real, lo que implica dificultades para la supervisión y control de 

sistemas de potencia con alta integración de recursos de generación distribuidos, energías 

renovables y respuesta de la demanda [6]. 

 

Adicionalmente, los errores de modelamiento pueden influir significativamente en el 

desempeño de un estimador de estados en sistemas de potencia, por lo cual, la facilidad 
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en la modificación de parámetros de red por corrección o por sustitución de elementos de 

red o la adición de parámetros asociados a elementos nuevos en el sistema, es clave para 

la implementación de un estimador de estados en redes extensas y complejas. De esta 

manera, la asociación de herramientas como el Common Information Model (CIM) a los 

sistemas de gestión de energía, permitirían un acceso y manejo simplificado de los 

parámetros de red suministrados al estimador de estados.  El modelo CIM es un conjunto 

de estándares que permite el intercambio e integración de información relacionada con 

sistemas eléctricos en un modelo común de información, representando objetos del mundo 

real a través de un modelo de información basado en lenguaje UML (Unified Model 

Language) sin la restricción de una interpretación particular de dichos objetos, facilitando 

la utilización de un mismo modelo por parte de diferentes usuarios o aplicaciones [7].  

 

El objetivo general de este trabajo es Desarrollar una metodología de estimación de 

estados lineal, no centralizada, para sistemas eléctricos de potencia, integrando datos de 

unidades de medición fasorial (mediciones sincronizadas) con datos provenientes de 

sistemas de monitoreo convencional (mediciones no sincronizadas). Como objetivos 

específicos se considera: 

  

▪ Implementar una estrategia de validación y acondicionamiento de datos para el 

estimador de estados (Base de datos de parámetros de red basada en modelo CIM) 

 

▪ Implementar una estrategia de definición de pseudomedidas para la integración de 

mediciones con estampa de tiempo (unidades de medición fasorial) con mediciones 

sin estampa de tiempo (sistemas SCADA), para la formulación del estimador de 

estados lineal. 

 

▪ Definir metodología para delimitación de áreas en el sistema de potencia acorde 

con la definición de pseudomedidas y la estrategia de conciliación de datos entre 

áreas. 

 

▪ Implementar una metodología de estimación de estados lineal distribuida con 

posibilidades de ejecución paralela 
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La metodología planteada para el desarrollo del trabajo de investigación consiste en la 

implementación de una estrategia de estimación de estados lineal no centralizada sobre 

un sistema estándar IEEE de 39 nodos distribuido en tres áreas, cuyos parámetros se 

obtienen desde una base de datos basada en modelo CIM, que aloja el modelo de la red 

en estándar CIM. Los datos de medida utilizados se simulan a partir de los resultados de 

flujos de carga en diferentes puntos de operación del sistema, a los cuales se les suma un 

error aleatorio con una distribución de probabilidad normal, parametrizada según de las 

características de las desviaciones normales de los equipos de medida utilizados en 

sistemas de potencia. La calidad de los resultados de estimación se cuantifica comparando 

los valores estimados con los valores obtenidos en los flujos de carga. El tiempo de 

estimación de la metodología propuesta se compara con el tiempo de estimación de un 

estimador lineal centralizado ejecutado sobre el mismo sistema de prueba. 

 

Los resultados esperados del trabajo de investigación incluyen: La identificación de 

metodologías para el manejo de datos sincrofasoriales, la implementación de una base de 

datos basada en modelo CIM para el almacenamiento de modelos de red, la 

implementación de un estimador de estados lineal distribuido, con capacidad de integrar 

mediciones fasoriales (sincronizadas) con mediciones no fasoriales (no sincronizadas), 

articulado con la base de datos del modelo CIM del sistema de prueba y enfocado en la 

posibilidad de ejecución paralela en tiempos de ejecución cercanos al tiempo real; también 

identificar requisitos para la delimitación de áreas en sistemas de potencia y la estrategia 

de definición de pseudomedidas requeridas para el planteamiento del estimador lineal, a 

partir de las metodologías identificadas en manejo de datos sincrofasoriales y la 

delimitación de áreas en el sistema. El alcance de la implementación abarca la aplicación 

en el sistema de prueba seleccionado sin consideración de modelos o retrasos asociados 

a sistemas de comunicaciones, cambios en la topología del sistema o condiciones de falla. 

 

 



 

 
 

1. Capítulo 1. Validación y acondicionamiento 
de datos sincrofasoriales 

En este capítulo se abordan aspectos generales del acondicionamiento y validación de 

datos sincrofasoriales. A partir de la revisión de literatura relacionada, se presenta una 

síntesis de las principales dificultades identificadas en la implementación de proyectos de 

medición sincrofasorial, identificando sus impactos en las diferentes etapas del proceso de 

generación, comunicación y utilización de los datos. Luego, se presenta un resumen de 

buenas prácticas registradas y recomendaciones para la implementación de tales 

proyectos. Finalmente se presenta una metodología propuesta por Electric Power Group 

para el acondicionamiento de datos y un apartado de investigaciones relacionadas. 

 

La calidad de los datos de medida sobre un sistema eléctrico de potencia se ve afectada 

generalmente por la precisión del equipo de medición, los sistemas de comunicación 

utilizados para su transmisión y las herramientas utilizadas para su procesamiento y 

almacenamiento. El objetivo de la validación y acondicionamiento de datos es asegurar 

que los valores obtenidos representan adecuadamente las variables medidas para ser 

utilizados en procedimientos de operación y control de sistemas de potencia. En este 

capítulo se presenta una revisión de literatura relacionada con el acondicionamiento y 

validación de datos, a partir de experiencias internacionales en su aplicación en sistemas 

de gestión de energía y operación de sistemas eléctricos de potencia en tiempo real. Las 

aplicaciones en tiempo real ocupan tareas desde monitoreo basado en conciencia 

situacional, procesamiento de datos para sistemas de control y protección automáticos, 

hasta el almacenamiento de datos en concentradores de datos fasoriales (PDC) o bases 

de datos.  

 

Se mencionan también las principales dificultades reportadas por operadores 

internacionales en la utilización de datos provenientes de unidades de medición fasorial 
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(PMU) y las metodologías propuestas para su validación y acondicionamiento, aplicados a 

procedimientos como estimación de parámetros, estimación de estados, control en tiempo 

real, entre otras.  

1.1 Dificultades identificadas en la implementación de 
proyectos de medición sincrofasorial 

 

El Departamento de Energía de Estados Unidos llevó a cabo, a través de Electric Power 

Group, encuestas entre diversos operadores independientes y operadores o propietarios 

de sistemas de transmisión regional de ese país [8], en las cuales se reportaron las 

principales dificultades para la implementación de aplicaciones basadas en mediciones 

sincrofasoriales, prácticas comunes entre las compañías y recomendaciones para la 

implementación de proyectos.  La mayoría reportó un desempeño satisfactorio de sus 

sistemas, resaltando, sin embargo, dificultades en su curva de aprendizaje asociadas 

principalmente a fallos en los sistemas de comunicaciones, sistemas PDC e 

inconsistencias en la configuración de enrutadores, identificación de señales, firewall, entre 

otros [8]. De las dificultades reportadas se identificaron las siguientes como las principales 

fuentes de problemas en estos sistemas: 

 

▪ Comunicaciones  

Las complicaciones relacionadas con los sistemas de comunicaciones derivan 

principalmente en la pérdida de datos aunque sus orígenes abarcan desde fallos en 

equipos, anchos de banda inadecuados, hasta errores de enrutamiento e incidentes con 

sistemas de seguridad (firewall) [9]. Algunos operadores reportaron dificultades 

relacionadas específicamente con el sistema de comunicaciones, por ejemplo [8]: 

 

▪ Señales provenientes de PMU transmitidas en dos paquetes independientes para 

propósitos de redundancia. Teniendo en cuenta que algunas subestaciones 

requieren dos PMU para lograr cobertura total, la capacidad de transmisión en 

términos de ancho de banda puede ser limitada a nivel de subestación. 
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▪ Cuando se utilizan canales dedicados la latencia presenta incrementos del orden 

de 3 ms cuando hay bajos anchos de banda y procedimientos de seguridad y 

autenticación.  

 

▪ En canales compartidos la latencia es variable, con un pequeño aumento en 

latencia promedio asociado a los códigos de autenticación. 

 

▪ Los mayores problemas se relacionan con errores de verificación en instalaciones 

iniciales y el no utilizar, posteriormente, las etiquetas (flags), códigos de verificación 

(check words) y demás indicadores para asegurar la validez de los datos. 

 

▪ Equipos instalados y configurados incorrectamente 

Este tipo de dificultades se asocian a errores en la configuración de los equipos como 

pueden ser la falta de señales de sincronización apropiadas y errores en la identificación y 

conexión de señales (inconsistencias en nomenclaturas y convenciones) [9]. Muchos de 

estos problemas pueden estar asociados a características específicas de los fabricantes 

en aspectos de tecnologías de información (IT). Cuando se utilizan programas o equipos 

incorrectamente configurados para aplicaciones en tiempo real, los retrasos en el 

procesamiento de los paquetes derivan en la pérdida de datos. Al respecto se han 

identificado problemas de pérdida de datos, relacionados con computadores utilizados 

para múltiples tareas, servidores virtualizados y baja capacidad de almacenamiento en 

disco [10]. 

 

La selección y ubicación de las PMU se decide partiendo de la conveniencia, costo, o 

familiaridad con el fabricante, más que de su rendimiento u ubicación apropiada. En 

algunos casos, los relés y equipos de registro de falla son utilizados como PMU con el 

propósito de simplificar su operación y mantenimiento. [8] 

  

▪ Mediciones no validadas 

Los datos obtenidos de las PMU deben ser validados en la subestación frente a las 

variables que están siendo medidas, para garantizar su correcta identificación y 

calibración. La mayoría de los operadores encuestados declaró no ejecutar validación de 

datos en línea. Los problemas comunes incluyen el reporte de valores incorrectos, 

polaridad invertida en las señales, escala incorrecta, y errores de identificación. La mayoría 
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pueden ser resueltos con procedimientos básicos de verificación, otras dificultades 

asociadas a la sincronización de señales (que no alcanzan a indicar pérdida de 

sincronización) pueden ocasionar complicaciones futuras. 

 

Problemas menos comunes pueden presentarse, aunque el sistema haya sido 

correctamente implementado. En un caso se reportaron oscilaciones en la medición de 

frecuencia proveniente de una PMU específicamente. En otro caso, se reportó la falla de 

una de las fases en el convertidor A/D, generando una caída de 1/3 en la magnitud de la 

medición de secuencia positiva. También, se reportó una medición de tensión elevada en 

un 15 %, ocasionada por la falla de una resistencia de escalamiento de la señal [8]. Se ha 

identificado que la señal de medición de la tasa de cambio de la frecuencia (ROCOF) tiende 

a ser una señal ruidosa, debido a que se deriva de otra señal medida (ángulo de fase), por 

lo que no es usada normalmente. Se ha observado, también, que las señales de frecuencia 

y ROCOF son ruidosas cuando la PMU está ubicada cerca de aquellos elementos del 

sistema que distorsionan las formas de onda, como los dispositivos FACTS. 

 

Una vez detectados, los datos erróneos o sospechosos deben ser marcados para ser 

usados con consideraciones especiales o descartados directamente. Las aplicaciones 

deben estar en capacidad de detectar estas marcas o flags asignadas a los datos. 

 

▪ Inadecuado monitoreo de problemas 

Las problemáticas de validación de datos se pueden presentar de maneras difíciles de 

identificar en el corto plazo, como es el caso de la pérdida de sincronía, mencionado 

anteriormente. Este tipo de problemas pueden ocurrir por un determinado período de 

tiempo antes de ser detectados por algún tipo de alarma o sistema de control [9]. El 

procesamiento fuera de línea es el más común. Incluye rutinas de examinación de eventos, 

validación de modelos, y la determinación de parámetros de operación. El principal 

inconveniente de los procedimientos manuales es que el usuario no es notificado de los 

posibles problemas contenidos en los datos, por lo cual, los datos incorrectos pueden ser 

asumidos como válidos y llevar a conclusiones erradas [10]. La mayoría de PMU son 

instaladas sin calibración y pruebas individuales. Sus mediciones son validadas con 

mediciones hechas en el sitio o por comparación con datos del sistema SCADA. [8] 
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▪ Procedimientos de mantenimiento inadecuados 

La mayoría de las compañías no implementó, inicialmente, un plan de mantenimiento o 

reemplazo de PMU, en cambio, esperaban usar el mismo esquema de calibración y prueba 

utilizado en relés y equipos de registro de fallas. En ese sentido, los sistemas de medición 

sincrofasoriales se pueden considerar similares a sistemas existentes, pero que requieren 

sistemas de comunicación con mayores tasas de monitoreo, procesando señales de todo 

el sistema de potencia y, por lo tanto, involucrando múltiples equipos y sistemas de 

diferentes propietarios y operadores. Las mediciones pueden verse significativamente 

afectadas por cambios en los parámetros y configuración en cualquiera de esos elementos 

independientes, lo cual dificulta trazar el origen de cualquier error de datos detectado por 

el usuario final, en tanto que ese sistema está compuesto por transformadores de 

instrumentación, PMU, comunicaciones, PDC, almacenamiento, y demás [10] 

 

En consecuencia, los sistemas de medición sincrofasorial deben ser gestionados y 

operados como sistemas y no como dispositivos individuales, como puede ser el caso de 

los relés y los equipos de registro de fallas. 

 

Una vez identificadas las fuentes de error comunes en estos sistemas, es posible definir 

una serie de etapas en las cuales los datos son susceptibles a afectaciones de algún tipo, 

lo que permite analizar e identificar el origen de un determinado tipo de error que sea 

detectado: 

  

1. Sensores y medidas - La captura de la señal y su conducción hasta la PMU 

puede afectar la estimación del fasor, independientemente de la precisión de la 

PMU. Una vez estimados, fasor y frecuencia son combinados en un paquete 

(frame) y transmitidos a un PDC 

 

2. Comunicación entre PMU y PDC – Los datos análogos convertidos a datos 

digitales son susceptibles a errores de bits que pueden ser detectados 

únicamente analizando el paquete de datos. Las redes de comunicación tienden 

a inducir errores o pérdidas de paquetes y no de bits individuales. En esta etapa 

no se considera la detección de errores. 
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3. Procesamiento en concentrador de datos fasoriales (PDC) – la función 

principal de un PDC es la de sincronizar paquetes de datos provenientes de 

múltiples PMU. El PDC debe incluir interfaces para recibir datos desde múltiples 

fuentes y métodos de comunicación, y, además, estar en capacidad de enviar 

datos sincronizados agregados en paquetes.  

 

En caso de que un paquete no llegue, o contenga errores que lo hagan inutilizable, el 

paquete debe ser agregado y enviado sin datos. Algunos métodos pueden adoptarse para 

reemplazar o “rellenar” los datos faltantes con un determinado criterio, verificando que el 

paquete sea marcado como invalido o “no medido”. Pueden ser reemplazados por los 

códigos NaN, -9999 o una etiqueta determinada.  

 

En esta etapa se incluyen indicadores de error y calidad: 

 

▪ La interfaz de comunicaciones puede detectar algunos errores de datos y 

reportarlos al concentrador PDC, como errores de empaquetamiento, código de 

sincronización, tamaños de paquetes, y otros errores relacionados con 

comunicaciones. 

 

▪ Si el paquete de datos es válido, puede ser examinado por componentes 

individuales. Primero se examina la estructura del paquete, donde el primer bit 

corresponde a sincronización. La longitud e identificación del paquete deben 

corresponder con las especificadas. 

 

▪ La estampa de tiempo puede ser utilizada para indicar posibles errores. Como 

los datos son enviados continuamente, sin retraso y en orden de medida, si el 

dato es recibido fuera del orden o en bloques con retrasos mayores a los 

esperados, puede inferirse un problema en el sistema de comunicaciones. 

 

▪ Comunicación entre PDC/subestación y PDC/operador – Los sistemas de 

comunicación a este nivel cuentan, generalmente, con un ancho de banda 

suficiente para la transmisión de datos requerida. Los posibles problemas 
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pueden ser producidos por sobrecargas en las comunicaciones o 

inconvenientes de autenticación y seguridad. 

 

▪ Comunicación entre PDC y aplicaciones – La salida del PDC requerirá un ancho 

de banda mayor al requerido en la salida de una PMU individual. Se tienen las 

mismas consideraciones del punto anterior en cuanto al sistema de 

comunicaciones. 

 

▪ Procesamiento de aplicaciones – Las aplicaciones reciben datos previamente 

procesados por los PDC, por lo tanto, se asume la validez de los datos y no se 

ejecuta ninguna verificación adicional a la verificación de la estampa de tiempo 

(orden de llegada). En caso de pérdida de datos, la aplicación debe implementar 

un método de estimación para los datos ausentes o dejar el espacio vacío. Se 

consideran dos tipos de aplicaciones: Aquellas que se ocupan del 

almacenamiento de datos para uso posterior, y aquellas que usan los datos en 

tiempo real. 

