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PROLOGO

El presente proyecto integrador consiste en la implementación de un

sistema de telemedición en una red rural de distribución en M.T.,

como posible solución a los diversos problemas o incomodidades que

genera la toma de estado actual de un sistema de estas características.

A lo largo de los capítulos pueden encontrarse: el planteo del

problema; el vocabulario técnico y definiciones; una breve

descripción de los distintos tipos existentes de sistemas de

telemedición y la elección justificada de uno de ellos; la presentación

de la solución propuesta; un análisis económico y finalmente las

conclusiones obtenidas.

Los planos e información adicional, como folletería y catálogos,

pueden encontrarse al final, en la sección ANEXOS.



I.I - Descripción del problema y lugar donde repercute.

I.II - Lugar específico de análisis del problema.

I.III - Estado actual que hace que el problema persista y consecuencias.

CAPITULO I - PLANTEO DEL PROBLEMA



I.I - Descripción del problema y lugar 

donde repercute

En un sistema de distribución eléctrica rural, los puntos de

medición del consumo de energía se encuentran a mayores

distancias que en la de distribución urbana. Además, los caminos

en general no se encuentran asfaltados.

Mensualmente, la empresa encargada del suministro de energía

(cooperativa, Epec, etc), debe realizar la toma de estado de los

medidores de cada uno de los usuarios que alimenta. Como los

puntos de medición de estos usuarios rurales se encuentran alejados

unos de otros y del punto de alimentación, convierte esta tarea en

una pérdida de tiempo y de costo en vehículos y personal

importantes para la empresa encargada. 



I.I - Descripción del problema y lugar 

donde repercute

A esta pérdida mensual, debe agregarse la perdida que se

origina (en tiempo, personal y vehículos) cada vez que ocurre

una falla en el sistema, ya que a veces deben recorrerse muchos

kilómetros tratando de encontrar el punto en que se halla la

misma, la que siempre deja fuera de servicio a un determinado

ramal o ramales de la red de distribución.



I.II - Lugar específico de análisis del 

problema.

Monte Leña es una localidad situada en el departamento

Unión, provincia de Córdoba, Argentina, sobre la ruta Nac. N

9, a la altura del km 490.

Se encuentra aproximadamente a 210 km de la Ciudad de

Córdoba.



I.II - Lugar específico de análisis del 

problema.

El sistema eléctrico de Monte Leña está compuesto

principalmente de líneas rurales de M.T. de 13,2 kV, de

aproximadamente 300 km de longitud, con 220 usuarios, más

unos 1800 m de línea de M.T. con 190 usuarios urbanos.

Arranca desde la estación de rebaje de la EPEC en Bell

Ville, Córdoba, a través de un cable subterráneo de 100 m de

Longitud hasta subir a un poste desde el que sale una línea hacia

el Oeste que alimenta a la cooperativa de Morrison y otra hacia

el Este que alimenta al sistema de Monte Leña.



I.II - Lugar específico de análisis del 

problema.
Ésta, luego de recorrer unos 1500 m tiene una estación

creadora de neutro con un transformador de 1200 kVA al que

llegan las tres fases que vienen de la estación de rebaje de la

EPEC y salen cuatro conductores (las tres fases más el neutro

que arranca en éste punto conectado a la malla de tierra que

existe debajo de la estación). El transformador es en conexión

triángulo-estrella de 13,2 kV a 13,2 kV, perteneciendo el primario al

sistema de la EPEC y el secundario al de la Cooperativa, existiendo

de este modo entre ambos sistemas un acoplamiento de tipo

magnético.

A la salida del transformador creador de neutro existe un

reconectador automático electrónico.



I.III - Estado actual que hace que el 

problema persista y consecuencias.

Tratándose de redes mayoritariamente rurales, el  personal

técnico de la cooperativa debe recorrer mensualmente muchos

kilómetros para realizar la toma de estados y para detectar y

reparar las fallas que ocurren en el sistema eléctrico.

En muchos establecimientos rurales la entrada de los mismos se

encuentran con candados, estando los puestos de medición

alejados de la misma, por lo que la lectura de los medidores

debe estimarse obteniéndose imprecisiones entre lo facturado a

los usuarios y lo registrado por la EPEC.



I.III - Estado actual que hace que el 

problema persista y consecuencias.

Otro de los inconvenientes para realizar la toma de estado de

los medidores y para recorrer la línea en caso de fallas, se da en

días lluviosos, debido al mal estado de los caminos, en su

totalidad de tierra.

Todos estos puntos generan pérdidas económicas y de tiempo a

las cooperativas; gasto en combustible, desgaste de los vehículos

y todos los costos involucrados en ello, horas e incluso días de

afección de empleados a las tareas de toma de estados y/o la

búsqueda de alguna falla, mediciones estimadas por no poder

acceder al punto de medición, etc.



II.I – Innovaciones a realizar.

II.II –Viabilidad.

II.III – Beneficios.

II.IV – Limitaciones.

II.V – Antecedentes que reafirmen la eficacia de la innovación.

CAPITULO II - ANALISIS DE SOLUCIONES 

POSIBLES



II.I - Innovaciones a realizar.

Las SMART GRIDS o "Redes inteligentes" son las redes

eléctricas que pueden integrar de manera inteligente el

comportamiento y las acciones de todos los actores conectados

a ellas (quienes generan electricidad, quienes la consumen y

quienes realizan ambas acciones) para proporcionar un

suministro de electricidad seguro, económico y sostenible.



II.I - Innovaciones a realizar.
La innovación a realizar en el sistema actual de distribución

rural abarca todas las transformaciones en el mismo de manera

tal que se pueda determinar el comportamiento del sistema:

toma de estados, monitoreo de distintos puntos importantes de

la línea de distribución, determinación de valores como

tensión, corriente, o demanda en cualquier momento,

detección de fallas, entre otras. Por lo tanto, como la

innovación sólo se encargará de monitorear remotamente cada

punto de la línea de distribución, y no tomará ninguna acción,

diremos que dicha innovación se basa en la TELEMEDICION de un

sistema de distribución.



II.II - Viabilidad

 Análisis de viabilidad económica:

La ingeniería que se encuentra en los distintos elementos que

constituyen la línea (fusibles, seccionadores, medidores,etc) no

admiten en general la incorporación de la innovación planteada.

Por lo tanto, se hace necesario el recambio de la mayoría de los

elementos constituyentes de la línea actual, lo que supone una

inversión considerable, además de la inversión necesaria en

software y mano de obra.



II.II - Viabilidad

 Análisis de viabilidad física o de realización

Se hace necesario determinar los puntos donde se realizará la

telemedición, la distancia entre los mismos y con respecto al

centro de monitoreo, la posible existencia de obstáculos como

árboles, accidentes geográficos, edificaciones, etc, que

interrumpan la línea de vista. Además, se requiere determinar

la vía a través de la cuál dichos puntos se encontraran

vinculados al centro de monitoreo (por radiofrecuencia, fibra

óptica, telefonía celular, etc)



II.II - Viabilidad

 Análisis de viabilidad ingenieril o de disponibilidad

Los elementos involucrados en la telemedición pueden ser de

origen nacional o importados. No obstante, cualquiera sea su

origen debe tenerse en cuenta, además de la posibilidad de

obtenerlos, la disponibilidad de repuestos, mantenimiento o

reparación de alguno de ellos.