 

Otros inconvenientes de calidad en los datos pueden ocurrir sin ser detectados fácilmente 

en el proceso de medida son [9]. 

 

▪ Identificación incorrecta de señales (Nomenclaturas, convenciones, etc.) 

▪ Errores de escalamiento en las cantidades 

▪ Calibración insuficiente 

▪ Limitaciones en la medición 

▪ Niveles de ruido 

▪ Valores repetidos por largos períodos de tiempo 

▪ Errores de sincronización no detectados 

 

Algunos de estos problemas pueden ser detectados por una examinación directa de los 

datos, denominados problemas basados en datos. Otro tipo de datos pueden ser 

detectados únicamente a partir del conocimiento del sistema de potencia, denominados 

problemas basados en topología. Muchos de estos errores pueden ser identificados a partir 

de comparaciones con el sistema SCADA. Documentación deficiente en cualquier etapa 

contribuye a errores en el uso de los datos y problemas reiterados. En la figura 1-1 se 



12 Estimación de estados no centralizada para sistemas eléctricos de potencia con 

validación e integración de mediciones sincronizadas y no sincronizadas 

 
presenta en el cuál se identifican las etapas del proceso de transmisión de los datos en las 

cuales impactan las fuentes de error identificadas. 

  

Figura 1-1: Fuentes de error en sistemas de medición sincrofasorial 

 

1.2 Prácticas comunes 

 

Cuando se utiliza el formato C37.118, los datos son enviados en paquetes (frames) en 

intervalos de tiempo basados en una tasa de muestreo que es submúltiplo de la frecuencia 

del sistema. Usualmente, se utilizan frecuencias de 33.33 ms para el envío de paquetes. 

[10]. Algunos operadores implementan procedimientos para capturar conjuntos de datos y 

someterlos a verificación antes de permitir la transmisión de paquetes al servidor del 

concentrador de datos fasoriales (PDC). Específicamente, uno de los operadores reportó 

descargar conjuntos de datos correspondientes a entre 5 y 10 minutos de transmisión para 

someterlos a algoritmos de verificación. Sin embrago, los datos de medición no son 

validados periódicamente y planteó la posibilidad de validar sus datos cada cinco años a 

través de la integración con sistemas de gestión de energía (EMS).  

 

Algunas de las compañías se limitan a emplear las aplicaciones de validación de datos 

suministradas por fabricantes, como PDC, herramientas de visualización o herramientas 

de análisis, que no necesariamente incluyen funciones de alarmas o no son utilizadas.  
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Frecuentemente se utiliza la función PMU de los relés de línea para facilitar el proceso de 

selección e implementación, como consecuencia, se han reportado complicaciones 

relacionadas con errores de software, calibración, y dificultades en la realización de 

pruebas debido a que se hace necesario sacar de operación la línea de transmisión. 

 

Algunos operadores plantean la medición de señales de secuencia positiva únicamente en 

lugar de capturar fasores trifásicos con el propósito de procurar ancho de banda. Los 

grupos de tecnologías de la información son los encargados de la gestión y mantenimiento 

de los sistemas PDC, sistemas de visualización y sistemas de almacenamiento, incluyendo 

los sistemas de comunicaciones involucrados. 

 

Las prácticas comunes más destacadas pueden agruparse así:  

 

1. Administración 

Algunos proyectos pequeños son administrados por una o dos personas a quienes se 

les asigna el rol de administradores de manera adicional a sus tareas regulares. La 

mayoría de estos proyectos son administrados de manera informal en su fase de 

desarrollo. 

 

2. Planeación e implementación de infraestructura. 

En muchos casos los datos de medición no son validados y no se planea una validación 

periódica. Una práctica común es realizar validaciones manuales aleatorias. Algunas 

compañías implementan progresivamente la implementación de PMU en cada nueva 

unidad de generación, y plantean aplicar los mismos esquemas de mantenimiento 

empleados en relés y dispositivos de registro de fallas. La mayoría utiliza un PDC 

central para minimizar el costo de inversión y simplificar el mantenimiento y operación 

de la infraestructura. Los canales de comunicación son compartidos usualmente con el 

sistema SCADA, generalmente protocolo IP transmitido por fibra óptica o microondas.  

 

3. Esquemas de validación de datos 

La mayoría de las compañías no emplean esquemas de validación en línea, más allá 

de lo suministrado por sus aplicativos PDC, PMU, almacenamiento y visualización. 

Algunos de ellos han empleado los datos en sistemas EMS y estimadores de estado. 
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La transmisión de datos es integrada con los EMS con baja resolución para análisis de 

eventos, alarmas y estimación de estados. Altas resoluciones son utilizadas para 

almacenamiento, análisis de operación, visualización en tiempo real y aplicaciones de 

monitoreo de grandes áreas. 

  

1.3 Recomendaciones. 

En esta sección se presentan recomendaciones que se desprenden del análisis de las 

encuestas realizadas por Power Electric Group sobre diferentes operadores de sistemas 

de potencia y un compendio de buenas prácticas [8]: 

 

▪ La validación de datos en las etapas de instalación es necesaria para asegurar 

que los sistemas operan correctamente desde el principio y que las mediciones 

reportadas son correctas. 

 

▪ La validación de datos en línea debe ser mejorada para asegurad que los 

sistemas pueden ser operados en toda su capacidad. 

 

▪ Se precisan más aplicaciones en tiempo real y fuera de línea para lograr el 

máximo potencial de estas tecnologías de medición. Algunas compañías 

expresaron su interés en desarrollar aplicaciones que cumplan funciones como 

cálculo dinámico de capacidad de líneas, detección de modo isla, ubicación de 

fallas, entre otras. 

  

El planeamiento de los sistemas de medida sincrofasorial debe empezar por identificar los 

requerimientos de las aplicaciones que usan los datos obtenidos, entre los cuales se 

encuentran: 

  

▪ Ubicación de las unidades PMU. 

▪ Señales que serán medidas y su ubicación (incluye fasores, potencias, estados de 

interruptores, valores de controladores, frecuencia, ROCOF, etc.) 

▪ Tasas de muestreo 

▪ Máxima latencia admitida 
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▪ Nivel de pérdida de datos admitida 

▪ Características de la medición (precisión, resolución, tiempo de respuesta) 

▪ Cuando no se cuenta con requerimientos plenamente definidos, una aproximación 

recomendada es identificar el conjunto de mediciones mínimo viable para el 

alcance y presupuesto del proyecto, priorizando la observabilidad de la red y la 

capacidad de registrar comportamientos dinámicos. La observabilidad debe 

concentrarse en las interconexiones principales, principales puntos de generación, 

y subestaciones con dispositivos FACTS. [10] 

 

Entre las buenas prácticas en administración se incluyen [10]: 

 

▪ Equipo de diseño multidisciplinario que cubra la selección de equipos, uso de las 

aplicaciones, conocimiento de sistemas de potencia, tecnologías de información y 

telecomunicaciones. 

▪ Documentación de procedimientos de diseño y operación. 

▪ Gestión de la configuración y conectividad de nuevos equipos. 

▪ Gestión del rendimiento, validez de datos, y detección y corrección de fallas en 

equipos. 

 

Entre las buenas prácticas en planeación e implementación se incluyen [10]: 

 

▪ Planeamiento de ubicación de PMU, tasas de muestreo, selección de señales y 

requerimientos de aplicaciones. 

▪ Desarrollo y despliegue del sistema: Selección de equipos (PMU, relojes, etc.), 

telecomunicaciones, aplicaciones en centros de control. 

▪ Implementación e instalación: Nivel de subestación y nivel de centro de control. 

▪ Validación de mediciones: Comparación de datos frente a estimador de estados y 

sistema SCADA. 

 

Entre las buenas prácticas en operación y mantenimiento se incluyen [10]: 

 

▪ Operaciones y análisis del rendimiento del sistema, que involucren funciones de IT 

y medición de variables del sistema de potencia. 



16 Estimación de estados no centralizada para sistemas eléctricos de potencia con 

validación e integración de mediciones sincronizadas y no sincronizadas 

 
▪ Validación de datos en línea y herramientas de monitoreo: Integración de 

aplicaciones de fabricante con desarrollos propios. 

▪ Validación de datos y herramientas de monitoreo fiera de línea 

▪ Planes de mantenimiento: Se recomienda que los períodos de mantenimiento 

deben ser actualizados cuando se detecten variaciones en las lecturas mayores al 

nivel de precisión esperado (1%), dentro del periodo propuesto. Los sistemas PDC 

deben ser actualizados junto con los sistemas operativos y demás requerimientos 

de software.  

▪ Gestión y gerenciamiento de la configuración 

▪ Análisis de datos: Monitoreo de eventos, definición de alarmas y procedimientos de 

operación. El registro de solución de problemas debe incluir una descripción 

detallada de los síntomas identificados, incluyendo fecha y hora de inicio y eventos 

relacionados en otras partes del sistema. Los detalles del problema deben ser 

identificados y documentados al igual que los procedimientos de solución. 

 

Validación en línea 

 

La validación de datos en línea debe cumplir tres funciones principales:   

 

▪ Indicación en pantallas y funciones de alarma que indiquen la existencia de 

problemas en los datos. 

▪ Sistema separado de alarma que indique al usuario dónde se ha detectado un 

problema, cuál es el problema y si aún está activo. 

▪ Procedimiento para el registro de problemas para identificar dificultades en 

desarrollo o analizar problemas intermitentes. 

 

Validación fuera de línea 

 

Se recomienda que la validación de datos ejecutada en línea se almacene junto con el 

conjunto de datos, de manera que no deban ser validados nuevamente fuera de línea. 

Adicionalmente a las etiquetas e indicadores agregados a los datos en el proceso de 

validación, se pueden identificar algunos patrones inusuales que indican problemas de 

datos: 
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▪ Línea plana (flat line) - Línea continua, sin cambios, indicando que la medición no 

se está actualizando 

 

▪ Ruido – El ruido en las señales puede ser confundido con oscilaciones de alta 

frecuencia. Se debe ampliar la escala de tiempo para identificar patrones 

oscilatorios. Si la señal es cercana a cero se puede asumir como ruido 

 

▪ Patrón inusual – La señal presenta patrones que no se identifican como 

oscilaciones. Puede ser provocada por la reiniciación periódica de un reloj, bloqueo 

de un bit específico en los paquetes recibidos, falla de un algoritmo en un punto 

específico, entre otros. 

 

▪ Valores sin sentido – Magnitudes de tensión demasiado altas, o demasiado bajas, 

flujos de potencia operativamente imposibles, etc. Este tipo de problemas pueden 

ser causados por errores de escalamiento, identificación errónea, etc. 

 

La implementación de bases de datos de series de tiempo para el almacenamiento de 

datos históricos permite plantear métricas o caracterización de los datos para la 

identificación de patrones irregulares a partir de la comparación con datos históricos.  

 

Otras herramientas como la estimación de estados pueden ser utilizadas para validación 

de datos por comparación. La validación de mediciones dinámicas a partir de PMU pueden 

ser validadas por comparación con datos de equipos de registro de falla, por observación 

visual, gracias a las tasas de muestreo (960 a 6000 muestras/segundo) y el espectro de 

frecuencia detectable por estos equipos. Sin embargo, los registros se limitan a periodos 

de segundos. En la figura 1-2 se presenta un resumen de las prácticas recomendadas en 

sus diferentes clasificaciones. 
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Figura 1-2:  Prácticas recomendadas en sistemas de medición sincrofasorial 

 

 

 

1.4 Metodologías de validación de datos 

La mayoría de los problemas de datos son detectables, sea usando las etiquetas de calidad 

intrínsecas a los paquetes de datos, por comparación con otros conjuntos de datos o algún 

tipo de inspección. En ese sentido, la validación puede dividirse en tres categorías [8].  

 

1. Sincronización de datos, medición, corrupción 

Errores que son detectables por el valor de la medición o el sistema de 

comunicación, independientemente del dato en sí mismo. Sin embargo, el formato 

IEEE C37.118 incluye etiquetas de estado para cada paquete de datos con 

indicadores para: 

▪ Paquete válido 

▪ Error de PMU 

▪ Error de sincronización de tiempo 

▪ Modificación de dato original 

▪ Calidad de temporización 
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2. Límites de medición y comparaciones 

La segunda categoría hace referencia a los límites lógicos de las mediciones en 

términos de sistemas de potencia, lo cual requiere pleno conocimiento de la red 

eléctrica. Es importante definir rangos de tolerancia que permitan diferenciar 

mediciones erróneas de mediciones correctas que se encuentren por fuera de los 

límites producto de algún tipo de falla eléctrica. 

 

3. Identificación de datos, exactitud, modificaciones 

Algunos tipos de error no pueden ser identificados directamente con indicadores 

intrínsecos o conocimiento directo del sistema. Cuando el error se debe a errores 

de identificación o escalamiento, el usuario no tiene la posibilidad de identificar el 

error sin comparación con otra instancia de medición. 

 

El proceso de validación inicial consiste en la comparación de las señales con los valores 

medidos a niveles sucesivamente más altos del sistema. Inicialmente, se comparan las 

mediciones de las PMU con valores obtenidos por instrumentación de medida a nivel de la 

subestación.  

 

En el siguiente nivel, las mediciones son validadas frente al sistema SCADA. En este nivel, 

la validación se concentra principalmente en verificar direcciones de flujo, nomenclaturas 

y demás características. Para validar la precisión de los datos se puede hacer comparación 

frente al estimador de estado en condiciones de estado estable (período de bajo 

comportamiento dinámico) La validación puede hacerse en el centro de control sin la 

verificación a nivel de subestación, aunque algunos problemas podrían ser difíciles de 

identificar y de resolver sin verificación en las subestaciones. Los sistemas de medición 

sincrofasorial utilizan redes de comunicación que protegen la integridad de los datos 

mediante diversas metodologías. Cuando la capa de datos identifica errores en los datos 

entrantes, descarta el paquete y el usuario observará el paquete vacío. Algunos sistemas 

PDC pueden reemplazar los datos erróneos con datos válidos anteriores. Cada muestra 

de datos contiene una etiqueta de estado que indica si hay un error de PMU, 

sincronización, estampa de tiempo, etc. Las aplicaciones deben estar en capacidad de 

indicar cuándo se detectan estos errores. [10] 
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Electric Power Group (EPG) diseñó e implementó un algoritmo de validación con los 

siguientes lineamientos:  

 

1. Mantener el algoritmo tan simple como sea posible, manteniendo la capacidad 

de detectar la mayoría de los problemas de datos. Implementar, por ejemplo, 

un modelo completo de red en alguna parte del algoritmo tendrá como 

consecuencia el riesgo de errores de modelado, actualización de modelos, 

actualización de parámetros, etc. 

 

2. Utilizar el protocolo C37.118 como la primera herramienta de detección de 

problemas. Las etiquetas (flags) de error del protocolo registran los principales 

problemas de las PMU y las transmiten a través del sistema de monitoreo. 

 

3. Agregar módulos de identificación de problemas sin incrementar la complejidad 

del sistema. 

 

4. Agregar características de error a los datos mismos para simplificar su 

utilización.  

 

5. Para implementar este algoritmo, todos los fasores deben ser convertidos al tipo 

de dato floating point, en coordenadas polares, los valores de frecuencia deben 

ser del tipo floating point, siempre que los datos pueden ser recibidos como 

enteros o floating point en coordenadas rectangulares. La conversión de tipo de 

dato simplifica operaciones posteriores. La utilización de coordenadas polares 

separa los errores de fase de los errores de magnitud, teniendo en cuenta que 

algunos tipos de errores pueden afectar únicamente la amplitud, o únicamente 

el ángulo de fase. 

 

6. Agregar todas las etiquetas de calidad posibles a cada medición. Las etiquetas 

del formato C37.118 aplican a todo el conjunto de datos provenientes de una 

PMU, aunque en algunos casos los errores afectan únicamente a medidas 

individuales. Por ejemplo, los errores de sincronización afectan las mediciones 

de ángulo de fase de todo el conjunto de señales, sin afectar las mediciones de 
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magnitud, frecuencia o rocof, también, puede contener una señal individual 

errónea dentro del conjunto de señales, sin embargo, las etiquetas no 

diferencian entre mediciones individuales. Una vez recibidos los paquetes en el 

centro de control, deben ser asociados a los elementos correspondientes del 

sistema de potencia de manera individual. 

 

7. Permitir al usuario seleccionar cuáles etiquetas de error a descartar. Esto 

permite al usuario identificar las utilidades particulares de los datos según su 

calidad. 

 

El algoritmo se plantea como un proceso que examina y modifica los datos a medida que 

crea etiquetas de calidad para cada variable sincrofasorial. La validación se desarrolla a 

través de una serie de módulos que condicionan los datos etiquetándolos como válidos, 

inválidos o inciertos. Los datos inválidos son identificados como no numéricos. Los datos 

acondicionados se combinan con las etiquetas de calidad en un paquete de salida con 

formato C37.118. Las etiquetas se preservan y son transmitidas con los datos de un 

módulo a otro. Los módulos 1, 2, y 3, se ocupan de la validación. Los módulos 4, 5, y 6, se 

ocupan del acondicionamiento [9]. 

 

 

▪ Módulo 1 – Interfaz de comunicación: Este módulo es diseñado para verificar si se 

han introducido errores en la cadena de comunicaciones, como pérdida de bis, 

paquetes incorrectos, errores CRC. 

 

▪ Módulo 2 - Características del mensaje:  Este módulo verifica errores en el 

mensaje, como longitud, dirección de destino, identificación, etc. 

 

▪ Módulo 3 – Estampa de tiempo: Este módulo verifica la secuencia de las estampas 

de tiempo, tasas de muestreo y tiempos de retraso (delay) 

 

▪ Módulo 4 – Etiquetas de calidad: Este módulo emplea todas las etiquetas de 

calidad disponibles en el formato C37.118 para distinguir entre mediciones buenas, 

malas e inciertas. Todos los datos son transmitidos al siguiente modulo con su 

respectiva calificación. 
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▪ Módulo 5 – Características del dato y autoverificación: Este módulo incorpora 

algoritmos que verifican valores inexplicablemente altos, o bajos, de todas las 

variables eléctricas. Verifica, también, la actualización de las medidas y los niveles 

de ruido. Dependiendo de la severidad del problema, el dato puede ser marcado 

como inválido en esta etapa. 

 

▪ Módulo 6 – Verificación de topología – Este módulo verifica condiciones de 

operación a partir de información su topología (verifica que la suma de corrientes 

entrantes a una barra sea igual a cero, que las tensiones sean iguales cuando 

corresponden a la misma barra, etc.) 

 

El algoritmo se plantea como un proceso ejecutado en tiempo real que agrega retrasos 

mínimos en transmisión de los datos, para ser utilizado sin problemas de latencia. En la 

figura 1-3 se presenta un esquema del orden de tareas planteadas en la metodología 

finalizando en el algoritmo de validación. 
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Figura 1-3:  Metodología de validación y acondicionamiento de datos EPG 

 

1.5 Investigaciones relacionadas 

En esta sección se mencionan algunas investigaciones recientes que abordan el problema 

de la validación y acondicionamiento de datos sincrofasoriales.  

 

En [11] (2015) se proponen técnicas para filtrar y suavizar datos sincrofasoriales basadas 

en filtro de Kalman y un modelo de predicción cuadrático, que permiten mejorar la calidad 

de los datos suministrados al estimador de estados lineal, permitiendo mitigar problemas 

asociados a la pérdida de datos, datos atípicos o fuera de rango, datos repetidos, entre 

otros inconvenientes. El algoritmo propuesto actúa sobre cada medición en cada paso de 

tiempo, basado en la calidad de las mediciones previas. 
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En [12] (2016) se propone un algoritmo basado en datos en línea, para identificar 

mediciones de baja calidad causadas por errores en la instrumentación o ataques 

intencionales. El algoritmo utiliza el denominado “Density-based local outlier factor” (LOF) 

para identificar las mediciones que presentan una correlación espaciotemporal por fuera 

del rango normal esperado en condiciones de operación normales y ante eventos. Las 

mediciones de baja calidad tienden a presentar una correlación espacio temporal débil con 

los puntos de medición sincrofasorial adyacentes. Las ventajas del algoritmo propuesto 

incluyen: Rapidez en el desempeño computacional, capacidad para identificar datos de 

baja calidad en condiciones normales y condiciones de falla, no involucra información de 

la topología del sistema para reducir el impacto de errores de parámetros y topología de la 

red. 

 

En [13] (2018) se propone un marco de referencia para mejorar la calidad de los datos de 

medida (presencia de datos de mala calidad o pérdida de datos). El método aprovecha la 

propiedad de bajo rango de la estructura de Hankel para identificar y corregir datos de baja 

calidad y para estimar y reemplazar los datos perdidos. Las ventajas del algoritmo 

propuesto son, principalmente, la capacidad de estimar acertadamente datos perdidos 

incluso ante pérdidas de datos simultaneas, y la capacidad de distinguir datos erróneos 

consecutivos de datos asociados a perturbaciones del sistema. También se destaca el bajo 

consumo de recursos de memoria y la baja complejidad computacional.  

 

En [14] (2018) se propone un algoritmo para la detección de datos erróneos a nivel de 

subestación utilizando la información de la topología de la subestación y el estado de 

interruptores y seccionadores. Mediante la estimación de estados utilizando el método de 

mínimos cuadrados ponderados se logran detectar los datos erróneos provenientes de 

transformadores de corriente, tanto en condiciones normales como de falla. El método 

propuesto presenta limitaciones prácticas en la velocidad de procesamiento asociadas a 

procedimientos de ciberseguridad y cuando aumenta el tamaño de la subestación. El 

algoritmo es aplicable bajo las siguientes condiciones: 

 

▪ Implementar el protocolo IEC61850, especialmente en lo relacionado con el archivo 

SSD (Substation Specification Description) y estado de los interruptores a partir de 
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mensajes GOOSE o dispositivos electrónicos inteligentes que soporten el protocolo 

MMS 

 

▪ Todas las mediciones provenientes de las Merging Units están disponibles en la 

barra de procesos 

 

▪ Se asume que todas las Merging Unit cuentan con un canal de salida y un canal de 

protección 

 

▪ Se asume que las merging unit están en capacidad de informar el estado de 

saturación de los transformadores de corriente en caso de presentarse. 

 

 

 

 

 





 

 
 

2. Capítulo 2. Modelo CIM 

En este capítulo se hace una introducción al modelo común de información para sistemas 

de potencia CIM. Inicialmente, se presentan los conceptos básicos del modelo através de 

ejemplos de representación de elementos particulares de un sistema de potencia. Luego, 

se presentan algunas recomendaciones para la implementación del modelo CIM. 

Finalmente, se presenta el desarrollo de una base de datos para sistemas de potencia 

basada en modelo CIM y el desarrollo de la herramienta CIMreader para su 

implementación. 

 

Comúnmente, los modelos y parámetros de red obedecen no solo al formato requerido 

para cada aplicación (análisis en estado estable, análisis transitorio), sino también a 

formatos propios de cada herramienta de software utilizada incluso para la misma 

aplicación. Esto da lugar a múltiples modelos de una misma red dentro de un mismo centro 

de gestión de energía y limita la interoperabilidad entre aplicaciones y el acceso a los 

parámetros de red. Una alternativa para la reducción de estos inconvenientes es la 

implementación de un modelo común de información, que pueda ser empleado como 

lenguaje común entre diferentes aplicativos sin descartar los lenguajes propios de cada 

uno de ellos, como es el caso del modelo CIM. El modelo CIM (Common Information Model) 

es un conjunto de estándares que permite el intercambio e integración de información 

relacionada con sistemas eléctricos de potencia en un modelo común de información, 

representando objetos del mundo real a través de un modelo de información basado en 

lenguaje UML (Unified Model Language), sin la restricción de una interpretación particular 

de dichos objetos, facilitando la utilización de un mismo modelo por parte de diferentes 

usuarios o aplicaciones [7]. Este modelo de información promueve la operación confiable 

de sistemas de potencia interconectados pertenecientes a distintos operadores o 

compañías eléctricas. 
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El conjunto de estándares compuesto por el IEC 61970-301, 61968-11 y 62325-301, se 

conoce como Modelo Común de Información CIM para sistemas de potencia. El IEC 

61970-301 es un modelo semántico que describe los componentes de un sistema de 

potencia a nivel eléctrico y las relaciones entre ellos. El IEC 31968-112 extiende esto 

modelo hacia aspectos de la operación de sistemas eléctricos en lo relacionado 

intercambio de datos para software de sistemas eléctricos de potencia, planeación, 

facturación, seguimiento de activos, entre otros. Y el IEC 62325-301 extiende el modelo 

hacia la información requerida por los participantes en mercados de energía. 

 

De esta manera, entre sus principales funciones se destacan: 

 

▪ Facilitar el intercambio de información de un sistema eléctrico entre 

organizaciones 

 

▪ Permitir el intercambio de información de un sistema eléctrico entre 

aplicaciones dentro de una organización 

 

▪ Intercambiar información de mercado entre organizaciones 

 

El modelo CIM está subdividido en paquetes entre los cuales se distribuyen las diferentes 

clases y se definen sus relaciones correspondientes. Los paquetes se definen de la 

siguiente manera; 

 

▪ Domain: Define tipos de datos primitivos usados por clases dentro de otros 

paquetes. 

▪ Core: Contiene las entidades PowerSystemResource y ConductingEquipment, 

compartidas por la mayoría de las aplicaciones. 

▪ Wires: Extensión de los paquetes Core y Topology. Modela información sobre el 

sistema eléctrico y características de las redes de Transmisión y Distribución. 

▪ LoadModel: Este paquete contiene los modelos de carga del sistema, curvas de 

carga y datos asociados a variaciones de demanda. 
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▪ Generation: Este paquete contiene elementos relacionados con despacho 

económico, unidades de generación hidráulicas y térmicas, pronóstico de carga, 

control de generación automática y modelos de unidades para simulación. 

▪ DC: Contiene modelos correspondientes a equipos y controles de corriente directa 

▪ Equivalents: Contiene modelos para redes equivalentes 

▪ AuxiliaryEquipment: Contiene modelos relacionados con sensores, localizadores 

de fallas y otros elementos de protección. 

▪ Meas: Contiene modelos que describen datos de medida intercambiados entre 

aplicaciones 

▪ Topology: Contiene modelos asociados a la conectividad física de los equipos y la 

topología de la red. 

▪ DiagramLayout: Describe cómo los objetos están ubicados y relacionados dentro 

de un diagrama. 

▪ OperationalLimits: Modela la especificación de límites operacionales asociados a 

diferentes equipos. 

▪ ControlArea: Contiene modelos para la especificación de áreas con propósitos de 

control. 

▪ Contingency: Contiene modelos relacionados con contingencias. 

▪ StateVariables: Contiene modelos asociados con variables de estado aplicaciones 

de análisis relacionadas. 

▪ Protection: Extensión de los paquetes Core y Wires que modela información para 

equipos de protección. 

▪ Faults: Describe los tipos de falla que pueden presentarse en los equipos 

conductores 

▪ SCADA: Contiene modelos asociados con el sistema de supervisión, control y 

adquisición de datos SCADA y aplicaciones relacionadas. 

▪ ICCPConfiguration: Contiene modelos requeridos para intercambios bilaterales 

 

2.1 Clases CIM y relaciones 

 

En la figura 2-1 se presenta, a manera de ejemplo, el diagrama de jerarquía de clases para 

el objeto Breaker. El estándar CIM se basa en este esquema de herencia de clases para 
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describir los elementos de un sistema de potencia, sus atributos y las relaciones entre 

ellos. 

 

De igual manera se extiende esta relación de clases para definir un objeto real como un 

transformador de potencia como la unión de diferentes elementos como son los 

devanados, el cambiador de tomas y la carcasa del transformador. En la figura 2-2 se 

presenta la relación entre esos elementos individuales para la representación de un 

transformador de potencia acorde con el modelo CIM.  

 

Figura 2-1: Jerarquía de herencias del elemento Breaker 

 

Fuente: [15]  

 



Capítulo 2 31 

 

Figura 2-2:  Diagrama de clases. Clase PowerTransformer 

 

Fuente: [15]  

 

En las figuras 2-3 y 2-4 se muestra la representación parcial y total, respectivamente, de 

una subestación a partir de clases definidas dentro del modelo CIM. 

 

Figura 2-3: Diagrama unifilar de una subestación (izquierda). Identificación 
parcial de clases CIM (Derecha) 

 

Fuente: [15]  

 

De la figura 2-4, es importante resaltar la importancia de los elementos Terminal, mediante 
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los cuales se representan las terminales físicas de los componentes de la red y los 

elementos ConnectivityNode, mediante los cuales se representa la conexión entre los 

terminales de distintos componentes o equipos conductores. 

 

Figura 2-4: Identificación completa de clases CIM  

 

Fuente: [15]  

2.2 Recomendaciones para la implementación del 
modelo CIM 

 

El modelo CIM no debe ser implementado en su totalidad al ser abordado inicialmente. 

Para cada aplicación particular se define un subconjunto de clases (definidas dentro de 

CIM) que corresponda con los elementos eléctricos involucrados, incluidos sus atributos y 
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relaciones, el cual se denomina como “Perfil CIM”. Visto de esta manera, el modelo CIM 

no implica la implementación de un modelo complejo con más de seiscientas clases, sino, 

un modelo con una cantidad de clases reducida, ajustada a una aplicación, usuario o 

conjunto de usuarios particular. Esta perspectiva facilita el acercamiento al modelo CIM al 

permitir al usuario identificar cuáles clases específicas necesita implementar para 

desplegar una aplicación [16]. 

 

El desarrollo y mantenimiento de aplicaciones basadas en CIM puede ser una tarea 

desafiante. Algunos de los principales retos técnicos incluyen [17]. 

 

▪ El modelo involucra todos los aspectos de un sistema de potencia y su operación, 

lo que representa una cantidad desbordante de información para el desarrollador 

de aplicativos, quien normalmente se concentra en un área específica. 

 

▪ Al ser un estándar independiente de cualquier fabricante, el estándar carece de 

definiciones suficientemente sólidas para proveer la flexibilidad requerida para 

integrar aplicaciones heterogéneas, lo cual deriva en ambigüedades semánticas y 

dificultades para la interoperabilidad. 

 

▪ Mapear un modelo orientado a objetos (en constante cambio y evolución) a un 

modelo de esquema de base de datos relacional y de propietario. 

 

Uno de los errores comunes al abordar el modelo CIM es el de asumirlo como un formato 

de base de datos, IEC no define o estandariza un esquema de base de datos CIM. Siendo 

este un modelo lógico que puede ser implementado en aplicativos de software de múltiples 

formas, existen diversas estrategias que permiten diseñar un esquema de base de datos 

relacional acorde con el modelo CIM. Definir la estrategia más apropiada dependerá de 

diferentes factores como la plataforma de base de datos, la aplicación, frecuencia de 

acceso y cantidad de datos. Estos retos, entre otros, incrementan los costros de desarrollo 

y mantenimiento de aplicativos basados en CIM. 
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2.3 Bases de datos basadas en CIM 

El modelo CIM puede ser aplicado en la creación de esquemas de bases de datos, objetos 

o clases para diferentes lenguajes de programación (Java, C++, Python, C#), formatos de 

archivo propios o estandarizados como archivos XML. Además, el usuario tiene la libertad 

de aplicar o desarrollar sus propios esquemas o formatos de información que pueden ser 

utilizados para el intercambio de datos CIM [16]. 

En el contexto del desarrollo de una metodología de estimación de estados, es relevante 

la integración con el modelo CIM de la red como insumo o fuente de origen de los 

parámetros de red requeridos por el estimador. Sin embargo, acceder a los parámetros del 

modelo de red alojado en un archivo en formato XML en estándar CIM, no es una estrategia 

práctica, escalable y no favorece la interoperabilidad con aplicaciones diferentes al 

estimador de estados, dentro de un centro gestor de energía, que puedan requerir esa 

misma información. Una alternativa favorable es el desarrollo de un modelo de base de 

datos de tipo entidad-relación que, en contraste con el modelo de clase, facilite la lectura 

de parámetros de manera simultánea por diferentes aplicaciones, evitando la duplicación 

de información y facilitando la interoperabilidad entre aplicaciones. En la figura 2-5 se 

presenta un fragmento del modelo de datos entidad-relación propuesto para el manejo de 

los parámetros de red a partir del modelo CIM, donde cada entidad o tabla del modelo de 

datos corresponde con una clase y cada columna corresponde a uno de sus parámetros o 

atributos, correspondientes con la definición en el estándar CIM. 

 

Figura 2-5:  Modelo de datos. Base de datos basada en estándar CIM 
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Como se mencionó en la sección anterior, la implementación o utilización del estándar CIM 

no requiere la implementación de la totalidad de las clases, sino la selección de un conjunto 

de ellas que permita construir el modelo apropiado para una determinada aplicación. Este 

conjunto de clases de denomina Perfil CIM.  

 

En este caso, el Perfil CIM definido tiene como alcance las clases asociadas al modelo de 

red adecuado para el análisis en estado estable, lo cual incluye: topología, barras, 

parámetros de líneas, generadores, cargas, etc. Además, se extiende a la implementación 

de clases asociadas con la diagramación de la red (ver figura 2-6), cuyo potencial de 

aplicación comprende la generación de diagramas unifilares de manera automática a partir 

del modelo CIM de una red. 