II.II - Viabilidad

 Análisis de viabilidad técnica y de capacitación

Tratándose de una tecnología en vías de desarrollo, los

empleados deberán enfrentarse a conocimientos que pueden

encontrarse fuera de su alcance. Será necesario entonces contar

con la capacitación de los mismos o de algún nuevo empleado

que sea incorporado para el manejo de la central de monitoreo,

o bien requerir de las empresas involucradas personal

capacitado que realice periódicamente las actividades

pertinentes.



II.III - Beneficios

 Realizar un monitoreo remoto en tiempo real y en todo momento 
de los elementos constituyentes de la red de distribución.

 Almacenamiento de datos tales como tensión, corriente, potencia, 
etc; de cada punto de medición.

 Gestión de tarifas. 

 Control de consumos.

 Mayor vida útil de los elementos involucrados, ya que el 
monitoreo continuo permite determinar valores anormales de los 
diferentes parámetros eléctricos y así corregirlos antes de que 
causen el deterioro del equipo. 

 Detección más acotada de puntos de falla del sistema.

 Menores tiempos de re-establecimiento del servicio.

 Predicciones de demanda.



II.IV - Limitaciones.

 El sistema permite solamente el monitoreo o control, no permite 
la ejecución de ninguna acción sobre el sistema, por lo que, en el 
caso de que existiese alguna falla, o se deseara abrir por alguna 
razón determinada una parte del mismo, esto debe realizarse 
desde el lugar correspondiente.

 La inversión inicial es elevada.

 Deben reemplazarse los elementos en los cuáles se quiera realizar 
la telemedición por elementos con la tecnología adecuada

 La transformación de la línea de distribución actual a una línea 
inteligente, es un proceso lento y gradual.

 Es necesario la capacitación del personal para el correcto manejo 
de sofware, de los nuevos elementos instalados, como así también 
la posible puesta a punto y mantenimiento.

 Se hace necesario lidiar con la concientización de los usuarios 
sobre esta nueva tecnología.



II.V - Antecedentes que reafirmen la 

eficacia de la innovación

 ANTEDENTES NACIONALES

La EMPRESA DISTRIBUIDORA DE ENERGÍA SUR

SOCIEDAD ANÓNIMA (EDESUR) es una empresa

distribuidora y comercializadora de electricidad de la República

Argentina, a cargo desde 1992 de la red eléctrica en las zonas

del sur y del sudoeste del Gran Buenos Aires. La misma ha

implementado sistemas de telemando y supervisión en redes de

media tensión, con excelentes resultados.



II.V - Antecedentes que reafirmen la 

eficacia de la innovación

 ANTECEDENTES INTERNACIONALES

La empresa ORMAZABAL, situada en la localidad de Igorre,

provincia de Viscaya, España, cuenta con la realización de

diversos sistemas de automatización de la red de distribución de

compañías eléctricas españolas durante los últimos diez años. 



III.I – Smart grid

III.II – SCADA

III.III – Sistema de Gestión Energética 

III.IV – Estándares SCADA
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III.I – Smart grid

Una Smart Grid es un sistema que permite la comunicación

bidireccional entre el consumidor final de la energía, ya sea un

usuario particular o una industria, y las compañías eléctricas. La

información obtenida en este proceso de comunicación permite

a las compañías eléctricas realizar una operación más eficiente

de la red eléctrica



III.II - SCADA

En la industria eléctrica, SCADA usualmente se refiere al

control básico y monitoreo de los dispositivos de campo,

incluyendo interruptores, conmutadores , condensadores,

reconectadores y transformadores. Un sistema SCADA incluye

equipos de recolección de datos en un centro de control y unidades

terminales remotas (RTU) en el campo, que en conjunto pueden

monitorear y controlar de cientos a decenas de miles de puntos de

datos. También incluye una interfaz de usuario que es normalmente

supervisado durante todo el día. La interfaz de usuario, además de

una o más pantallas de ordenador, por lo general incluye un mapa

global para proporcionar una visión general del estado del sistema .



III.II - SCADA

También se incluye en el sistema SCADA canales de

comunicación necesarios para transmitir la información de ida y

vuelta desde el ordenador central a la RTU. Los medios físicos

utilizados para crear estos canales suelen consistir en líneas

alquiladas, fibra óptica dedicada, inalámbrico (microondas con

licencia o difusión sin licencia del espectro radioeléctrico) ,o 

enlaces por satélite.



III.II - SCADA

Hay multitud de productos SCADA en el mercado, los cuales se

pueden dividir en dos grupos:

 Específico de cada fabricante, sólo funciona con sus 

productos (SCS de Omron, CXSupervisor de Omron, 

WinCC de Siemens, etc.)

 Genérico, válido para productos de varios fabricantes. 

Necesita de software adicional para la realización de las 

comunicaciones (InTouch, LabView, etc.)



III.III - Sistema de Gestión Energética

La mayor parte de los servicios públicos tienen, además de un

sistema SCADA ,un sistema informático que coordina y

optimiza la generación y transmisión de energía. El sistema que

realiza esta función se llama Sistema de Gestión de Energía

(EMS) .

El EMS puede incluir aplicaciones tales como el control

automático de generación(AGC), la previsión de carga,

despacho económico, transacción de  intercambio, los cálculos

de reservas (rodante y no rodante) , y el control de VAR /

tensión.



III.IV - Estándares SCADA

No hay un solo estándar que cubra todos los sistemas SCADA y

sus aplicaciones. Existen muchos estándares adicionales para

discutir como la comunicación, el hardware, los protocolos, el

cumplimiento de la base de datos y las interfaces hombre

máquina. Algunas normas relacionadas con los sistemas SCADA

son las siguientes:



III.IV - Estándares SCADA



III.IV - Estándares SCADA



III.IV - Estándares SCADA



III.IV - Estándares SCADA



III.IV - Estándares SCADA



III.V - Sistema off-line y on-line

 Sistema off-line: Referente a una operación o a una unidad

funcional, cuando no está bajo control directo del sistema al

cual está asociada. Las unidades fuera de línea no están

disponibles para su uso inmediato a solicitud del sistema, es

decir, no están disponibles en tiempo real. Un sistema Offline

se basa en el hecho de que los datos y privilegios de los usuarios

quedan memorizados por la electrónica y en determinados

momentos se procede al acceso de los mismos.

 Sistema on-line: En este las unidades asociadas al centro de

monitoreo se encuentran en permanente conexión. Todos los eventos

son registrados en tiempo real, permitiendo rápidas reacciones de los

operadores y la obtención de informes siempre actualizados.



III.VI - Automatización

La automatización de los sistemas eléctricos le permite a las

empresas de energía, coordinar, operar y controlar algunos o

todos los componentes de su sistema, sin intervención humana.

De esta manera, se logran múltiples beneficios entre los que se

destacan:

 Acciones mucho más rápidas (a veces casi instantáneas).

 Mayor confiabilidad.

 Mejores condiciones de operación.

 Reducción significativa de costos operativos.