 

Figura 2-6: Clases CIM asociadas con diagramas de red 

 

 

La apropiada definición del perfil CIM para una determinada aplicación, determina la 

facilidad o complejidad de la implementación de un modelo de datos de tipo entidad-

relación.  En la tabla 2-1 se presentan las clases que componen el perfil CIM implementado 

y sus definiciones según la IEC 61970-301, junto a los atributos de clase utilizados en la 

implantación del esquema de base de datos SQL para el modelo de red. 
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Tabla 2-1: Perfil CIM 

Clase  Descripción Atributos 

ACLineSegment Cable o combinación de cables 

con características eléctricas 

consistentes, utilizado para 

conducir  

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ bch (double precision) 

▪ ConductingEquipment.BaseVoltage (text) 

▪ Conductor.length (double precision) 

▪ g0ch (double precision) 

▪ gch (double precision) 

▪ r0 (double precision) 

▪ r (double precision) 

▪ x0 (double precision) 

▪ x (double precision) 

▪ ConductingEquipment.Terminals.0 (text) 

▪ ConductingEquipment.Terminals.1 (text) 

BaseVoltage Define una tensión Base del 

sistema  

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ nominalVoltage (double precision) 

Breaker Dispositivo mecánico de 

conexión capaz de conducir o 

interrumpir corriente en 

condiciones normales de 

operación del circuito. También, 

capaz de conducir, por un 

determinado tiempo, e 

interrumpir corrientes en 

condiciones de operación 

anormales como corrientes de 

cortocircuito 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Equipment.EquipmentContainer (text) 

Switch.normalOpen (boolean) 

▪ Switch.open (boolean) 

▪ Switch.ratedCurrent (double precision) 

▪ Switch.retained (boolean) 

▪ ConductingEquipment.Terminals.0 (text) 

▪ ConductingEquipment.Terminals.1 (text) 

BusbarSection Conductor, o grupo de 

conductores, con impedancia 

despreciable, que permite 

conectar equipamiento dentro 

de una subestación 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Equipment.EquipmentContainer (text) 

ConformLoad Representa cargas que siguen 

un patrón de cambio diario, 

donde el patrón puede utilizarse 

para escalar la carga con la 

carga del sistema 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Equipment.EquipmentContainer(text) 

▪ LoadGroup (text) 

▪ EnergyConsumer.LoadResponse (text) 
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Tabla 2-1: (Continuación) 

Clase  Descripción Atributos 

ConformLoadGroup Grupo de cargas que se 

ajustan a un patrón de 

asignación. 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ SubLoadArea (text) 

ConnectivityNode Puntos en los cuales los 

terminales AC de los 

equipos conductores se 

conectan con impedancia 

cero 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ ConnectivityNode.TopologicalNode (text) 

CurrentLimit Límite operativo de corriente ▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ CurrentLimit.value (double precision) 

OperationalLimit.OperationalLimitSet 

(text) 

▪ OperationalLimit.OperationalLimitType 

(text) 

Diagram Diagrama o plano cartesiano 

de coordenadas x, y. 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ rotation (double precision) 

▪ IdentifiedObject (text) 

▪ Diagram (text) 

DiagramObject Objeto que define uno o más 

puntos dentro de un 

diagrama. Define objetos 

como líneas de transmisión, 

transformadores o 

interruptores dentro de un 

diagrama unifilar  

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ rotation (double precision) 

▪ IdentifiedObject (text) 

▪ Diagram (text) 

DiagramObjectPoint Punto dentro de un 

diagrama definido por 

coordenadas x, y, asociado 

a un objeto 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ sequenceNumber (integer) 

▪ DiagramObject (text) 

▪ xPosition (double precision) 

▪ yPosition (double precision) 
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Tabla 2-1: (Continuación) 

Clase Descripción Atributos 

Disconnector Interruptor mecánico 

operado de manera manual 

o motorizada bajo 

condiciones de corriente 

nula o despreciable 

(Seccionador) 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Equipment.EquipmentContainer (text) 

▪ Switch.normalOpen (boolean) 

▪ Switch.open (boolean) 

▪ Switch.ratedCurrent (double precision) 

▪ Switch.retained (boolean) 

▪ ConductingEquipment.Terminals.0 (text) 

▪ ConductingEquipment.Terminals.1 (text) 

EnergyConsumer Usuario genérico de 

energía. Punto de 

consumo en el modelo del 

sistema de potencia 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Equipment.aggregate (boolean) 

▪ Equipment.EquipmentContainer (text) 

▪ p (double precision) 

▪ q (double precision) 

▪ ConductingEquipment.Terminals.0 (text) 

▪ EnergyConsumer.LoadResponse (text) 

ExternalNetworkInjection Representa redes externas. 

Se utiliza para cálculos 

relacionados con IEC 

60909 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Equipment.EquipmentContainer (text) 

▪ governorSCD (double precision) 

▪ maxInitialSymShCCurrent (double precision) 

▪ maxP (double precision) 

▪ maxQ (double precision) 

▪ maxR0ToX0Ratio (double precision) 

▪ maxR1ToX1Ratio (double precision) 

▪ maxZ0ToZ1Ratio (double precision) 

▪ minInitialSymShCCurrent (double precision) 

▪ minP (double precision) 

▪ minQ (double precision) 

▪ minR0ToX0Ratio (double precision) 

minR1ToX1Ratio (double precision) 

▪ minZ0ToZ1Ratio (double precision) 

▪ RegulatingCondEq.RegulatingControl (text) 
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Tabla 2-1: (Continuación) 

Clase Descripción Atributos 

FossilFuel Combustible fósil 

consumido por unidades 

de generación térmica no 

nucleares (Gas, carbón, 

petróleo) 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Equipment.aggregate (boolean) 

▪ ThermalGeneratingUnit (text) 

▪ fossilFuelType (CIMPP"."FuelType") 

GeneratingUnit Unidad o conjunto de 

máquinas para la 

conversión de potencia 

mecánica en corriente 

eléctrica alterna 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Equipment.aggregate (boolean) 

▪ Equipment.EquipmentContainer (text) 

▪ initialP (double precision) 

▪ maxOperatingP (double precision) 

▪ minOperatingP (double precision) 

▪ nominalP (double precision) 

▪ ratedGrossMaxP (double precision) 

▪ ratedGrossMinP (double precision) 

▪ ratedNetMaxP (double precision) 

▪ startupCost (double precision) 

▪ totalEfficiency (double precision) 

▪ variableCost (double precision) 

GeographicalRegion Región geográfica de un 

modelo de red de sistema 

de potencia 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ description (text) 

HydroGeneratingUnit GenerationUnit cuya fuerza 

motríz corresponde a una 

turbina hidráulica 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Equipment.EquipmentContainer (text) 

▪ GeneratingUnit.initialP (double precision) 

▪ GeneratingUnit.maxOperatingP (double 

precision) 

▪ GeneratingUnit.minOperatingP (double 

precision) 

▪ energyConversionCapability 

("CIMPP"."HydroEnergyConversionKind") 

Junction Punto donde uno o varios 

equipos conductores se 

conectan con resistencia 

cero 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Equipment.EquipmentContainer (text) 
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Tabla 2-1: (Continuación) 

Clase Descripción Atributos 

Line Contiene equipos 

más allá de una 

subestación 

pertenecientes a 

una línea de 

transmisión 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Region (text) 

LinearShuntCompensator Compensador lineal 

en derivación con 

bancos o secciones 

de igual admitancia 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ b0PerSection (double precision) 

▪ bPerSection (double precision) 

▪ Equipment.EquipmentContainer (text) 

▪ g0PerSection (double precision) 

▪ gPerSection (double precision) 

▪ RegulatingCondEq.RegulatingControl (text) 

▪ ShuntCompensator.grounded (boolean) 

▪ ShuntCompensator.maximumSections (integer) 

▪ ShuntCompensator.nomU (double precision) 

▪ ShuntCompensator.normalSections (integer) 

▪ ShuntCompensator.voltageSensitivity (double 

precision) 

▪ ConductingEquipment.Terminals.0 (text) 

LoadArea Clase base o de 

primer nivel 

jerárquico para la 

agrupación de 

cargas con el 

propósito de 

escalamiento de 

flujos de carga 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 
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Tabla 2-1: (Continuación) 

Clase Descripción Atributos 

LoadResponseCharacteristic Modela la 

respuesta 

característica de la 

demanda debida a 

cambios en las 

condiciones del 

sistema como 

cambios de tensión 

o frecuencia. No 

relacionada con 

respuesta de la 

demanda 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ exponentModel (boolean) 

▪ pConstantCurrent (double precision) 

▪ pConstantImpedance (double precision) 

▪ pConstantPower (double precision) 

▪ qConstantCurrent (double precision) 

▪ qConstantImpedance (double precision) 

▪ qConstantPower (double precision) 

▪ pVoltageExponent (double precision) 

▪ qVoltageExponent (double precision) 

NonConformLoad Representa cargas 

que no siguen un 

patrón de cambio 

diario y cuyos 

cambios no están 

correlacionados 

con el patrón de 

cambio diario 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ SubLoadArea (text) 

NonConformLoadGroup Cargas que no 

siguen un patron de 

variación diario o 

estacional 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ LoadGroup (text) 

▪ EnergyConsumer.LoadResponse (text) 

▪ Equipment.EquipmentContainer (text) 

OperationalLimitSet Conjunto de límites 

asociados con 

equipamientos que 

pueden ser 

aplicados 

simultaneamente. 

Puede contener 

límites asociados 

con potencia 

aparente, corriente, 

nivel de tensión, 

temperatura, etc 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Equipment (text) 

▪ Terminal (text) 
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Tabla 2-1: (Continuación) 

Clase  Descripción Atributos 

PhaseTapChangerAsymmetrical Describe el modelo 

de tomas (taps) de 

un transformador 

con cambio de 

fase asimétrico 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ PhaseTapChanger.TransformerEnd (text) 

▪ windingConnectionAngle (double precision) 

▪ PhaseTapChangerNonLinear.voltageStepIncrement 

(double precision) 

▪ PhaseTapChangerNonLinear.xMax (double 

precision) 

▪ PhaseTapChangerNonLinear.xMin (double 

precision) 

▪ TapChanger.highStep (integer) 

▪ TapChanger.lowStep (integer) 

▪ TapChanger.ltcFlag (boolean) 

▪ TapChanger.neutralStep (integer) 

▪ TapChanger.neutralU (double precision) 

▪ TapChanger.normalStep (integer) 

PowerTransformer Dispositivo 

eléctrico 

conformado por 

dos o más 

devanados 

acoplados, con o 

sin núcleo 

magnético, para el 

acoplamiento 

mutuo entre 

circuitos eléctricos. 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Equipment.EquipmentContainer (text) 

▪ beforeShCircuitHighestOperatingCurrent (double 

precision) 

▪ beforeShCircuitHighestOperatingVoltage (double 

precision) 

▪ highSideMinOperatingU (double precision) 

▪ isPartOfGeneratorUnit (boolean) 

▪ operationalValuesConsidered (boolean) 

▪ ConductingEquipment.Terminals.0 (text) 

▪ ConductingEquipment.Terminals.1 (text) 
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Tabla 2-1: (Continuación) 

Clase  Descripción Atributos 

PowerTransformerEnd Asociado a cada Terminal 

de un  PowerTrasnformer. 

Puede interpretarse como 

un devanado de un 

transformador de potencia 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ PowerTransformer (text) 

▪ b (double precision) 

▪ b0 (double precision) 

▪ connectionKind 

(CIMPP.WindingConnection) 

▪ g (double precision) 

▪ g0 (double precision) 

▪ phaseAngleClock (integer) 

▪ r (double precision) 

▪ r0 (double precision) 

▪ ratedS (double precision) 

▪ ratedU (double precision) 

▪ x (double precision) 

▪ x0 (double precision) 

▪ TransformerEnd.BaseVoltage (text) 

▪ TransformerEnd.Terminal (text) 

▪ TransformerEnd.endNumber (integer) 

▪ TransformerEnd.grounded (boolean) 

▪ TransformerEnd.rground (double precision) 

▪ TransformerEnd.xground (double precision) 

RatioTapChanger Cambiador de tomas 

(Taps) que modifica la 

relación de transformación 

de un transformador de 

potencia, impactando la 

magnitud sin modificar el 

ángulo de fase de la 

tensión. 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ RatioTapChangerTable (text) 

▪ stepVoltageIncrement (double precision) 

▪ TransformerEnd (text) 

▪ tculControlMode 

(CIMPP.TransformerControlMode) 

▪ TapChanger.highStep (double precision) 

▪ TapChanger.lowStep (double precision) 

▪ TapChanger.ltcFlag (boolean) 

▪ TapChanger.neutralU (double precision) 

▪ TapChanger.neutralStep (double precision) 

▪ TapChanger.normalStep (double precision) 
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Tabla 2-1: (Continuación) 

Clase  Descripción Atributos 

RatioTapChangerTable Describe una curva de 

variación de magnitud de 

tensión e impedancia 

respecto a cambio de 

tomas 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 
 

RatioTapChangerTablePoint Describe cada paso o 

cambio de toma en la 

curva tabular del 

cambiador de tomas 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ RatioTapChangerTable (text) 

▪ TapChangerTablePoint.b (double precision) 

▪ TapChangerTablePoint.g (double precision) 

▪ TapChangerTablePoint.r (double precision) 

▪ TapChangerTablePoint.ratio (double 

precision) 

▪ TapChangerTablePoint.step (double 

precision) 

▪ TapChangerTablePoint.x (double precision) 

ReactiveCapabilityCurve Envolvente nominal de 

potencia reactiva versus 

potencia activa de la 

máquina síncrona, tanto 

en el modo de generación 

como de motorización 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Curve.curveStyle (CIMPP.CurveStyle) 

▪ Curve.xUnit (CIMPP.UnitSymbol) 

▪ Curve.y1Unit (CIMPP.UnitSymbol) 

▪ Curve.y2Unit (CIMPP.UnitSymbol) 

RegulatingControl Especifica un conjunto de 

equipos que operan en 

conjunto para el control de 

algún parámetro del 

sistema de potencia como 

tensión o flujo de potencia 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ discrete (boolean) 

▪ mode (CIMPP.RegulatingControlModeKind) 

▪ targetDeadband (double precision) 

▪ targetValue (double precision) 

▪ Terminal (text) 

RotatingMachineDynamics Modela el comportamiento 

dinámico de una máquina 

▪ damping (double precision) 

▪ inertia (double precision) 

▪ saturationFactor (double precision) 

▪ saturationFactor120 (double precision) 

▪ statorLeakageReactance (double precision) 

▪ statorResistance (double precision) 
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Tabla 2-1: (Continuación) 

Clase  Descripción Atributos 

StaticVarCompensator Compensador estático 

variable (SVC). Equipo 

conectado en derivación 

para suministrar potencia 

reactiva variable y 

controlada.  

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ capacitiveRating (double precision) 

▪ Equipment.EquipmentContainer (text) 

▪ inductiveRating (double precision) 

▪ q (double precision) 

▪ RegulatingCondEq.RegulatingControl (text) 

▪ slope (double precision) 

▪ sVCControlMode (CIMPP.sVCControlMode) 

▪ voltageSetPoint (double precision) 

▪ ConductingEquipment.Terminals.0 (text) 

SubGeographicalRegion Subconjunto de una región 

geográfica de un modelo 

de red de un sistema de 

potencia 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Region (text) 

▪ description (text) 

SubLoadArea Clase de segundo nivel 

jerárquico para la 

agrupación de cargas con 

el proposito de 

escalamiento de flujos de 

carga 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ LoadArea (text) 

Substation Conjunto de equipos para 

fines distintos a la 

generación o 

aprovechamiento de 

energía, a través del cual 

se pasa energía eléctrica a 

con el fin de conmutar o 

modificar sus 

características 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Region (text) 

SvShuntCompensatorSections Variable de estado 

asociada al número de 

secciones en servicio de 

un compensador en 

derivación 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

ShuntCompensator (text) 

sections (double precision) 
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Tabla 2-1: (Continuación) 

Clase  Descripción Atributos 

SynchronousMachine Equipo electromecánico 

que opera en rotación 

sincronizada con la red. 