III. VII - Telemedición

Contempla en forma general la aplicación de un Sistema de Gestión

remoto a los equipos de medición instalados en clientes y puntos

estratégicos de la red. Actualmente existen diversos niveles de

implementación para un sistema de telelectura. Su diferencia radica

en las características y funcionalidades que proveen, siendo posible

comenzar por un sistema de lectura AMR unidireccional para luego

ir ampliándolo a sistemas de gestión bidireccionales como AMI o

Smart Metering.

Hay un amplio desarrollo de estas tecnologías, particularmente en

EE.UU. y en los países de Europa. Podemos destacar a la empresa

ENEL (Italia), que lleva instalados 30 millones de medidores

telemedidos.



III.VIII - Componentes de la 

Telemedición 

 Medidor: dispositivo con característica multifunción, con capacidad de 
monitorear calidad del producto y suministro, demanda y otros 
parámetros eléctricos. 

 Tarjeta de Comunicación del medidor: interna o externa con 
protocolo RS232 o 485 o Ethernet o GPRS u otro. 

 Modem: dispositivo que se conecta con la tarjeta de comunicación del 
medidor en los caso que corresponda para permitir la transmisión de 
datos, a través de red celular GSM/GPRS, telefonía fija, ethernet, 
radioenlaces dedicados y fibras ópticas

 Chip: dispositivo de una empresa de comunicación de alta cobertura y 
con disponibilidad de ancho de banda para transmisión de datos. 

 Software Administrador: que tenga la capacidad de ver las diferentes 
marcas de los medidores y con la mayor disponibilidad de parámetros de 
información del medidor. 

 Servidor de Almacenamiento: equipo que registra y consolida la 
información requerida. Se dispone de un servidor y webserver . 



III.IX - Protocolo

La evolución de las redes eléctricas actuales hacia las redes eléctricas

Inteligentes pasa inevitablemente por la introducción de nuevos

equipos inteligentes con capacidad local de decisión y de nuevas

tecnologías de comunicación o adaptación de las ya existentes.

El mapa actual de protocolos de comunicación utilizados en el

sistema eléctrico es muy extenso, y está regulado por el comité

técnico TC57 de la Comisión Electrotécnica Internacional (IEC). Así,

IECTC57 aglutina varios grupos de trabajo para estandarizar las

comunicaciones en el sistema eléctrico mediante el desarrollo de

modelos de datos e interfaces genéricos y la utilización por los

mismos de protocolos de comunicación ya existentes como TCP/IP

o interfaces serie.



III.IX - Protocolo
Cada uno de estos grupos de trabajo se ha encargado de definir

y mantener un estándar de comunicaciones en función de las

necesidades de comunicación en cada punto de la red eléctrica.

Así, cabe destacar:

 IEC60870-5 para comunicar maestros SCADA y subestaciones

eléctricas para el control y adquisición de datos sobre líneas serie o

TPC/IP (perfiles 101 y 104 respectivamente). 

 IEC60870-6, también conocido como TASE-2 para

comunicaciones entre centros de control sobre redes WAN.

 IEC61970 para interconectar aplicaciones de gestión de energía o

EMSs en el entorno de los centros de control. 



III.IX - Protocolo

 IEC61968 para comunicar los centros de control con los

sistemas de la red de distribución. 

 IEC61334 para comunicaciones sobre líneas de distribución

PLC. 

 IEC62325 que define una nueva interfaz entre utilidades

locales y el mercado energético liberalizado. 

 IEC62351 para definir perfiles de seguridad a utilizar en

todos los anteriores a nivel TCP/MMS/61850.



III.X - Ethernet

Ethernet es un estándar de redes de área local para

computadoras con acceso al medio por detección de la onda

portadora y con detección de colisiones (CSMA/CD). Ethernet

define las características de cableado y señalización de nivel

físico y los formatos de tramas de datos del nivel de enlace de

datos del modelo OSI.

Ethernet se tomó como base para la redacción del estándar

internacional IEEE 802.3, siendo usualmente tomados como

sinónimos. Se diferencian en uno de los campos de la trama de datos.

Sin embargo, las tramas Ethernet e IEEE 802.3 pueden coexistir en

la misma red.



III.XI - RS 232

RS-232: (Recommended Standard 232, también conocido

como EIA/TIA RS-232C) es una interfaz que designa

una norma para el intercambio de una serie de datos binarios

entre un DTE (Equipo terminal de datos) y un DCE (Data

Communication Equipment-Equipo de Comunicación de datos).



III.XI - RS 232
En particular, existen ocasiones en que interesa conectar otro

tipo de equipamientos, como pueden ser computadores.

Evidentemente, en el caso de interconexión entre los mismos, se

requerirá la conexión de un DTE (Data Terminal Equipment) con otro

DTE. Para ello se utiliza una conexión entre los dos DTE sin usar

módem, por ello se llama: null módem ó módem nulo.

El RS-232 consiste en un conector tipo DB-25 (de 25 pines), aunque

es normal encontrar la versión de 9 pines (DE-9, o popularmente

mal denominados DB-9), más barato e incluso más extendido para

cierto tipo de periféricos (como el ratón serie del PC).



III.XII - RS 485

Está definido como un sistema en bus de transmisión multipunto 

diferencial, es ideal para transmitir a altas velocidades sobre largas

distancias (35 Mbit/s hasta 10 metros y 100 kbit/s en 1200 metros) y

en la línea de transmisión. El medio físico de transmisión es un

par entrelazado que admite hasta 32 estaciones en 1 solo hilo,

con una longitud máxima de 1200 metros operando entre 300

y 19 200 bit/s y la comunicación half-duplex (semiduplex). Soporta

32 transmisiones y 32 receptores. La transmisión diferencial permite

múltiples drivers dando la posibilidad de una configuración

multipunto. Al tratarse de un estándar bastante abierto permite

muchas y muy diferentes configuraciones y utilizaciones.



III.XIII - Velocidad de transmisión de 

datos

La velocidad de transmisión de datos mide el tiempo que

tarda un host o un servidor en poner en la línea de transmisión

el paquete de datos a enviar. El tiempo de transmisión se mide

desde el instante en que se pone el primer bit en la línea hasta

el último bit del paquete a transmitir. La unidad de medida en

el Sistema Internacional (de estar contemplado en el mismo)

sería en bits/segundo (b/s o también bps), o expresado en

octetos o bytes (B/s) ya que así puede hacer la transmisión de

datos.



III.XIV - Encriptacion AES

Advanced Encryption Standard (AES), también conocido

como Rijndael, es un esquema de cifrado por bloques 

adoptado como un estándar de cifrado por el gobierno de los

Estados Unidos. Desde 2006, el AES es uno de los algoritmos

más populares usados en criptografía simétrica.



III.XV - Tecnología MESH 

Tecnología MESH: Los nodos que la forman pueden ser

enrutadores o cliente.



III.XVI - FHSS

El espectro ensanchado por salto de frecuencia (FHSS)

es una técnica de modulación en espectro ensanchado en el que

la señal se emite sobre una serie de radiofrecuencias

aparentemente aleatorias, saltando de frecuencia en frecuencia

sincrónicamente con el transmisor. Los receptores no

autorizados escucharán una señal ininteligible. Si se intentara

interceptar la señal, sólo se conseguiría para unos pocos bits.