Es una unidad operando 

como generador, motor, 

condensador sincrónico o 

bomba. 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Equipment.EquipmentContainer (text) 

▪ earthing (boolean) 

▪ earthingStarPointR (double precision) 

▪ earthingStarPointX (double precision) 

▪ ikk (double precision) 

▪ maxQ (double precision) 

▪ minQ (double precision) 

▪ mu (double precision) 

▪ qPercent (double precision) 

▪ r (double precision) 

▪ r0 (double precision) 

▪ r2 (double precision) 

▪ RegulatingCondEq.RegulatingControl (text) 

▪ satDirectSubtransX (double precision) 

▪ satDirectSyncX (double precision) 

▪ satDirectTransX (double precision) 

▪ shortCircuitRotorType 

(CIMPP.ShortCircuitRotorKind) 

▪ type (CIMPP.SynchronousMachineKind) 

▪ x0 (double precision) 

▪ x2 (double precision) 

▪ RotatingMachine.GeneratingUnit (text) 

▪ RotatingMachine.ratedPowerFactor (double 

precision) 

▪ RotatingMachine.ratedS (double precision) 

▪ RotatingMachine.ratedU (double precision) 

▪ ConductingEquipment.Terminals.0 (text) 

Terminal Conexión o terminal 

eléctrica de un equipo 

conductor. Está 

conectado físicamente a 

un punto de conexión 

denominado Connectivity 

Node 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ ConductingEquipment (text) 

▪ connected (boolean) 

▪ phases (CIMPP.PhaseCode) 

▪ sequenceNumber (integer) 

▪ TopologicalNode (text) 
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Tabla 2-1: (Continuación) 

Clase  Descripción Atributos 

ThermalGeneratingUnit GenerationUnit cuya fuerza 

motríz corresponde a una 

turbina de vapor, turbina de 

combustión o motor diesel 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ Equipment.EquipmentContainer (text) 

▪ GeneratingUnit.initialP (double precision) 

▪ GeneratingUnit.maxOperatingP (double 

precision) 

▪ GeneratingUnit.minOperatingP (double 

precision) 

TopologicalIsland Subconjunto de una red 

eléctricamente conectado. 

Puede cambiar debido a 

cambios en estado de 

interruptores o líneas de 

transmisión.  

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ AngleRefTopologicalNode (text) 

▪ TopologicalNodes (text) 

TopologicalNode Para un modelo de 

subestación detallado, un nodo 

TopologicalNode es un 

conjunto de connectivityNode 

que, en el estado actual de la 

red, están conectados entre sí 

a través de cualquier tipo de 

interruptores cerrados. 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ BaseVoltage (text) 

▪ ConnectivityNodeContainer (text) 

▪ ConductingEquipment.Terminals.0 (text) 

▪ ConductingEquipment.Terminals.1 (text) 

VoltageLevel Una colección de equipos que 

operan a nivel de tensión 

común. El equipamiento 

normalmente consta de 

interruptores, barras, 

instrumentación, control, 

regulación, protecciones, así 

como ensamblajes de todos 

estos. 

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ BaseVoltage (text) 

▪ highVoltageLimit (double precision) 

▪ lowVoltageLimit (double precision) 

▪ Substation (text) 

VoltageLimit Límite operativo de tensión ▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ OperationalLimit.OperationalLimitSet (text) 

▪ OperationalLimit.OperationalLimitType (text) 

▪ value (double precision) 
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Tabla 2-1: (Continuación) 

Clase  Descripción Atributos 

WindGeneratingUnit GenerationUnit cuya fuerza 

motríz corresponde a una turbina 

de viento.  

▪ IdentifiedObject.mRID (text) 

▪ IdentifiedObject.name (text) 

▪ initialP (double precision) 

▪ maxOperatingP (double precision) 

▪ minOperatingP (double precision) 

▪ windGenUnitType (CIMPP.WindGenUnitKind) 

 

Ya definido el perfil CIM e implementado el modelo de datos SQL para el alojamiento de 

los parámetros de red, se requiere de una herramienta que extraiga la información del 

modelo CIM de la red, desde un archivo XML y escriba los parámetros en las tablas 

correspondientes dentro de la base de datos previamente estructurada.  

2.4 CIMreader 

CIMreader es un conjunto de herramientas que permite exportar atributos de los elementos 

de un modelo CIM en formato XML hacia una base de datos relacional, conformado por: 

 

▪ CIMpy: Librería de PYTHON para importar, modificar y exportar modelos de red en 

formato XML/RDF basados en modelo CIM. 

▪ CIMreader: Código fuente cuya función es crear los objetos de Python mediante la 

librería CIMpy, leer sus atributos y crear y ejecutar los query o instrucciones para 

poblar las tablas correspondientes en la base de datos. 

▪ PostgreSQL: Plataforma de base de datos. 

 

En la figura 2- 6 se muestra el proceso de transferencia los datos de un modelo de red en 

formato CIM hacia una base de datos SQL. Inicialmente se dispone de un modelo de red 

en el software DigSilent desde donde se exportan los archivos XML con la información del 

modelo en estándar CIM y se construye el script de la base de datos PostgreSQL según 

la tabla 2-1. Al ejecutar CIMreader los elementos de red se convierten en objetos de Python 

mediante la librería CIMpy. Luego, se leen los atributos de cada objeto y finalmente se 

crean las consultas (Query) necesarias para poblar la base de datos. 

 

https://acs.pages.rwth-aachen.de/public/cim/cimpy/Install.html#user-installation
https://github.com/Energetica2030/CIMreader
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Figura 2-7: Esquema CIMreader 

 

 

En las tablas 2-3 y 2-4 se presenta un ejemplo de la transición de información CIM en un 

archivo XML hacia una base de datos, respectivamente, mediante el proceso presentado 

en la figura 2-8. 

 

Tabla 2-2: Objeto OperationalLimitType en archivo XML 

 

 

Tabla 2-3: Objeto OperationalLimitType en base de datos 

 



50 Estimación de estados no centralizada para sistemas eléctricos de potencia 

con validación e integración de mediciones sincronizadas y no sincronizadas 

 
Figura 2-8:  Diagrama de flujo CIMreader  

 

 

Una vez disponible la información requerida para construir el modelo de red de un sistema 

de potencia mediante una herramienta como el modelo CIM, es posible desarrollar 

diferentes procesos o análisis sobre la red como, por ejemplo, la estimación de estados.



 

 
 

3. Capítulo 3. Estimador de estados lineal 
distribuido 

En este capítulo se presentan las bases del método de estimación de estados lineal 

distribuido para sistemas de potencia. Inicialmente, se expone el planteamiento básico del 

estimador de estados lineal. Luego, se presenta la extensión del método hacia el estimador 

de estados lineal distribuido, incluyendo la estrategia definición de áreas en el sistema de 

potencia y el método de conciliación de estimadores locales. Finalmente, se presenta la 

metodología de definición de pseudomedidas requeridas para la implementación del 

estimador de estados lineal distribuido. 

 

La estimación de estados se define como el proceso de asignar un valor a una variable de 

estado desconocida a partir de mediciones con base en un criterio estadístico. El resultado 

de este proceso es obtener valores estimados de las variables de estado del sistema bajo 

análisis. En el caso de los sistemas eléctricos de potencia, el conjunto de variables de 

estado está constituido por las magnitudes y los ángulos de fase de tensión de todas las 

barras o nodos del sistema, esto significa que cualquier otra magnitud eléctrica del sistema 

como flujos de corriente o flujos de potencia, pueden ser determinados a partir de estas 

variables de estado junto a los parámetros de la red. 

 

Dentro de las metodologías más conocidas se encuentra el método de mínimos cuadrados 

ponderados, el cual se puede aplicar sobre métodos iterativos para sistemas de 

ecuaciones no lineales o sobre métodos no iterativos para sistemas de ecuaciones 

lineales. El método no lineal se puede desarrollar a partir de la definición de flujos de 

corriente o flujos de potencia en función de las magnitudes de tensión, pero con el costo 

en tiempo de ejecución del método iterativo (Newton-Raphson). Por otra parte, el método 

lineal elimina el proceso iterativo, sin embargo, requiere la inclusión de los ángulos de fase 

de tensión y corriente para la construcción del sistema de ecuaciones lineales.  
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En este capítulo se presenta el desarrollo de una metodología de estimación de estados 

lineal distribuida. Como se expone en el capítulo 3, se parte del supuesto de que el conjunto 

de mediciones contiene una cantidad reducida de mediciones fasoriales, por lo cual se 

recurre a la implementación de pseudomedidas para la construcción del sistema lineal de 

ecuaciones. Adicionalmente, teniendo en cuenta que el tiempo de estimación depende 

directamente del tamaño o complejidad de la red, se propone la implementación del 

método de estimación lineal de manera distribuida, lo cual implica un proceso iterativo para 

la conciliación de valores estimados entre áreas, pero con la posibilidad de ejecutarse de 

manera paralela entre áreas.  

3.1  Estimador de estados lineal 

Para desarrollar el planteamiento del estimador de estados lineal se deben definir los 

modelos empleados de líneas de transmisión y transformadores. En este caso, los 

transformadores se representan con líneas de transmisión y se consideran relaciones de 

transformación variables (cambiadores de tomas) sin cambio de fase. En la figura 3-1 se 

presenta el modelo 𝜋 de línea de transmisión entre dos terminales i, j. 

 

Figura 3-1:  Modelo 𝜋 línea de transmisión 

 

 

Donde 𝑉𝑖 corresponde a la tensión en el nodo 𝑖, 𝑉𝑗 corresponde a la tensión en el nodo 𝑗, 

𝐼𝑖𝑗 corresponde al flujo de corriente desde el nodo 𝑖 hacia el nodo 𝑗. 𝐼𝑗𝑖 corresponde al flujo 

de corriente desde el nodo 𝑗 hacia el nodo 𝑖. 𝑦𝑖𝑗  corresponde a la admitancia en serie de la 

línea de transmisión entre el nodo 𝑖 y el nodo 𝑗 y 𝑦𝑖0 y 𝑦𝑗0 corresponden a las admitancias 

en derivación en los extremos 𝑖 y 𝑗 de la línea, respectivamente. 
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El vector de estados del sistema de la figura 3-1 se define en variables complejas como: 

 

[𝑥] = [
𝑉𝑖

𝑉𝑗
]        (3.1) 

 

Considerando que el conjunto de mediciones esté constituido por mediciones fasoriales de 

tensión y corriente, el vector de mediciones se define como: 

 

[𝑧] =

[
 
 
 
𝑉𝑀𝑖

𝑉𝑀𝑗

𝐼𝑀𝑖𝑗

𝐼𝑀𝑗𝑖]
 
 
 

       (3.2) 

 

Donde 𝑉𝑀𝑖 corresponde a la tensión medida en el nodo 𝑖, 𝑉𝑀𝑗 corresponde a la tensión 

medida en el nodo 𝑗, 𝐼𝑀𝑖𝑗 corresponde al flujo de corriente medido desde el nodo 𝑖 hacia el 

nodo 𝑗. 𝐼𝑀𝑗𝑖 corresponde al flujo de corriente medido desde el nodo 𝑗 hacia el nodo 𝑖. 

 

A partir de (3.1) y (3.2) se pueden describir las mediciones en términos de los parámetros 

de la red y las variables de estado: 

 

[
 
 
 
𝑉𝑀𝑖

𝑉𝑀𝑗

𝐼𝑀𝑖𝑗

𝐼𝑀𝑗𝑖]
 
 
 

  = [

1             0
  0                1

𝑦𝑖𝑗 + 𝑦𝑖0 −𝑦𝑖𝑗

−𝑦𝑖𝑗 𝑦𝑖𝑗 + 𝑦𝑗0

] [
𝑉𝑖
→

𝑉𝑗
→] + [𝜀]    (3.3) 

 

Donde 𝜀 corresponde al error de medición. De (3.3) es posible obtener algebraicamente el 

vector de estados de la red en función del vector de mediciones. Se debe definir entonces 

el planteamiento matricial para una red de líneas de transmisión conectadas a través de 

barras o nodos. En la figura se presenta una red de tres barras y tres líneas de transmisión 

sobre el cual se implementan tres mediciones de tensión (𝑉1, 𝑉2, 𝑉3) y cuatro mediciones 

de corriente (𝐼1, 𝐼2, 𝐼3). A partir de esta red ilustrativa se presenta el planteamiento matricial 

del sistema de ecuaciones. Para ello se deben definir: matriz de incidencia de tensiones 
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medidas, matriz de incidencia de corrientes medidas, matriz de admitancias en serie y 

matriz de admitancias en derivación y la matriz de topología del sistema [18]. 

 

Figura 3-2: Sistema de 3 Barras 

 

3.1.1 Matriz de incidencia de tensiones medidas V 

Esta matriz indica la ubicación de cada medición de tensión en términos de la barra en la 

cual se ubica. Es una matriz de tamaño 𝑚 × 𝑛, donde m indica el número de mediciones 

de tensión en el sistema y n corresponde con el número de barras. Se construye de 

acuerdo con los siguientes criterios: 

 

▪ Cada fila de la matriz V corresponde a cada medición de tensión en el sistema 

▪ Cada columna de la matriz V corresponde con cada barra del sistema 

▪ Si una medición de tensión i (correspondiente a la fila i) está ubicada en la barra j 

(correspondiente a la barra j), la entrada (i , j) de la matriz V será 1. 

▪ Las entradas restantes de la matriz V serán 0. 

 

Para el sistema de la figura 3-2, la matriz V tendría la forma: 

V = [
1 0 0
0 1 0
0 0 1

]      (3.4) 
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3.1.2 Matriz de incidencia de corrientes medidas A 

Esta matriz indica la ubicación de cada medición de corriente en términos de sus barras 

de origen y destino. Es una matriz de tamaño 𝑚 × 𝑛, donde m indica el número de 

mediciones de corriente en el sistema y n corresponde con el número de barras. Se 

construye de acuerdo con los siguientes criterios: 

 

▪ Cada fila de la matriz A corresponde a cada medición de corriente en el sistema 

▪ Cada columna de la matriz A corresponde con cada barra del sistema 

▪ Si la medición de corriente i (correspondiente a la fila i) sale de la barra j 

(correspondiente a la barra j), la entrada (i , j) de la matriz A será 1. 

▪ Si la medición de corriente i (correspondiente a la fila i) sale de la barra j 

(correspondiente a la barra j) y entra a la barra k (correspondiente a la columna k), 

la entrada (i , k) de la matriz A será -1. 

 

Para el sistema de la figura 3-2, la matriz A tendría la forma: 

A = [

   1 −1    0
   1    0 −1
−1     1    0
   0 −1     1

]      (3.5) 

 

3.1.3 Matriz de admitancias en serie Ys 

Esta matriz involucra las admitancias en serie de las líneas de transmisión asociadas a 

cada medición de corriente. Es una matriz diagonal de tamaño 𝑚 × 𝑚, donde m es el 

número de mediciones de corrientes en el sistema y cada entrada de la diagonal de la 

matriz corresponde con la admitancia serie de la línea sobre la cual se ubica la medición. 

Para el sistema de la figura 3-2, la matriz Ys tiene la forma: 

 

Ys = [

𝑦12 0
0 𝑦13

      
0    0
0     0 

   0    0
   0   0

       
𝑦12 0
0 𝑦23

]     (3.6) 
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3.1.4 Matriz de admitancias en derivación Yshunt 

Esta matriz relaciona la ubicación de cada medición de corriente con la admitancia serie 

de la línea sobre la cual se ubica. Es una matriz de tamaño 𝑚 × 𝑛, donde m corresponde 

con el número de mediciones de corriente en el sistema y b corresponde con el número de 

barras. Se construye de acuerdo con los siguientes criterios: 

 

▪ Cada fila de la matriz Yshunt corresponde a cada medición de corriente en el sistema 

▪ Cada columna de la matriz Yshunt corresponde a cada barra del sistema 

▪ Para una medición de corriente i (correspondiente a la fila i) que sale de la barra j 

(correspondiente a la columna j), la entrada (i , j) de la matriz Yshunt corresponde a 

la admitancia en derivación del extremo de la línea en el cual se toma la medición. 

 

Para el sistema de la figura 3-2, la matriz Yshunt tiene la forma: 

 

Yshunt = [

𝑦10 0 0
𝑦20 0 0
0 𝑦10 0

    0    0 𝑦30

]     (3.7) 

 

3.1.5 Matriz de topología del sistema M 

Finalmente, a partir de las matrices A, Ys y Yshunt, se obtiene la matriz de topología del 

sistema M. Esta matriz relaciona la topología y parámetros de red con las mediciones de 

corriente y las variables de estado. La matriz M se define como: 

 

[𝑀] =  [𝑌𝑠][𝐴] + [𝑌𝑠ℎ𝑢𝑛𝑡]     (3.8) 

 

Para el sistema de la figura 3-2, la matriz M tiene la forma: 

 

[𝑀] =  [

𝑦12 + 𝑦10 −𝑦12 0
𝑦13 + 𝑦20 0 −𝑦13

−𝑦10 𝑦12 + 𝑦10 0
         0        𝑦23 + 𝑦30 −𝑦30

]    |(3.9) 
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3.1.6 Formulación matricial del estimador de estados lineal 

Definidas estas matrices, se puede aplicar la ecuación (3.3) al sistema de 3 barras de la 

figura 3-2, de la siguiente manera: 

 

[𝑧] =

[
 
 
 
 
 
 
𝑉𝑀1

𝑉𝑀2

𝑉𝑀3

𝐼𝑀1

𝐼𝑀2

𝐼𝑀3

𝐼𝑀4 ]
 
 
 
 
 
 

 = [
𝑉
𝑀

] [
𝑉1

𝑉2

𝑉3

]  +

[
 
 
 
 
 
𝜀1

𝜀2
𝜀3

𝜀4
𝜀5
𝜀6

𝜀7]
 
 
 
 
 

     (3.10) 

 

La expresión (3.10) considera cantidades complejas. Si bien se recomienda el manejo de 

datos sincrofasoriales en coordenadas polares en el proceso de comunicación (capítulo 1), 

para el proceso de estimación se requiere la utilización de coordenadas rectangulares y 

además, se sugiere evitar las operaciones con cantidades complejas, considerando, 

además, la posibilidad de que los datos de medida se reciban en coordenadas 

rectangulares, caso en el cual se transmiten por separado las partes real e imaginaria del 

dato de medida La ecuación (3.10) se puede reescribir en coordenadas rectangulares de 

la siguiente manera: 

 

[
𝑅𝑒𝑎𝑙{𝑍}

𝐼𝑚𝑎𝑔{𝑍}
] = [

[
𝑉

𝑅𝑒𝑎𝑙{𝑀}] [
0

−𝐼𝑚𝑎𝑔{𝑀}]

[
0

𝐼𝑚𝑎𝑔{𝑀}] [
𝑉

𝑅𝑒𝑎𝑙{𝑀}]
] [

𝑅𝑒𝑎𝑙{𝑥}

𝐼𝑚𝑎𝑔{𝑥}
]  + [𝜀]   (3.11) 

 

Donde: 

𝑅𝑒𝑎𝑙{𝑀} =  [𝑔𝑠𝐴 + 𝑔𝑠ℎ𝑢𝑛𝑡]    (3.12) 

𝐼𝑚𝑎𝑔{𝑀} =  [𝑏𝑠𝐴 + 𝑏𝑠ℎ𝑢𝑛𝑡]    (3.13) 

 

De la ecuación 3.10 se puede definir la matriz B: 

 

[𝐵] = [
𝑉
𝑀

]     (3.14) 

Para reescribir la ecuación 3.10 como: 
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[𝑧] = [𝐵][𝑥]       (3.15) 

 

Con lo cual, el vector de estados se puede obtener mediante la matriz pseudo inversa 𝐻 

de la matriz 𝐵: 

 

[𝑥] =  [𝐻][𝑧]      (3.16) 

 

[𝑥] =  [(𝐵𝑇𝑊−1𝐵)−1𝐵𝑇𝑊−1][𝑧]     (3.17) 

 

Donde 𝑊 es la matriz de covarianza en coordenadas rectangulares. Esta matriz se obtiene 

al transformar o rotar la matriz de covarianza en coordenadas polares (como se utiliza 

convencionalmente) mediante una matriz de rotación apropiada. La matriz de covarianza 

en coordenadas es una matriz diagonal cuyas entradas corresponden a la covarianza 

asignada a cada medición de magnitud y cada medición de ángulo de fase de cada 

cantidad medida. 

 

La matriz de covarianza 𝑊𝑝𝑜𝑙  es de tamaño (2𝑚 + 2𝑏) × (2𝑚 + 2𝑏), donde 𝑚 es el número 

de mediciones de tensión y 𝑏 es el número de mediciones de corriente. El valor 𝜎 

corresponde a la desviación estándar de cada medición y cuyos valores pueden deducirse 

de la precisión nominal de cada instrumento utilizado en cada medición  

 

 

 

 

 

 

(3.18) 
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La matriz de covarianza en coordenadas rectangulares representa la propagación del error 

de medición de magnitud y ángulo sobre la medición de parte real y parte imaginaria. Al 

definir la matriz 𝑊𝑝𝑜𝑙  como una matriz diagonal, se interpreta que los errores en medición 

de las magnitudes son independientes de los errores en mediciones angulares y a su vez, 

son mediciones independientes unas de otras. En cambio, al convertir las mediciones a 

coordenadas rectangulares, la incertidumbre de medición de magnitud produce 

incertidumbres de medición tanto en la parte real como en la parte imaginaria de la cantidad 

medida, de igual manera ocurre con la medición angular.  

 

Como se muestra en la figura 4-3, la incertidumbre de medición fasorial genera una región 

de incertidumbre que abarca los posibles valores del fasor, y las proyecciones de esta 

región sobre los ejes determina las bandas de incertidumbre de los posibles valores de las 

partes real e imaginaria del fasor. de. Por lo tanto, la matriz de covarianza en coordenadas 

rectangulares 𝑊, tiene entradas distintas de cero por fuera de la diagonal y se obtiene 

mediante la transformación o rotación de la matriz 𝑊𝑝𝑜𝑙 . 

 

Figura 3-3: Correlación de errores de medición en coordenadas polares y coordenadas 
rectangulares 
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La matriz de 𝑊 se obtiene entonces mediante la transformación de la matriz 𝑊𝑝𝑜𝑙 de la 

siguiente manera: 

 

[𝑊] = [𝑅𝑊𝑝𝑜𝑙𝑅
𝑇]     (3.19) 

 

Donde 𝑅 es la matriz de rotación. En este caso, como el conjunto de mediciones está 

compuesto de magnitudes y ángulos de tensión y corriente, la matriz de rotación será de 

tamaño (2𝑚 + 2𝑏) × (2𝑚 + 2𝑏), donde 𝑚 es el número de mediciones de tensión y 𝑏 es el 

número de mediciones de corriente. La matriz 𝑅 tendrá la siguiente forma: 

 

 

  

 

(3.20) 
  

 

 

3.2 Estimador de estados lineal distribuido 

La estrategia de estimación distribuida parte de la definición de un sistema dividido en 

áreas operativas, relacionadas unas contras a través de elementos de frontera entre áreas 

adyacentes. En la sección 3.3 se presentan principios para la delimitación de áreas y el 

manejo de medidas y pseudomedidas requerido para el planteamiento de un estimador 

lineal distribuido. En esta sección se presenta el desarrollo matricial general de esta 

estrategia de estimación, considerando el sistema de potencia de dos áreas y 5 barras de 

la figura 3-4, basado en la metodología presentada en [19]. 
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Figura 3-4: Sistema de potencia de dos áreas 

 

 

3.2.1 Estrategia de conciliación de estimaciones locales 

Una vez definida la cantidad de áreas, su extensión y sus nodos de frontera, se establecen 

los estimadores locales A y B correspondientes a las áreas A y B, formulados como se 

indicó en la sección 3-1. Sin embargo, al ser ejecutados de manera independiente, los 

valores estimados en las barras de frontera diferirán para cada área. Para resolver la 

discrepancia entre los valores estimados en las barras de frontera es necesario 

implementar un método iterativo de conciliación de estimaciones locales, que minimice la 

diferencia entre las estimaciones en las barras de frontera, con lo cual se asegura que el 

conjunto de resultados de los estimadores locales representa adecuadamente el estado 

del sistema completo. 

 

La solución propuesta se basa en el principio de problema auxiliar junto a las propiedades 

de los multiplicadores de Lagrange, según su aplicación a la solución del problema de 

estimación de estados distribuida presentada en [19]. Así, siendo 𝑥𝐴, 𝑥𝐵 los vectores de 

estados de las áreas A y B, respectivamente, se deben definir las funciones de frontera: 

 

𝑓𝐴𝐵( 𝑥𝐴) =  [𝑅𝑒( 𝑉3𝐴
)     𝑅𝑒( 𝐼3𝐴

)     𝐼𝑚(  𝑉3𝐴
)     𝐼𝑚( 𝐼3𝐴

)]
𝑇
  (3.21) 

𝑓𝐵𝐴( 𝑥𝐵) =  [𝑅𝑒( 𝑉3𝐵
)    𝑅𝑒( 𝐼3𝐵

)     𝐼𝑚( 𝑉3𝐵
)     𝐼𝑚(  𝐼3𝐵

)]
𝑇
  (3.22) 
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Donde 𝑓𝐴𝐵( 𝑥𝐴) corresponde a la función de frontera entre las áreas A y B, en función del 

vector de estados 𝑥𝐴, compuesto por las partes real e imaginaria de la tensión en la barra 

3 (frontera), vistas desde el área A (𝑅𝑒( 𝑉3𝐴
), 𝐼𝑚( 𝑉3𝐴

)) y las partes real e imaginaria de 

la sumatoria de corrientes salientes de la barra 3, vistas desde el área A 

(𝑅𝑒(𝐼3𝐴
), 𝐼𝑚(𝐼3𝐴

)). Por otra parte, la función 𝑓𝐵𝐴( 𝑥𝐵) corresponde a la función de frontera 

entre las áreas A y B, en función del vector de estados 𝑥𝐵, compuesto por las partes real 

e imaginaria de la tensión en la barra 3 vistas desde el área B (𝑅𝑒( 𝑉3𝐵
), 𝐼𝑚( 𝑉3𝐵

)) y las 

partes real e imaginaria de la sumatoria de corrientes salientes de la barra 1, vistas desde 

el área 2 (𝑅𝑒( 𝐼3𝐵
), 𝐼𝑚(𝐼3𝐵

)). De esta manera, se tendrán dos funciones de frontera por 

cada interconexión o barras frontera entre las áreas del sistema.  

 

Adicionalmente, se define el conjunto de mediciones denominadas mediciones virtuales, 

para cada frontera de cada área del sistema: 

 

𝑧𝐴𝐵𝑘

𝑣𝑖𝑟𝑡 = [𝑅𝑒( 𝑉𝑀3𝐴
)
𝑘

𝑣𝑖𝑟𝑡
      𝑅𝑒( 𝐼𝑀3𝐴

)
𝑘

𝑣𝑖𝑟𝑡
        𝐼𝑚( 𝑉𝑀3𝐴

)
𝑘

𝑣𝑖𝑟𝑡

       𝐼𝑚( 𝐼𝑀3𝐴
)
𝑘

𝑣𝑖𝑟𝑡
 ]

𝑇

 (3.23) 

 

𝑧𝐵𝐴𝑘

𝑣𝑖𝑟𝑡 = [𝑅𝑒( 𝑉𝑀3𝐵
)
𝑘

𝑣𝑖𝑟𝑡
      𝑅𝑒( 𝐼𝑀3𝐵

)
𝑘

𝑣𝑖𝑟𝑡
        𝐼𝑚( 𝑉𝑀3𝐵

)
𝑘

𝑣𝑖𝑟𝑡

       𝐼𝑚( 𝐼𝑀3𝐵
)
𝑘

𝑣𝑖𝑟𝑡
 ]

𝑇

 (3.24) 

 

Donde 𝑘 corresponde al número de iteración y M indica que corresponde a un dato de 

medida. Cada medición virtual se define como:  

 

𝑅𝑒( 𝑉𝑀3𝐴
)
𝑘

𝑣𝑖𝑟𝑡
= 

𝛽∙𝑅𝑒( 𝑉𝑀3𝐴
) + 𝛾(𝑅𝑒( 𝑉𝑀3𝐵

) − 𝑅𝑒( 𝑉𝑀3𝐴
)) + 𝜆1𝑘

𝛽
  (3.25) 

𝑅𝑒( 𝐼𝑀3𝐴
)
𝑘

𝑣𝑖𝑟𝑡
= 

𝛽∙𝑅𝑒( 𝐼𝑀3𝐴
)  + 𝛾(𝑅𝑒( 𝐼𝑀3𝐵

) − 𝑅𝑒( 𝐼𝑀3𝐴
)) + 𝜆2𝑘

𝛽
  (3.26) 

𝐼𝑚( 𝑉𝑀3𝐴
)
𝑘

𝑣𝑖𝑟𝑡
= 

𝛽∙𝐼𝑚(  𝑉𝑀3𝐴
) + 𝛾(𝐼𝑚( 𝑉𝑀3𝐵

) − 𝐼𝑚(  𝑉𝑀3𝐴
)) + 𝜆3𝑘

𝛽
  (3.27) 

𝐼𝑚( 𝐼𝑀3𝐴
)
𝑘1

𝑣𝑖𝑟𝑡
= 

𝛽∙𝐼𝑚(𝐼𝑀3𝐴
) + 𝛾(𝐼𝑚( 𝐼𝑀3𝐵

) − 𝐼𝑚( 𝐼𝑀3𝐴
)) + 𝜆4𝑘

𝛽
  (3.28) 
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Análogamente se desarrollan los términos para el área B Donde los términos 𝛽 y 𝛾 son 

constantes que deben mantenerse dentro de un rango determinado para asegurar la 

convergencia y se pueden ajustar por ensayo y error [19]. El término 𝜆𝑖𝑘 corresponde al 

multiplicador de Lagrange correspondiente a cada medición virtual 𝑖 en cada iteración 𝑘 y, 

para las expresiones (3.29) a (3.32), se definen como: 

 

𝜆1𝑘+1
= 𝛼𝑉 (𝑅𝑒( 𝑉3𝐴

)
𝑘
 −  𝑅𝑒( 𝑉3𝐵

)
𝑘
)    (3.29) 

𝜆2𝑘+1
= 𝛼𝐼 (𝑅𝑒( 𝐼3𝐴

)
𝑘
 + 𝑅𝑒( 𝐼3𝐵

)
𝑘
  )    (3.30) 

𝜆3𝑘+1
= 𝛼𝑉 (𝐼𝑚( 𝑉3𝐴

)
𝑘
 −  𝐼𝑚( 𝑉3𝐵

)
𝑘
)   (3.31) 

𝜆4𝑘+1
= 𝛼𝐼 (𝐼𝑚(𝐼3𝐴

)
𝑘
 + 𝐼𝑚( 𝐼3𝐵

)
𝑘
  )    (3.32) 

 

Análogamente se desarrollan los términos para el área B (Ec. 3.28). Donde 𝛼𝑉  y 𝛼𝐼 son 

constantes positivas también ajustables por prueba y error y los términos 𝑉3 e 𝐼3 son los 

valores estimados más recientes de tensión y corriente en la barra 3. 

 

En cada iteración 𝑘, se obtiene una solución para cada estimador local con la cual se 

actualizan los términos 𝜆 y a su vez se actualiza el conjunto de mediciones virtuales. El 

proceso se repetirá hasta que el error entre el conjunto de estimaciones en barras de 

frontera sea menor que una tolerancia determinada. En estos términos, el problema de 

estimación de estados distribuido se puede definir como: 

 

min
(𝑥𝐴, 𝑥𝐵 )

{𝐽𝐴(𝑥𝐴) + 𝐽𝐵(𝑥𝐵)    |   𝑓𝐴𝐵( 𝑥𝐴) = 𝑓𝐵𝐴( 𝑥𝐵)} 

 

Donde 𝐽𝐴 , 𝐽𝐵 , son las funciones objetivo de los estimadores locales de las áreas A y B, 

respectivamente. La solución del estimador de estados lineal distribuido requiere una 

formulación matricial como se presenta en la sección 3.1.6, pero extendida a los términos 

correspondientes a las mediciones virtuales en los nodos de frontera, como se muestra en 

la sección 3.2.2. 
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3.2.2 Formulación matricial extendida del estimador de estados 
lineal distribuido 

Cada estimador local sigue la misma formulación presentada en la sección 3.1.6, siguiendo 

las mismas reglas para la construcción de cada matriz a partir de los parámetros y la 

topología de red correspondiente a cada área. Sin embargo, el conjunto de mediciones se 

debe extender agregando el conjunto de mediciones virtuales y de igual manera, se debe 

extender el conjunto de funciones con aquellas que describen dichas mediciones virtuales. 