III.XVI - FHSS
Una transmisión en espectro ensanchado ofrece 3 ventajas

principales:

 Las señales en espectro ensanchado son altamente resistentes 
al ruido y a la interferencia.

 Las señales en espectro ensanchado son difíciles de interceptar. 
Una transmisión de este tipo suena como un ruido de corta 
duración, o como un incremento en el ruido en cualquier 
receptor, excepto para el que esté usando la secuencia que fue 
usada por el transmisor.

 Transmisiones en espectro ensanchado pueden compartir una 
banda de frecuencia con muchos tipos de transmisiones 
convencionales con mínima interferencia.

Su principal desventaja es su elevado ancho de banda.



III.XVII - DSSS

(Espectro Ensanchado por Secuencia Directa ). En esta técnica

se genera un patrón de bits redundante para cada uno de los bits

que componen la señal. Cuanto mayor sea este patrón de bits, mayor

será la resistencia de la señal a las interferencias. El estándar IEEE

802.11 recomienda un tamaño de 11 bits, pero el óptimo es de 100.

En recepción es necesario realizar el proceso inverso para obtener la

información original.

La secuencia de bits utilizada para modular los bits se conoce como

secuencia de Barker (también llamado código de dispersión o

pseudoruido). Es una secuencia rápida diseñada para que aparezca

aproximadamente la misma cantidad de 1 que de 0. 



III.XVII - DSSS

Solo los receptores a los que el emisor haya enviado

previamente la secuencia podrán recomponer la señal original.

Además, al sustituir cada bit de datos a transmitir, por una

secuencia de 11 bits equivalente, aunque parte de la señal de

transmisión se vea afectada por interferencias, el receptor aún

puede reconstruir fácilmente la información a partir de la señal

recibida



IV.I - Acuerdo entre las partes involucradas

IV.II - Análisis de posibilidad de mano de obra capacitada para operación

IV.III - Obtención de planos (caminos, tendido eléctrico, puntos de medición)

IV.IV - Relevamiento de obstáculos (elementos naturales y/o geográficos, 
construcciones realizadas, etc).

IV.V -Tiempos de reposición luego de una eventual falla del sistema

IV.VI - Lugares o puntos más críticos para realizar la toma de estados o 
encontrar una falla.

CAPITULO IV - ACCIONES PRELIMINARES



IV.I - Acuerdo entre las partes 

involucradas

Después de una reunión en la que se encontraron presentes el

presidente de la cooperativa de servicios públicos de la

localidad de Monte Leña, el ingeniero asesor de la misma, el

Mgter. Ing. Gustavo Naigeboren, CEO de una empresa de la ciudad

de Córdoba llamada GN INGENIERIA, abocada a soluciones SCADA

y el responsable del presente Proyecto Integrador, no se llegó a un

acuerdo a la fecha sobre la posibilidad de llevar a cabo el proyecto,

pero la cooperativa de Monte Leña brindó todo su apoyo a la

investigación, y aguarda por las conclusiones de la misma para

una segunda revisión. 



IV.II - Análisis de posibilidad de mano 

de obra capacitada para operación

Debido a que, por el momento, la cooperativa de Monte Leña

no se encuentra en condiciones económicas para llevar adelante

la transformación de su sistema de distribución, no se hizo

alusión a la posibilidad de capacitación de personal para la

operación de la nueva tecnología en cuestión.



IV.III - Obtención de planos (caminos, 

tendido eléctrico, puntos de medición)

La cooperativa de Monte Leña brindó un plano general a escala

en el cuál se encuentra el tendido eléctrico de distribución que

tiene a su cargo, los puntos donde se encuentran conectados los

usuarios y los puntos donde se encuentran seccionadores

fusibles.



IV.IV - Relevamiento de obstáculos 

(elementos naturales y/o geográficos, 

construcciones realizadas, etc).
Para representar caminos y rutas, se dibujó a escala el anterior

sistema de distribución en la aplicación GOOGLE EARTH. De

esta manera, se puede apreciar el recorrido de la línea y los

puntos donde la misma se aleja de caminos y se extiende a

través de los campos. Además, pueden apreciarse en dicha

aplicación sitios con gran concentración de árboles y lagunas o

terrenos inundados o inundables. 

En color Rojo se tiene la línea trifásica y en color marrón la

monofásica. 



IV.V - Tiempos de reposición luego de 

una eventual falla del sistema
En su gran mayoría las fallas son de carácter transitorio, debido al contacto

con la línea en las crucetas de distintas aves u otro tipo de animales, tales

como comadrejas que suben a los postes de madera. Otras veces los cortes

pueden deberse a ramas que hacen contacto con la línea, y en algunas zonas

pueden deberse a que numerosas palomas asentadas sobre una de las fases,

al volar, todas al mismo tiempo hacen que el conductor se agite

violentamente y haga contacto con el neutro, ubicado más abajo. En todos

estos casos ocurre la actuación del reconectador, que luego de un breve

instante, si la falla es de tipo transitorio restituye el servicio. En otros

casos, menos frecuentes, las fallas son de tipo permanente, tales como

conductores cortados o desatados, descargadores en cortocircuito, caída de

postes, etc. En estos casos el reconectador trabaja en forma coordinada con

los fusibles haciendo que la zona afectada quede fuera de servicio, siendo

necesario la intervención del personal de redes.



IV.V - Tiempos de reposición luego de 

una eventual falla del sistema

En algunas situaciones la detección de determinados tipos

de fallas (tales como aisladores “pinchados”, cables

“deshilachados”, etc.) son de difícil detección, sobre todo en

días de lluvia debido a la poca visibilidad y caminos barrosos.  

Dependiendo del tipo de falla de carácter permanente y de las

condiciones climáticas, el tiempo de detección de las mismas y

la consiguiente reposición del servicio puede llegar a

extenderse hasta algunas horas. 



IV.VI - Lugares o puntos más críticos 

para realizar la toma de estados o 

encontrar una falla.

Aquellos tramos de línea en los que la traza es por el interior de

los campos y no pueden ser recorridas con vehículos,

constituyen un punto de interés. 

Se señalan a continuación y debidamente en el mapa, los tramos

en los cuales la línea se aleja de los caminos y atraviesa los

campos.
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para realizar la toma de estados o 

encontrar una falla
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IV.VI - Lugares o puntos más críticos 

para realizar la toma de estados o 

encontrar una falla

Otro punto que reviste interés son los sectores inundables o

que presentan lagunas. Además del riesgo que presupone

realizar las tareas pertinentes en el caso de una falla en zonas

inundadas, se dificulta el acceso de los vehículos.

Se señalan a continuación las zonas inundables o de lagunas

permanentes. 
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IV.VI - Lugares o puntos más críticos 

para realizar la toma de estados o 

encontrar una falla

Existen algunas zonas con una gran cantidad de árboles. Estos

pueden presentar un obstáculo en la línea en vista de los

elementos de radiofrecuencia empleados para la telemedición.

Por lo tanto se realizó además una representación de cada una

de estas zonas.

Se señalan a continuación las zonas de árboles.



IV.VI - Lugares o puntos más críticos 

para realizar la toma de estados o 

encontrar una falla



IV.VI - Lugares o puntos más críticos 

para realizar la toma de estados o 

encontrar una falla



IV.VI - Lugares o puntos más críticos 

para realizar la toma de estados o 

encontrar una falla



IV.VI - Lugares o puntos más críticos 

para realizar la toma de estados o 

encontrar una falla



IV.VI - Lugares o puntos más críticos 

para realizar la toma de estados o 

encontrar una falla



IV.VI - Lugares o puntos más críticos 

para realizar la toma de estados o 

encontrar una falla



V.I - Descripción de los distintos tipos de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una (Sistemas abiertos o cerrados, versatilidad, repuestos, 

precios, dificultad de empleo, disponibilidad en el país,etc)

CAPITULO V - ANALISIS DE LAS 

VARIANTES EN EL MERCADO



V.I - Descripción de los distintos tipos 

de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una
La característica distintiva de un sistema de Telemedición, es la

manera en cómo se transmiten los datos y la conversión de la

cantidad medida, en una magnitud representativa de otra clase,

que puede transmitirse convenientemente para la medición a

distancia.



V.I - Descripción de los distintos tipos 

de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una
SISTEMA DE GESTIÓN DE PÉRDIDAS MÁS MEDICIÓN

(SGP+M)

Tiene como objetivo optimizar la administración de cargas y

registrar la cantidad de energía entregada, con lo que se logra

una administración eficaz en el manejo y reducción de las

pérdidas tanto para usuarios residenciales, comerciales e

industriales, así como todo tipo de variante que sea detectada

en el consumo de energía de cualquier tipo de usuario, lo que

facilita la detección de zonas conflictivas (zona de altas pérdidas

no técnicas) y el control de las mismas.



V.I - Descripción de los distintos tipos 

de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una
DESCRIPCIÓN DEL SISTEMA

El sistema está compuesto de contadores de energía, agrupados

de acuerdo a la densidad del número de usuarios, éstos a su vez

conectados a un “Concentrador Secundario” (CS), el cual consta

de un módulo electrónico que almacena la energía consumida

por cada usuario, el módulo se encuentra interconectado a

través de una red de comunicación al “Concentrador Primario”

(CP). El concentrador primario maneja y controla los

concentradores secundarios. 



V.I - Descripción de los distintos tipos 

de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una

El concentrador primario CP, es un módulo inteligente

encargado del almacenamiento de la información por usuario,

además es el encargado de recibir los datos del concentrador

secundario desde donde es procesada la información para

decisiones, tales como corte o re-conexión.

El CS, tiene una capacidad para 12 medidores monofásicos; en

el caso de usuarios trifásicos, es necesario que en el módulo se

ocupen tres posiciones, cada una representa una fase.



V.I - Descripción de los distintos tipos 

de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una
VENTAJAS

 “Fácil instalación

 Bi-direccionalidad en la transmisión de datos.

 Lectura remota.

 Corte/Re-conexión remota.

 Total control de los datos del consumidor.

 Alta inmunidad a robos de energía.

 Fácil mantenimiento y ampliación del sistema

 Verificación de corte de los cables conectados a los consumidores o de

abertura de la caja

 Interface para colector de datos: PC, Pocket PC, modem o Palm.”



V.I - Descripción de los distintos tipos 

de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una

FALENCIAS:

 Alta inversión inicial.

 El Concentrador Primario debe ubicarse en vista directa con 

los Concentradores Secundarios.

 El rango para transmisión de datos es de 200 (m), si se 

requiere alcanzar mayores distancias, se debe usar 

Concentradores Secundarios como repetidoras.



V.I - Descripción de los distintos tipos 

de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una

SISTEMA DE TELEMEDICIÓN VÍA PLC (POWER LINE

CARRIER)

El sistema de Telemedición vía PLC, usa las redes de

Distribución de energía eléctrica para realizar la transferencia

de datos, pero con capacidad de transferencia significativamente

más alta (miles de veces) en relación a su antecesor la

denominada Onda Portadora por Línea de Alta Tensión”

(OPLAT).



V.I - Descripción de los distintos tipos 

de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una
DESCRIPCIÓN DEL SISTEMA DE TELEMEDICIÓN VÍA PLC

El sistema de Telemedición es un sistema que, a través de

señales eléctricas, permite trasmitir a grandes distancias, las

señales del instrumento de medida, decodificarlas y obtener la

información requerida.

ELEMENTOS DEL SISTEMA DE TELEMEDICIÓN VÍA PLC

En el gráfico siguiente, se presenta un esquema típico de un

sistema de telemedición y los diferentes medios de

comunicación, desde el Colector Primario (Colector de Datos

de la Subestación) hasta el Servidor (Central de Datos).



V.I - Descripción de los distintos tipos 

de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una



V.I - Descripción de los distintos tipos 

de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una

El colector es capaz de transmitir los datos a distancia vía

micro-onda, vía telefónica, GPRS, fibra óptica o Ethernet, hasta

un servidor instalado en el Centro de Mando, que podía estar

en el Departamento de Control y Facturación de la Empresa

Eléctrica desde donde se administrará la información, se

generarán las planillas de consumo a los clientes y permitirá la

desconexión y conexión remotas.



V.I - Descripción de los distintos tipos 

de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una
VENTAJAS

 Fácil instalación.

 Bi-direccionalidad en la transmisión de datos.

 Bajo costo en transmisión de datos debido a que usa la red 
existente.

 Permite trasmitir la información las 24 horas del día, los 365 días 
del año.

 Permite la conexión y desconexión remota a los diferentes 
usuarios.

 Permite mejoras en el servicio. Por ejemplo, detección de 
problemas en la red, optimización de la curva de carga al 
implementar una tarifa horaria, etc.



V.I - Descripción de los distintos tipos 

de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una
DESVENTAJAS

 La distancia entre usuario y subestación debe ser corta, para distancias 
largas se requiere el uso de repetidoras.

 Para evitar la interferencia electromagnética se deberá emplear filtros 
que a la vez permiten aislar la señal de datos y la señal eléctrica, lo que 
aumenta el costo de instalación.

 Ausencia de estándares tecnológicos para la interoperabilidad de 
equipos.

 Falta de estandarización de los protocolos de comunicación.

 En la mayoría de los casos la red eléctrica no fue diseñada para 
transmitir datos.

 Baja seguridad en los datos y la instalación de equipos. Para 
encriptación de datos aumenta el costo de la instalación.



V.I - Descripción de los distintos tipos 

de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una
SISTEMA DE TELEMEDICIÓN VÍA GPRS (SISTEMA DE

TRANSMISIÓN DE PAQUETES VÍA RADIO)

El enlace de comunicación esta dado desde el contador de energía

hasta los centros de control o conmutadores tanto principal y

secundario. Debido a que las ondas de radio poseen la facultad de ser

trasmitidas a través del espectro electromagnético, estas llegan a su

destino sin ningún tipo de problema o pérdida de información.

Para el transporte seguro, se debe asignar diferentes frecuencias para

cada tipo de información viajera en el espectro Electromagnético.