Por lo tanto, a partir de la ecuación (3.15) se obtiene: 

 

[𝑧𝐴𝑒𝑥𝑡
] = [𝐵𝐴𝑒𝑥𝑡

][𝑥𝐴]     (3.33) 

[𝑧𝐵𝑒𝑥𝑡
] = [𝐵𝐵𝑒𝑥𝑡

][𝑥𝐵]     (3.34) 

Donde: 

𝑧𝐴𝑒𝑥𝑡
= [

𝑧𝐴
𝑧𝐴𝐵

𝑣𝑖𝑟𝑡]      (3.35) 

𝐵𝐴𝑒𝑥𝑡
= [

𝐵𝐴

𝐵𝐴𝐵
𝑣𝑖𝑟𝑡]     (3.36) 

Siendo: 

𝐵𝐴𝐵
𝑣𝑖𝑟𝑡 = 𝑓𝐴𝐵( 𝑥𝐴)      (3.37) 

 

De igual manera se desarrollan las expresiones correspondientes a la ecuación (3.38). Una 

vez definidas las matrices 𝑧𝑒𝑥𝑡 y 𝐵𝑒𝑥𝑡, se determinan los vectores de estado locales 

mediante las expresiones: 

 

[𝑥𝐴] =  [𝐻𝐴𝑒𝑥𝑡
][𝑧𝐴]      (3.38) 

[𝑥𝐵] =  [𝐻𝐵𝑒𝑥𝑡
][𝑧𝐵]     (3.39) 

Donde: 

[𝐻𝐴𝑒𝑥𝑡
] =  [(𝐵𝐴𝑒𝑥𝑡

𝑇 𝑊𝐴𝑒𝑥𝑡

−1 𝐵1𝑒𝑥𝑡
)
−1

𝐵𝐴𝑒𝑥𝑡

𝑇 𝑊𝐴𝑒𝑥𝑡

−1 ]   (3.40) 
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De igual manera se desarrollan los términos correspondientes a las expresiones (3.45). 

Además, la matriz 𝑊𝐴𝑒𝑥𝑡
 se define como: 

 

[𝑊𝐴𝑒𝑥𝑡
] =  [

𝑊𝐴

𝑊𝐴𝐵
]     (3.41) 

 

Donde  𝑊𝐴𝐵  es la matriz de covarianza de las mediciones virtuales en la frontera. Esta 

matriz tiene la misma función y características de la matriz (3.19) y sus entradas 

corresponden a la desviación estándar de las mediciones virtuales [19]: 

 

𝜎𝑣𝑖𝑟𝑡 = √2
𝛽⁄       (3.42) 

 

En este capítulo se presentan los principios aplicados a la delimitación de áreas operativas 

en cuanto a requisitos de definición de fronteras, asociación de líneas de transmisión y 

limitaciones de la metodología. Por otra parte, se expone el problema del estimador de 

estados híbrido que combina mediciones sincronizadas y no sincronizadas, para el cual se 

propone una metodología de identificación y asignación de pseudomedidas. 

 

3.3 Definición de áreas 

Existen dos metodologías principales para la delimitación de áreas: La primera, considera 

áreas independientes sin elementos comunes entre ellas; la segunda, considera áreas con 

elementos comunes con las áreas adyacentes, generalmente barras, denominadas barras 

de frontera. Esta última se implementa en la mayoría de las estrategias de estimación de 

estados distribuida y presenta la ventaja de facilitar la conciliación entre estimaciones 

locales mediante el intercambio de información relacionada únicamente con las barras de 

frontera [19].  

 

En la figura 3-4 se presenta un sistema ficticio de cinco barras para el cuál se definen dos 

áreas. Dentro del Área A, se comprenden las barras 1, 2 y 3, mientras que del área B se 

comprenden las barras 3, 4 y 5. De esta manera, se establece como elemento común la 

Barra 3, denominada frontera o Barra de frontera AB. Al ejecutar las estimaciones locales 
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A y B, es necesario desarrollar un proceso de conciliación entre la tensión estimada en la 

barra de frontera (Barra 3) desde el Área A, y la estimada desde el Área B, sujeto a que el 

flujo de corriente o potencia de la Línea 2 (Área A) debe ser igual a la sumatoria de corriente 

o potencia de las líneas 4 y 5 (Área B). La cantidad información intercambiada entre los 

estimadores locales se reduce entonces a la tensión y el balance de corriente en las barras 

de frontera con cada área adyacente.  

 

Sin embargo, una limitación de esta estrategia está relacionada con las líneas de 

transmisión que comparten elementos entre áreas. En el sistema de la figura 3-4, las líneas 

de transmisión 1, 2, 4 y 5, tienen la característica de que sus terminales están 

comprendidos dentro de la misma área (aunque en el caso de las líneas 2, 4 y 5, uno de 

los terminales corresponda a la barra de frontera), mientras que la línea 3 tiene sus 

terminales en áreas diferentes sin que ninguno de ellos corresponda a la barra de frontera. 

Esta condición implica que la corriente de línea no puede ser modelada dentro de ninguno 

de los estimadores locales en términos de los parámetros de línea y las tensiones en los 

extremos, puesto que estas corresponden a variables de estado de sistemas separados. 

Por lo tanto, para estimar la corriente de las líneas de transmisión huérfanas se pueden 

plantear diferentes alternativas:  

 

1. Transmitir, además de la información de la barra de frontera, la medición y 

estimación de la tensión y el balance de corriente del extremo local de la línea 

huérfana hacia el área adyacente. Lo cual representa, finalmente, el 

establecimiento de una doble frontera. 

2. Una vez conciliadas las estimaciones locales, estimar la corriente de línea huérfana 

de manera independiente mediante el balance de corrientes en el extremo local de 

la línea huérfana. 

 

La segunda alternativa presenta mayor simplicidad en la formulación del estimador de 

estados y evita el intercambio y conciliación de información adicional en los nodos de 

frontera. Teniendo en cuenta que el tiempo de estimación global dependerá directamente 

de la cantidad de nodos de cada área y de la cantidad de fronteras por área (cantidad de 

información a conciliar), se pueden definir los siguientes principios para la delimitación de 
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áreas, en función de la reducción del tiempo de estimación global y la posibilidad de 

ejecución paralela de las estimaciones locales: 

 

▪ Asignar aproximadamente igual cantidad de nodos a cada área operativa. 

▪ Establecer fronteras preferiblemente en barras sin carga o generación y con mayor 

cantidad de líneas asociadas (redundancia). 

▪ Procurar que los terminales cada línea de transmisión pertenezcan a una misma 

área operativa. Los terminales de línea podrán pertenecer a áreas diferentes, 

únicamente cuando uno de los terminales corresponda a un nodo de frontera.  

▪ Minimizar los casos en que las líneas de transmisión no puedan cumplir la condición 

anterior (Evitar o minimizar la cantidad de líneas huérfanas). 

▪ Priorizar el planteamiento de múltiples fronteras en aquellos casos en los que se 

obtenga una cantidad significativa de líneas huérfanas. 

3.4 Definición de pseudomedidas 

Hasta este punto, se ha planteado matemáticamente el método de estimación de estados 

lineal sin tener en cuenta su principal limitación practica: La necesidad de disponer de 

mediciones fasoriales en cada punto de medición, lo cual es mínimamente probable en un 

sistema de gran envergadura y además, otra de las dificultades de la implementación 

práctica de una estrategia de estimación de estados que involucre unidades de medición 

fasorial, es la diferencia entre las tasas de muestreo de estos dispositivos, típicamente del 

orden de los milisegundos, y la tasa de muestreo de la instrumentación convencional, 

típicamente del orden de los segundos [20].  Considerando el diagrama de la figura 3-5, 

suponiendo que el sistema es observable cuando se dispone del conjunto completo de 

mediciones sincronizadas y no sincronizadas, sería posible estimar el estado del sistema 

en los instantes 𝑡0 , 𝑡1 y 𝑡2, mientras que en los lapsos intermedios el conjunto de 

mediciones disponibles se reduce a las mediciones sincronizadas. En condiciones reales, 

la cantidad de unidades de medición fasorial es significativamente menor a la de 

mediciones no sincronizadas, por lo cual, es altamente probable que el sistema no sea 

observable cuando se dispone únicamente de mediciones no sincronizadas.  
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Figura 3-5: Tasas de muestreo. Medición no sincronizada (MNS). Unidad de medición 
fasorial (PMU) 

 

 

Para resolver el problema de observabilidad del sistema se requiere la inclusión de 

mediciones ficticias denominadas pseudomedidas, cuya función es reemplazar las 

mediciones inexistentes y requeridas para reestablecer la observabilidad del sistema, 

como se muestra en la figura 3-6. Al incluir las pseudomedidas, el sistema es observable 

incluso en los lapsos intermedios entre los instantes 𝑡0 , 𝑡1 , 𝑡2 … 

 

Figura 3-6: Inclusión de pseudomedidas (PM) 

 

 

La cantidad de pseudomedidas requeridas para restablecer la observabilidad será aquella 

que garantice que se complementa el conjunto de mediciones críticas del sistema. 

Adicionalmente, una vez definido el conjunto requerido de pseudomedidas, resta la 

asignación de valor a cada pseudomedida, para lo cual se han planteado diferentes 

alternativas. Una de ellas es la retención o reutilización del último valor conocido de la 
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medición faltante asignándolo a la pseudomedida correspondiente, para obtener las 

estimaciones 𝑥0 , 𝑥1 , 𝑥2… sucesivamente, como se muestra en la figura 3-7.  

 

Figura 3-7: Pseudomedidas basadas en última medición conocida 

 

Otra metodología consiste en la reconstrucción o ajuste de pseudomedidas a partir de la 

última medición conocida y el valor estimado más reciente. Comparado con el método 

anterior, este método presenta la ventaja de involucrar sucesivamente información más 

reciente del estado del sistema, como se muestra en la figura 3-8. 

 

Figura 3-8: Pseudomedidas basadas en última medición conocida y estimación más 
reciente 

 

En un enfoque similar, otra metodología propone la actualización de pseudomedidas en 

cada muestreo o paso de tiempo, asignándoles el valor del último valor estimado de la 

variable representada por la pseudomedida (figura 3-9). Este método presenta la ventaja 

de reducir la cantidad de información requerida para la actualización y un seguimiento más 

ajustado al estado del sistema.  
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Figura 3-9: Pseudomedidas basadas en estimación más reciente 

 

Esta estrategia de actualización de pseudomedidas será aplicada en la implementación de 

la estrategia de estimación de estados distribuida que se presenta en las secciones 

siguientes, sin embargo, como se mencionó inicialmente, el sistema será no observable 

incluso en los instantes 𝑡0 , 𝑡1 , 𝑡2 debido a la ausencia de algunas mediciones angulares. 

Considere el sistema de la figura 3-10 y el conjunto de mediciones disponibles en los 

instantes 𝑡0 , 𝑡1 , 𝑡2 (figura 3-11) 

 

Figura 3-10: Sistema IEEE 14 Barras 

 



Capítulo 3 71 

 

Figura 3-11:  Conjunto de mediciones disponibles 

 

Si bien en los instantes 𝑡0 , 𝑡1 , 𝑡2 se dispone del conjunto completo de mediciones 

disponibles, en algunas barras del sistema se dispone únicamente de una medición de 

magnitud de tensión y de magnitud de corriente en algunas líneas, puesto que no se tienen 

unidades de medición fasorial en todos los puntos del sistema. Por lo tanto, el conjunto de 

mediciones disponibles no permite el planteamiento de un estimador de estados lineal y 

se requiere la ubicación y definición de pseudomedidas en todos los pasos de tiempo. 

Como se muestra en la figura 3-12, el conjunto de pseudomedidas requerido comprende 

tanto pseudomedidas de magnitud, como pseudomedidas angulares, o ambas 

(pseudomedida fasorial). Análogamente, se aplica a los lapsos intermedios. 

 

Figura 3-12: Conjunto de mediciones disponibles y pseudomedidas requeridas 
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Sin embargo, la representación de las diferentes tasas de muestreo presentada en la figura 

3-5, supone que las tasas de muestreo de las mediciones no sincronizadas estarían 

realmente sincronizadas y, a su vez, sus frecuencias de muestreo serían múltiplo entero 

de la tasa de muestreo de las mediciones sincronizadas, las cuales estarían configuradas 

a igual tasa de muestreo. lo cual no representa adecuadamente la realidad. Para modelar 

de una manera más apropiada las diferencias entre tasas de muestreo, se propone la 

definición de ventanas de muestreo, cuya duración está limitada por la tasa de muestreo 

más alta dentro del conjunto de unidades de medición fasorial. De esta manera, el conjunto 

de mediciones disponibles para cada estimación estará conformado por aquellas 

mediciones recibidas o disponibles dentro de esa ventana de tiempo (figura 3-13). 

Determinando, además, el límite de tiempo disponible para ejecutar la estimación. 
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Figura 3-13: Ventanas de muestreo 

 

Contrastando el conjunto de mediciones disponibles con la cantidad de magnitudes y 

ángulos de tensiones y corrientes estimadas del sistema, se puede definir el vector de 

disponibilidad de mediciones, cuyo tamaño equivale a las partes reales y partes 

imaginarias de todas las tensiones y corrientes del sistema y sus entradas corresponden 

a 1 en aquellas de las cuales se dispone una medida y 0 en las que no se dispone de una 

medida. Este vector permite determinar los índices de las variables a las cuales se debe 

asignar una pseudomedida.  

 

Existen metodologías que permiten optimizar la selección del conjunto mínimo de 

pseudomedidas requeridas para reestablecer la observabilidad a partir del conjunto de 

pseudomedidas “candidatas”, correspondiente a las entradas 0 en el vector de 

disponibilidad. En [21]  se propone una metodología que emplea la factorización LU de la 
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matriz 𝐻 (ecuación 4.16) para determinar el conjunto de pseudomedidas candidatas y 

utiliza un algoritmo de programación binaria entera para determinar el conjunto mínimo de 

pseudomedidas requerido. También, se pueden aplicar diferentes métodos para la 

asignación de valor a estas pseudomedidas. Los métodos de asignación de valor de 

pseudomedidas pueden hacer uso directo de datos históricos o manejo estadístico de 

datos históricos y aquellos que utilizan herramientas de aprendizaje de máquina o redes 

neuronales.  

3.4.1 Metodología de definición de pseudomedidas. 

La metodología de definición de pseudomedidas propuesta se limita a la ubicación y 

asignación de valor al conjunto de pseudomedidas total, determinado por el vector de 

disponibilidad de mediciones. La disponibilidad de una medición se puede determinar 

haciendo uso de las características de manejo y acondicionamiento de datos mencionados 

en el capítulo 1. Sobre este conjunto de pseudomedidas podrían aplicarse metodologías 

de optimización para minimizar la cantidad de información involucrada en el estimador.  

 

En este trabajo, se simulan ventanas de muestreo dentro de las cuales define una cantidad 

aleatoria de mediciones disponibles. Luego, se determina el vector de disponibilidad de 

mediciones y se selecciona la totalidad de pseudomedidas posibles, a las cuales se le 

asigna el valor correspondiente a la estimación más reciente. En la figura 3-14 se presenta 

la metodología de definición de pseudomedidas propuesta. Inicialmente, se define el 

listado de índices de mediciones del sistema, el cuál permite relacionar la denominación 

de una medida con el elemento correspondiente dentro de la red. Luego se determina una 

ventana de muestreo correspondiente al lapso disponible para la recepción de mediciones. 

Al identificar las mediciones disponibles al final de la ventana de tiempo se define el vector 

de disponibilidad y a su vez se define el vector de índices de pseudomedidas requeridas, 

correspondiente al conjunto de los índices de las entradas iguales a cero en el vector de 

disponibilidad. Este último vector se utiliza para asignar pseudomedidas dentro del vector 

de medidas en aquellos índices que corresponden a mediciones no disponibles, 

ingresando los valores obtenidos de estas variables en la estimación anterior. Luego, se 

asigna un valor arbitrario de 10 como factor de incremento en la “desconfianza” sobre las 
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pseudomedidas respecto a las mediciones reales. Finalmente, se ejecuta la estimación y 

se almacena el resultado para el siguiente ciclo de estimación.  

 

Figura 3-14: Metodología definición de pseudomedidas 

 

 

 

 





 

 
 

4. Capítulo 4. Implementación y análisis de 
resultados 

En este capítulo se presentan los resultados de la implementación de la base de datos 

basada en modelo CIM para el manejo de los parámetros de red, utilizando la herramienta 

CIMreader, para la implementación de un estimador de estados lineal distribuido. 

Inicialmente se presenta una síntesis del proceso conjunto de Modelo CIM y estimador de 

estados. Luego, se describe el caso de estudio definido. Finalmente, se presentan los 

resultados para diferentes condiciones de prueba. 

4.1.1 Solución del estimador de estados lineal distribuido 

Habiendo construido el planteamiento matricial del estimador lineal distribuido, se puede 

establecer el algoritmo conjunto de estimación y conciliación de estimadores locales para 

obtener el conjunto de estimaciones global. La metodología propuesta plantea una 

estructura modular, dentro de la cual se pueden definir los módulos de adquisición de datos 

de medida, adquisición de parámetros de red, definición de pseudomedidas, estimación de 

estados y publicación de resultados, como se muestra en la figura 4-1.  
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Figura 4-1: Esquema modular estimación de estados. 