V.I - Descripción de los distintos tipos 

de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una

DESCRIPCION DEL SISTEMA

El sistema de Telemedición, transforma las unidades de

consumo eléctrico de cada usuario en señales transmisibles y

decodificables, enviándose la información desde un conjunto de

usuarios a un concentrador con su correspondiente

microprocesador, memoria y programa para que finalmente

termine esta información en el departamento de facturación de

las empresas. Una vez ahí, esta información puede ser utilizada

de acuerdo a los requerimientos de las distribuidoras.



V.I - Descripción de los distintos tipos 

de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una
El sistema de Telemedición vía GPRS está orientado a redes de

Distribución de energía eléctrica, este sistema consta de los

siguientes elementos:

 Un módulo de transmisión.

 Un enlace o canal de comunicación.

 Y finalmente un módulo de recepción.



V.I - Descripción de los distintos tipos 

de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una
VENTAJAS

 Ofrece comunicación de dos vías a los contadores de energía

 Permite a las empresas de distribución detección de pérdidas.

 Además control de carga, oportuna facturación, respuesta de 
demanda

 Permite registrar la evolución en el consumo de energía del 
usuario.

 Posibilidad de aplicación de redes inalámbricas

 Fácil configuración mediante protocolos IP

 Fácil obtención de la información

 Implantación de sistemas de encriptación, con la finalidad de 
proporcionar confidencialidad en las comunicaciones.



V.I - Descripción de los distintos tipos 

de sistemas existentes, beneficios y 

falencias de cada una

DESVENTAJAS

 Alta inversión inicial

 Capacitación al personal

 Posible saturación para el envío de información

 Se debe implementar repetidoras para lograr mayor radio de

alcance del sistema.



VI.I - Descripción de las partes componentes del sistema de 

telemedición.

CAPITULO VI - APLICACION PROPIAMENTE 

DICHA



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.
SOFTWARE

Software GN SCADA ON-LINE para el monitoreo remoto de puntos de medición

de energía eléctrica.

Está pensado para empresas de energía que quieran monitorear en una consola

central toda una red eléctrica y poder ver en tiempo real el estado de la misma.

En una pantalla principal permite observar de manera gráfica - a través de un

mapa - un área de cobertura como así también grillas laterales con el estado actual

e histórico de alarmas.

Contiene gestión de medidores y de medios de comunicación lo que permite una

gran flexibilidad al momento de hacer cualquier tipo de modificación o agregado.

Además, contiene gestión de alarmas múltiple lo que permite establecer diferentes

niveles de alarmas para diversos puntos de monitoreo. Es decir, cada punto de

monitoreo puede tener una alarma diferente. Las alarmas pueden ser sonoras, vía

EMAIL o vía SMS.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.
Los usuarios deben registrarse y autenticarse cada vez que usan

el sistema lo que incrementa su seguridad. Además, puede

configurarse que usuarios reciben cual alarma.

Además de los valores instantáneos que se pueden visualizar con

un simple click del mouse, se pueden realizar reportes y

consultas con los valores históricos almacenados.

El diseño de este sistema lo hace funcionar con diversos medidores

multiprocolo - como así también con diferentes medios de

comunicación como enlaces directos o por radio.

Además del monitoreo de los dispositivos remotos, el sistema puede

monitorear puntos intermedios de comunicación, estado de módulos

y capacidad de los equipos conectados.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.
El sistema propuesto es capaz de leer en forma remota los medidores de

energía a través del protocolo MODBUS.

Las variables que puede adquirir el sistema son las siguientes:

 Corrientes por fase y total (4 variables)

 Tensión por fase y total (4 variables)

 Frecuencia por fase y total (4 variables)

 Potencia Activa por fase y total (4 variables)

 Potencia Reactiva por fase y total (4 variables)

 Potencia Aparente por fase y total (4 variables)

 Factor de potencia por fase y total (4 variables)

 Energía Activa por fase y total (4 variables)

 Energía Reactiva por fase y total (4 variables)

 Energía Aparente por fase y total (4 variables)



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.
El software incluye las siguientes opciones:

 Visualización de mapa o esquemático con el área de cobertura.

 Posibilidad de ver en tiempo real los valores de un medidor en 

particular seleccionándolo en el mapa o a través de un sistema de 

búsqueda.

 Posibilidad de agregar, mover o eliminar medidores en el mapa

 Grilla de alarmas para tensión (límite superior, límite inferior, 

corte) y corriente (límite superior). Las alarmas se notifican al 

usuario a través de una señal sonora y opcionalmente por e-mail.

 Gestión de medidores (alta, baja y modificación).



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.

 Reportes: 

 Estadístico Agrupado - resumen de tensiones, corrientes, 

potencias y factores de potencia - por período de tiempo. Este 

reporte puede ser analítico y gráfico.

 Eventos: reporte detallado de todos los eventos del sistema -

condiciones de alarma.

 Demanda: Pico, valle y resto: reporte analítico del consumo de 

un medidor en un período en particular.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.
Principales características y beneficios:

 Captura de datos remotos con intervalos de hasta un segundo.

 Soporte de múltiples protocolos.

 Soporte de múltiples canales de comunicación (directo, enlaces de 

radio, etc.)

 Capacidad de funcionar 24/7/365.

 Gestión de medidores y medios de comunicación.

 Indicación VISUAL con mapa de cobertura y detallada.

 Pantalla de monitoreo con estado de toda el área de cobertura.

 Grilla de indicación de ALARMAS actuales e históricas.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.

 Gestión de alarmas.

 Notificación de alarmas por vía sonora, email o SMS.

 Reportes estadísticos múltiples.

 Toma estado remota de medidores.

 Seguridad de usuario con contraseña.

 Monitoreo de elementos de red.

 SIN LIMITE EN EL NUMERO DE MEDIDORES que se 

monitorean.

 Precio competitivo.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.

REQUISITOS

El sistema requiere de un servidor dedicado. El

servidor debe tener una UPS para protección.

El cliente donde se ejecuta la aplicación debería tener un

monitor FULL HD 1920x1080. La aplicación es solo

compatible con Windows 7 Profesional.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.

RESPALDO DE LA INFORMACION

El respaldo de los datos o BACKUP está a cargo de la

cooperativa. Se recomienda un sistema de backup por cinta

aunque debido al elevado costo se podría reemplazar con dos

discos rígidos externos.

ASISTENCIA REMOTA

Para poder brindar asistencia remota sin incurrir en gastos

adicionales es necesario contar con acceso a través de una VPN

o Red Privada Virtual.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.
HARDWARE

 Servidor marca HP modelo ML110 con microprocesador

INTEL XEON 3430 con 8 GB RAM, dos discos rígidos SATA

de 500 GB con espejado en RAID 1, lectora en DVD, teclado y

mouse. Microsoft Windows 2008 R2. 

 Disco rígido externo para Backup marca SAMSUNG con

conexión

 USB de 500 GB (2 unidades).

 UPS marca APC smart 1000 VA con una autonomía máxima de 15

minutos.

 Monitor LG 22" FULL HD W2243T (1920 x 1080).

 Switch CISCO 8 puertos modelo SF 300-08 10/100.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.

MEDIDOR DE ENERGIA

 CIRWATT B 102



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.

Los CIRWATT B 102 son contadores monofásicos para uso

residencial. El contador dispone de perfil de carga con más de

400 dias de datos, 12 cierres de facturación y la posibilidad de

registrar cualquier intento de intrusismo o fraude en un fichero

especial de eventos y calidad de servicio. Para facilitar la lectura

estos contadores disponen de un display iluminado que

permite poder leer fácilmente el consumo de energía eléctrica

en lugares en los que no hay excesiva iluminación.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.
CARACTERISTICAS



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.
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componentes del sistema de 

telemedición.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.
 CIRWATT B410 D



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.

CIRWATT B 410D es un contador trifásico directo, idóneo

para aplicaciones trifásicas industriales. Instalación sencilla,

larga durabilidad y gran precisión en la medida son algunas de

sus principales características. CIRWATT B 410D es un

contador clase B en energía activa según Directiva Europea

MID (EN 50470) o clase 1 según IEC-62053-21, con

disponibilidad de múltiples opciones de comunicaciones y

módulos de expansión que le permiten adaptarse a cualquier

tipo de instalación.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.

CIRWATT B 410D es el equipo adecuado para aplicaciones en

baja tensión (para corrientes hasta 100 o 120 A), adaptándose a

las nuevas necesidades del mercado con una gran versatilidad en

sus opciones de comunicación y módulos de expansión.

Disponible en 2 cuadrantes para consumos de energía o 4

cuadrantes para las plantas fotovoltaicas (generación y consumo

de energía).



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.
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VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.

CONVERSOR DE MEDIOS

El conversor de medios o trasceiver es un dispositivo utilizado

para cambiar de medios en redes de telecomunicaciones. Se

utiliza en este caso para convertir un puerto RS-485 a

ETHERNET. El conversor de medios es marca GLOBAL

SCADA y puede ser de uno

o dos puertos. 



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.
ENLACES DE RADIO

Los enlaces de radio son una solución alternativa de bajo costo para

poder comunicar dispositivos remotos de manera muy confiable. 

La tecnología utilizada es la llamada MESH donde cada nodo es

transmisor, receptor y repetidor. Es decir, todos los nodos de la red

pueden cumplir cualquiera o todas las funciones.

Para comunicar dos puntos solo hace falta línea de vista y – en

algunos casos - algún lugar elevado para su instalación. De necesitar

una repetidora, solo hace falta adicionar un nodo y el mismo hace de

punto intermedio entre dos extremos de un enlace.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.

Los enlaces tienen dos presentaciones de acuerdo a su

frecuencia de trabajo: 900 Mhz (FHSS) o 2.4 Ghz (DSSS).

Según las configuraciones, el rango de los mismos puede llegar

hasta los 60 Km entre dos puntos o a mayor distancia con

repetidoras (nodos intermedios).

La instalación es muy sencilla puesto que la presentación

incluye el gabinete con la electrónica en su interior y dos

ménsulas con cuatro tornillos/tuercas para su anclaje. Cada

gabinete incluye una antena tipo YAGUI que puede ser de 3, 6 o 9

elementos de acuerdo a la distancia y topología que se quiera cubrir



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.
Las salidas de datos son RS-232 o RS-485 (con aislación de hasta 2.5 kV). La

velocidad máxima de transmisión es de 200Kbps que puede variar según la

configuración del enlace.

Esta solución incluye software para configuración de los enlaces donde se

puede seleccionar envío y recepción de datos en forma segura (encriptación

AES).

Dentro del gabinete principal este dispositivo tiene un termostato que activa un

ventilador para mantener una temperatura constante en zonas de altas

temperaturas. El ventilador tiene tecnología con levitación magnética lo que

aumenta su vida útil significativamente hasta en 10000 horas de

funcionamiento.

Este producto tiene un diseño basado en electrónica modular por lo que si falla

alguno de sus componentes, los mismos se pueden reemplazar sin necesidad de

sustituir todo el dispositivo.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.

Principales características y beneficios:

 Enlaces de radio en frecuencias de 900 Mhz (FHSS) o 2.4 Ghz
(DSSS).

 Tecnología MESH: cada nodo es transmisor, receptor y repetidor.

 Distancia de cobertura: hasta 60 kilómetros en línea de vista.

 La distancia de cobertura puede aumentar agregando nodos.

 Velocidad máxima de transmisión: 200 Kbps.

 Preparado para ser montado en exterior.

 Fácil instalación: solo cuatro tornillos, salida de datos y 
alimentación.

 Antenas tipo YAGUI de 3, 6 o 9 elementos.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.
 Se puede utilizar sin necesidad de configuración.

 Adicional: software para configuración.

 Se puede encriptar el canal de datos fácilmente.

 Salidas RS-232 / RS-485 con aislación de hasta 2.5 kV.

 Termostato con ventilador para mantener temperatura 
reducida dentro del gabinete.

 Alimentación entre 9 a 40 Vdc (incluye fuente de 220 a 
12Vdc).

 Ensamblaje y diseño con electrónica modular.

 El producto contiene todos los accesorios para instalarlo: 
ménsula de anclaje, antena y fuente de alimentación.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.

¿Qué incluye el producto?

 Gabinete para electrónica con circuitos montados en su 
interior.

 Antena tipo YAGUI de 3, 6 o 9 elementos (según se 
especifique).

 Placa de control de temperatura con ventilador instalado.

 Placa con FUENTE de alimentación instalada.

 Ménsulas de anclaje con los tornillos necesarios para su 
instalación.

 Software para configuración (se descarga de Internet).

 Fuente de alimentación externa.



VI.I - Descripción de las partes 

componentes del sistema de 

telemedición.



VII.I - Ubicación de los elementos a utilizar en los planos 

obtenidos.

CAPITULO VII - SOLUCION PROPUESTA



VII.I - Ubicación de los elementos a 

utilizar en los planos obtenidos. 

En cada punto de medición, se hace necesario contar con un

medidor; según se trate de un usuario alimentado con 220V o 380V,

se empleará un contador CIRWATT B102 o un CIRWATT B 410D

respectivamente, ambos de la firma CIRCUTOR.

La información proveniente desde y hacia el medidor, debe ser

llevada a la central de monitoreo, situada en la cooperativa.

Debido a que los usuarios se encuentran muy espaciados físicamente,

abarcando grandes distancias, se hace inviable económicamente la

transmisión por cable, debiendo adoptarse un sistema inalámbrico de

radiofrecuencia. Se emplea para ello enlaces de radio, de la firma GN

INGENIERIA, que consta de antenas tipo YAGUI de 3 elementos. 



VII.I - Ubicación de los elementos a 

utilizar en los planos obtenidos.
Estos enlaces de radiofrecuencia tienen un alcance de aproximadamente de 7

km, y un barrido angular de aproximadamente 90°.

Cada nodo es emisor, receptor y repetidor. Cada nodo presenta un CONO

de señal hacia delante y hacia atrás, siendo mayor el que va hacia adelante.

Para que exista conexión entre dos nodos los mismos deben estar en línea

de vista y dentro del alcance del enlace. En el caso de que la distancia entre

dos usuarios sea mayor al alcance o si existiese algún obstáculo que

debilitara la señal, puede ampliarse la distancia con tan solo colocar un

nodo en el medio. 

En la central de monitoreo deben colocarse también antenas para recibir y

enviar información desde y hacia los contadores. Será necesario colocar más de

una de ellas, a fin de cubrir el barrido angular necesario para establecer

conexión con todos los medidores del sistema de distribución.