 

Partiendo del modelo de red en formato CIM (archivo XML), mediante la herramienta 

CIMreader, se crea y se puebla una base de datos basada en CIM que facilita la extracción 

de los parámetros de red. Inicialmente, se configura el alcance de las áreas operativas 

definiendo los conjuntos de barras asociados a cada una, así como la selección de los 

nodos de frontera y la identificación de líneas de transmisión. Luego, se extrae la 

información de parámetros de líneas y posición de tomas en transformadores para 

construir las matrices de topología del sistema (Ecuación 4.8). Posteriormente, se 

muestrea el conjunto de mediciones (sincronizadas y no sincronizadas) disponibles y el 

estado de conexión de líneas para determinar la ubicación y asignación de 

pseudomedidas. Por último, se ejecuta la estimación lineal distribuida para finalmente 

publicar los resultados y alojarlos en una base de datos de series de tiempo y transmitirlos 

a través un esquema publicador/suscriptor a otros módulos o microservicios que requieran 

conocer el estado del sistema de potencia. 

 

En la figura 4-2 se presenta el diagrama de flujo que describe el algoritmo de estimación 

de estados lineal distribuido propuesto con base en los principios de definición de áreas, 

definición de pseudomedidas, formulación matricial y conciliación de datos expuestas en 

las secciones anteriores. 
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Una de las características destacables de esta estrategia de estimación es la posibilidad 

de ejecución en paralelo de los estimadores locales, lo que representa una ventaja en 

tiempo de ejecución, comparado con un estimador centralizado, además, abre la 

posibilidad de ser implementado dentro de una arquitectura de microservicios en la cual se 

implemente cada estimador local de manera modular (contenerización) y a través de la 

cual se conecte con la base de datos del modelo de red. 

 

En el proyecto de investigación Energética 2030, dentro del cual se desarrolló esta 

investigación, se desarrolló un prototipo de centro gestor de energía basado en 

microservicios (figura 4-3), dentro del cual las aplicaciones propias de un centro de gestión 

como el control de tensión, la estimación de estados, el pronóstico de demanda, entre 

otras, se conecta a través de una estructura de enrutamiento de información de tipo 

publicador suscriptor, con servicios de base como bases de datos con modelos de red, 

bases de datos de series de tiempo, estructuras de simulación en tiempo real, simulación, 

medida, interfaces de usuario, etc. En la figura 4-3 se muestra la arquitectura del Centro 

Gestor Energética 2030, dentro del cual se concibe el acoplamiento de los elementos de 

la figura 4-1. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



80 Estimación de estados no centralizada para sistemas eléctricos de potencia con 

validación e integración de mediciones sincronizadas y no sincronizadas 

 
Figura 4-2: Diagrama de flujo Estimador de estados lineal distribuido. 
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Figura 4-3: Centro Gestor Energética 2030 

 

 

4.2 Caso de estudio 

La metodología expuesta en las secciones anteriores se prueba sobre el sistema estándar 

IEEE 39 Nodos, con una división en tres áreas configuradas como se presenta en la figura 

4-4. También se implementa la metodología de actualización de psudomedidas basada en 

estimación más reciente, utilizando el conjunto completo de pseudomedidas posibles para 
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cada área. En estas condiciones se realizan las siguientes pruebas, comparando el 

desempeño del estimador lineal distribuido frente al estimador lineal centralizado: 

 

▪ Prueba caso base sin error de medición. 

▪ Prueba caso base con error de medición y pseudomedidas 

▪ Prueba con cambio de condiciones de operación  

  

Las constantes de ajuste para el proceso de conciliación de estimadores locales se definen 

como: 

𝛼𝑉 = 1500    𝛼𝐼 = 0.2𝛼𝑉   𝛽 = 0.04  𝛾 = 1 

 

Figura 4-4: Sistema de prueba. IEEE 39 Nodos 

 

La metodología para el desarrollo de las pruebas consiste en la generación de un conjunto 

de datos de referencia, correspondiente a las magnitudes y ángulos de fase de tensiones 

en barras, obtenidas del flujo de potencia del sistema. Posteriormente se define el conjunto 
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de datos de medida sumando al conjunto de datos de referencia un error aleatorio con 

distribución de probabilidad normal, media 0 y desviación estándar 𝜎. Finalmente, se 

evalúa el error absoluto medio (MAE) entre el conjunto de variables estimadas y el conjunto 

de referencia. También se compara el tiempo de estimación promedio distribuido con el 

tiempo de estimación centralizado medido a partir de la recepción de mediciones. 

4.2.1 Prueba caso base sin error de medición 

El caso base se define como el escenario de operación por defecto definido para el sistema 

estándar IEEE 39 Nodos, incluidas las posiciones de los cambiadores de tomas de 

transformadores. En las tablas 4-1 y 4-2 se presentan los resultados comparativos entre el 

estimador centralizado y distribuido, presentando el promedio del tiempo de estimación 

local frente al tiempo de estimación centralizado, así como los errores en estimación de 

magnitud de tensión y ángulo de fase de tensión. También, las diferencias de estimación 

en fronteras para las mismas variables. 

 

Tabla 4-1: Prueba caso base sin error de medición. 

 Área 1 Área 2 Área 3 Promedio Centralizado 

MAE |𝑉| [pu] 0.0001 0.0000 0.0001 0.0000 0.0000 

MAE  𝜃𝑣 [rad] 0.0014 0.0000 0.0011 0.0008 0.0000 

Tiempo [s]     0.0056 0.0111 

 

En la figura 4-5 se presenta la comparación de las estimaciones locales frente al estimador 

centralizado. Donde cada punto del eje x corresponde a una barra del sistema y los ejes y 

corresponden al valor estimado de magnitud de tensión y ángulo de fase de tensión, 

comparando los estimadores locales (series roja, azul y verde) con la serie de valores de 

medida (cian) y la serie de valores reales (gris). 
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Figura 4-5: Prueba caso base distribuido sin error de medición. 

 

 

 

Tabla 4-2: Diferencia estimación en fronteras. Prueba caso base distribuido sin error 
de medición. 

 Frontera 1-2 Frontera 1-3 Frontera 2-3 

Error |𝑉|  [pu] -0.0002 0.0014 -0.0003 

Error 𝜃𝑣    [rad] 0.0014 -0.0169 0.0011 

Iteraciones 2 

 

De esta manera se verifica que el planteamiento matemático del estimador lineal 

(centralizado y distribuido) es correcto. 

4.2.2 Prueba caso base con error de medición 

En la tabla 4-3 se presentan los resultados obtenidos al incluir error de medición, en 

condiciones de disponibilidad total de mediciones en el sistema (sin pseudomedidas).  

Tabla 4-3: Prueba caso base con error de medición 

 Área 1 Área 2 Área 3 Promedio Centralizado 

MAE |𝑉| [pu] 0.0027 0.0018 0.0024 0.0023 0.0005 

MAE  𝜃𝑣 [rad] 0.0063 0.0021 0.0025 0.0036 0.0009 
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Tiempo [s]     0.0009 0.0069 

 

Estos resultados sugieren un compromiso entre precisión de estimación y tiempo de 

estimación, si bien el estimador central produce resultados más acertados que los 

estimadores locales (en estas condiciones de ajuste o calibración), la estrategia distribuida 

reduciría significativamente el tiempo de estimación dentro de un margen de error 

aceptable. Por otra parte, los resultados presentados en la tabla 4-4 sugieren que la 

discrepancia entre los estimadores locales en los nodos de frontera estará presente y no 

varía significativamente ante la ausencia de errores de medición, sin embargo, con un 

costo en el número de iteraciones. 

 

 

Tabla 4-4: Diferencia estimación en fronteras. Prueba caso base distribuido con error 
de medición. 

 Frontera 1-2 Frontera 1-3 Frontera 2-3 

Error |𝑉|  [pu] 0.0013 0.0014 -0.0004 

Error 𝜃𝑣    [rad] 0.0049 -0.0102 0.0048 

Iteraciones 9 

 

Figura 4-6: Prueba caso base distribuido sin error de medición. 

 

En las tablas 4-5 y 4-6 se presentan los resultados obtenidos al aplicar un factor de 

disponibilidad aleatorio, generando la inclusión de pseudomedidas en el conjunto de 

mediciones. Los resultados sugieren que la metodología de definición de pseudomedidas 
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permite mantener estable la calidad de la estimación. Como se muestra en la figura 4-7, el 

estimador de estados distribuido filtra adecuadamente los errores de medición y se ajusta 

de manera satisfactoria al resultado de la estimación centralizada. 

 

Tabla 4-5: Prueba caso base con error de medición y pseudomedidas 

 Área 1 Área 2 Área 3 Promedio Centralizado 

MAE |𝑉| [pu] 0.0010 0.0007 0.0003 0.0006 0.0003 

MAE  𝜃𝑣 [rad] 0.0101 0.0038 0.0008 0.0049 0.0013 

Tiempo [s]     0.0008 0.0067 

 

 

Tabla 4-6: Diferencia estimación en fronteras. Prueba caso base distribuido con error 
de medición y pseudomedidas 

 Frontera 1-2 Frontera 1-3 Frontera 2-3 

Error |𝑉|  [pu] -0.0002 0.0007 -0.0005 

Error 𝜃𝑣    [rad] 0.0061 -0.0078 0.0051 

Iteraciones 6 

 

Figura 4-7: Prueba caso base con error de medición y pseudomedidas 
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4.2.3 Prueba con cambio de condiciones de operación 

Para simular el desempeño de la estrategia de estimación ante cambios en las condiciones 

de operación del sistema, se definen cincuenta escenarios de operación, para los cuales 

se definen conjuntos de datos de referencia, conjunto de datos de medida y vectores de 

disponibilidad aleatorios que representan las condiciones descritas en la figura 3-13. En la 

figura 4-8 se presenta el comportamiento del error absoluto medio entre los valores 

estimados y los valores reales para cada área en cada condición de operación. 

 

Figura 4-8: Comportamiento de Error absoluto medio entre valores estimados y 
valores reales. 

 

 

Aunque se presentan fluctuaciones en un rango entre valores inferiores al 0.1 % y cercanos 

a 1.17%, que pueden estar relacionadas con procesos computacionales paralelos a la 

ejecución de la simulación, se puede notar una tendencia estable en un rango aceptable 

en el error de estimación. Estas variaciones pueden ser mitigadas mediante la 

implementación de equipos dedicados a este tipo de tareas en tiempo real.  

 

En la figura 4-11 se presenta el porcentaje de inclusión de pseudomedidas (respecto al 

conjunto de mediciones total posible) para cada área. Este valor se ubica en un rango entre 

60 % y 80 %, lo cual indica que la ubicación, asignación de valores y la confianza en las 

pseudomedidas puede tener un impacto importante en el desempeño del estimador de 

estados propuesto, con resultados aceptables mediante las metodologías propuestas en 
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este trabajo, siendo destacable que el error de estimación de los estimadores locales 

tiende a ser menor en la mayoría de los casos, comparado con el estimador centralizado, 

aunque en este último, el conjunto de pseudomedidas represente un porcentaje menor. 

 

Figura 4-9: Porcentaje de inclusión de pseudomedidas. 

 

Finalmente, el grafico 4-12 presenta la diferencia entre el tiempo de estimación promedio 

de los estimadores locales frente al estimador centralizado, indicando que la estrategia de 

estimación distribuida es más rápida que la estimación centralizada (incluido el proceso de 

conciliación de estimaciones) y que, además, los tiempos de estimación obtenidos son 

prometedores para aplicaciones en tiempo real utilizando unidades de medición fasorial. 

 

Figura 4-10: Tiempos de ejecución real y normalizado (respecto a estimador central) 

 



 

 
 

5. Conclusiones y recomendaciones 

5.1 Conclusiones 

De las diferentes investigaciones revisadas para la identificación del problema de 

investigación abordado y los resultados obtenidos de la aplicación de las metodologías 

propuestas, bajo las condiciones definidas para su aplicación y evaluación, es posible 

concluir que: 

 

Las metodologías de validación y acondicionamiento de datos de medida ameritan 

especial atención en el desarrollo de sistemas de gestión de energía. Teniendo en cuenta 

la susceptibilidad identificada de los datos a lo largo de su proceso de adquisición y 

comunicación, es importante la incursión en estrategias avanzadas de manejo de datos 

que exploten las ventajas de las tecnologías de información y comunicación, en términos 

de disponibilidad, confiabilidad, accesibilidad, mantenimiento, ciberseguridad, 

interoperabilidad, entre otras. De esta manera, se cumple con el objetivo de identificar los 

principales aspectos en el manejo de datos sincrofasoriales aplicables a una aplicación de 

estimación de estados lineal distribuida dentro de un centro gestor de energía 

 

Dentro de los aspectos más importantes a desarrollar en los sistemas de gestión de 

energía se destacan la interoperabilidad y la arquitectura modular. Herramientas como el 

modelo común de información CIM y las arquitecturas de microservicios para redes 

inteligentes, propician el intercambio de información entre aplicaciones adaptables y 

replicables dentro del sistema de gestión de energía. El centro gestor de energía propuesto 

y desarrollado dentro del proyecto Energética 2030 es un ejemplo del potencial de la 

integración de herramientas como CIMreader dentro de una arquitectura de microservicios, 

en los cuales se acoplan las funciones del centro gestor como control de tensión, 

pronósticos de generación y demanda, control automático de generación, estimación de 

estados, esquemas de protecciones sistémicas, entre otros. Además, la arquitectura 
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modular de los microservicios, favorece significativamente el planteamiento de una 

metodología de estimación de estados distribuida con capacidad de ejecución en paralelo, 

donde es posible la implementación de estimadores locales en contenedores, 

interconectados entre sí, conectados directamente a un nodo o bróker de comunicaciones 

y con acceso directo y simplificado a información compleja como el modelo de red en 

formato CIM. Así, el desarrollo de la herramienta CIMreader favorece la interoperabilidad 

entre aplicaciones o microservicios de un centro gestor, facilitando el acceso a un modelo 

de red común, sin requerir dominio del estándar CIM a cada actor o aplicación dentro del 

centro gestor de energía.   

 

Por otra parte, si bien existen múltiples estrategias para la ubicación y aprovechamiento 

de unidades de medición fasorial en sistemas de potencia, la interacción de diversos 

operadores dentro de un mismo sistema interconectado dificulta la implementación de 

metodologías para la ubicación óptima de unidades de medición fasorial, puesto que 

aquello obedece a razones económicas, legales o privadas, por encima de razones 

técnicas de desempeño de la red interconectada. En consecuencia, el desarrollo de 

metodologías de implementación de pseudomedidas independientes del despliegue de las 

unidades de medición fasorial, marca una ruta de desarrollo importante para la evolución 

de los sistemas gestores de energía hacia la operación de redes altamente cambiantes. 

Por lo tanto, considerando las condiciones de disponibilidad de las unidades de medición 

fasorial, la metodología propuesta permite explotar el potencial de las unidades 

disponibles, independientemente de su ubicación, en función de una metodología de 

estimación de estados que permite reducir los tiempos de estimación a frecuencias 

cercanas a las tasas de muestreo de las unidades PMU. 

 

Los resultados obtenidos con la implementación del estimador de estados lineal distribuido 

demuestran un potencial notable en la disminución de los tiempos de estimación, con una 

reducción media aproximada cercana al 50% del tiempo de ejecución, comparado con un 

estimador lineal centralizado, destacando que esta reducción es significativa incluso en 

sistemas pequeños como el sistema de prueba utilizado en este trabajo y demuestra un 

potencial importante para ser desarrollado como una aplicación de ejecución en tiempo 

real, con la posibilidad de ser ejecutada de manera paralela por microservicios 

independientes correspondientes a cada área del sistema de potencia. 
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5.2 Recomendaciones 

A partir, tanto de las limitaciones como las ventajas identificadas de los temas tratados en 

este documento, se destacan los siguientes como sugerentes relevantes de rutas de 

investigación futura: 

 

Puesto que el desempeño del estimador de estados lineal distribuido interpone un 

compromiso entre rapidez y precisión de la estimación, dependiente principalmente de la 

determinación de las constantes de ajuste o calibración, se sugiere el desarrollo de una 

metodología de calibración adaptativa para el estimador de estados lineal distribuido, 

basada en metodologías de análisis de datos, aprendizaje de máquina, inteligencia 

artificial, u otras.  

 

Adicionalmente al enfoque en la calibración del estimador, es posible reducir el tiempo de 

estimación optimizando el conjunto de pseudomedidas elegido en cada ventana de 

muestreo. De esta manera, se reduce el impacto del compromiso rapidez/precisión que 

sugiere el ajuste mediante parámetros. 

 

Por otra parte, fortalecer el desarrollo de la herramienta CIMreader permite plantear 

arquitecturas de microservicios con alta interoperabilidad, facilitando el acceso a 

información voluminosa y compleja como pueden ser los modelos de red. En el transcurso 

de esta investigación se desarrolló el prototipo de la herramienta CIMgraf, la cual permite 

generar diagramas unifilares de manera automática a partir del modelo de red en formato 

CIM, ofreciendo un alto potencial en el desarrollo de interfaces de usuario para centros de 

gestión de energía. 

 

 

https://github.com/Energetica2030/CIMgraf
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