VII.I - Ubicación de los elementos a 

utilizar en los planos obtenidos.

Debido a que es necesario contar con una conexión

ETHERNET a la salida de los enlaces de radio colocados en la

central de monitoreo (para conectarlo a la pc) debemos

incorporar a la cadena un transceiver o conversor de medios. Se

emplearan transceivers de una entrada. Como ya se mencionó

anteriormente, se adoptaran conversores de medios

desarrollados por la firma cordobesa GN INGENIERIA.



VII.I - Ubicación de los elementos a 

utilizar en los planos obtenidos.

A continuación se detallan algunos puntos, que justifican el

porqué de la solución adoptada:

 A pesar de que el puerto RS-485 permite conectar hasta 32 

elementos independientes y situados a una distancia de hasta 

1200m, se vuelve inviable económicamente, debido a que las 

distancias existentes entre los medidores que se encuentran 

más próximos, sin llegar al alcance máximo del RS-485, son 

considerablemente grandes para realizarse el cableado. Por lo 

tanto, CADA puesto de medición contará con un 

CONTADOR y con un ENLACE DE RADIO.



VII.I - Ubicación de los elementos a 

utilizar en los planos obtenidos.
 La cantidad de nodos entre la central de monitoreo y el punto de 

medición más alejado, no debe ser mayor a 16 (Comunmente se lo 
llama "saltos"). Por defecto, el software viene seteado para este valor. 
Es posible modificar el mismo, pero un mayor número de saltos 
implica un retardo cada vez mayor en la transmisión de la información.

 Las antenas situadas en la central de monitoreo, deben encontrarse lo 
más elevadas posibles, de manera tal de sortear tanto como sea posible 
los obstáculos existentes entre estas y los puntos de medición. Por otra 
parte, todos los enlaces de radio tienen la misma potencia (250mW). 
La opción de una antena con mayor potencia en la central (1W, por 
ejemplo), se descarta, ya que si bien permitiría disminuir el número de 
saltos y proporcionaría una reducción en los tiempos de recolección de 
información, debe realizarse un análisis muy minucioso de los 
obstáculos posibles, y además entraría en juego la curvatura de la 
tierra, por lo que deben colocarse a una altura muy elevada. 
Obviamente el precio de una antena con una potencia mayor es 
notoriamente más alto. 



VII.I - Ubicación de los elementos a 

utilizar en los planos obtenidos.

 Realizar un estudio analítico de la orientación de cada uno de 

los puntos de medición, resultaría un proceso arduo, 

económicamente elevado y seguramente no del todo exacto. 

Es recomendable para este punto la prueba y error, ya que es 

muy sencillo variar la dirección de los enlaces de radio. Lo 

que si se hace necesario plantear y analizar de antemano, son 

los puntos y orientaciones de aquellos enlaces de radio que 

formaron parte de los saltos necesarios para llegar al medidor 

más alejado. 



VII.I - Ubicación de los elementos a 

utilizar en los planos obtenidos.

Se muestran a continuación los distintos puntos de medición

(solo los saltos) del sistema de distribución de la cooperativa,

con los respectivos CONOS de alcance de los enlaces de radio

instalados. Cada punto incluye el contador y el enlace de radio.

Para contadores monofásicos, los círculos son de color verde, y

para contadores trifásicos, círculos amarillos.
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CAPITULO VIII - ANALISIS ECONOMICO
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ocasiona mensualmente el problema



VIII.II - Determinación de los gastos 

involucrados en caso de llevar 

adelante la solución propuesta y 

opciones de compra.



VIII.II - Determinación de los gastos 

involucrados en caso de llevar 

adelante la solución propuesta y 

opciones de compra.
En el presupuesto descripto anteriormente no se incluye la mano de

obra, ya que la empresa GN ingenieria se compromete a capacitar a 

empleados de la cooperativa para la instalación y puesta en marcha 

del sistema de monitoreo y para el manejo del software.

OPCION DE COMPRA N°1

En el caso de que se realizara la compra del total medidores y enlaces

de red a la firma GN ingenieria, el presupuesto total no incluiría el

hardware y el software.

El precio final es de U$S 180373,79

$ 1621560.37



VIII.II - Determinación de los gastos 

involucrados en caso de llevar 

adelante la solución propuesta y 

opciones de compra.

OPCION DE COMPRA N°2

En la práctica no resulta posible la instalación y puesta en

marcha de más de 2 o 3 puntos de medición por mes, por lo

que otra opción es la de realizar la compra de los elementos

indispensables para comenzar con un sistema de monitoreo, y

luego ir expandiendo mensualmente el mismo.

Se hace necesario comprar entonces, mínimamente,  el

hardware, el software y los elementos involucrados en dos

puntos de medición.



VIII.II - Determinación de los gastos 

involucrados en caso de llevar 

adelante la solución propuesta y 

opciones de compra

INVERSION INICIAL: U$S 27218,58

$ 244695,01

INVERSION MENSUAL: U$S 1084,58       (MONOFASICO)    
$ 9750,41    PRECIO UNITARIO

U$S 1354,22             (TRIFASICO)           
$ 12714,43   PRECIO UNITARIO

El precio total mensual oscilara entre U$S 2169,16 y U$S

2708,44.



VIII.III - Tiempo en el que la solución se 

vuelve redituable.
Se adopta para el estudio económico la opción de compra N°1,

considerando que la cooperativa es capaz de conseguir el capital

necesario mediante un préstamo.

Como ya se ha indicado, la compra del total de componentes

presenta ciertos beneficios, otorgados por la firma GN

ingenieria, no incluyendo el hardware y software, lo que

representa una inversión inicial menor.

La inversión inicial total es de U$S 180373,79 ($ 1621560.37).

Para determinar el tiempo de amortización de la solución

propuesta, debemos tener en cuenta determinados parámetros

económicos que permitiran analizar la viabilidad económica de

la misma.



VIII.III - Tiempo en el que la solución se 

vuelve redituable.
VAN

El valor actual neto es un procedimiento que permite calcular el

valor presente de un determinado número de flujos de caja futuros,

originados por una inversión. La metodología consiste en descontar

al momento actual (es decir, actualizar mediante una tasa) todos

los flujos de caja futuros o en determinar la equivalencia en el

tiempo 0 de los flujos de efectivo futuros que genera un proyecto y

comparar esta equivalencia con el desembolso inicial. Dicha tasa de

actualización (k) o de descuento (d) es el resultado del producto

entre el coste medio ponderado de capital (CMPC) y la tasa de

inflación del periodo. Cuando dicha equivalencia es mayor que el

desembolso inicial, entonces, es recomendable que el proyecto sea

aceptado.



VIII.III - Tiempo en el que la solución se 

vuelve redituable.

La fórmula que nos permite calcular el Valor Actual Neto es:

Vt representa los flujos de caja en cada periodo t.

Io es el valor del desembolso inicial de la inversión.

n es el número de períodos considerado.

k , d o TIR es el tipo de interés.

Si el proyecto no tiene riesgo, se tomará como referencia el tipo de

la renta fija, de tal manera que con el VAN se estimará si la inversión

es mejor que invertir en algo seguro, sin riesgo específico. En otros

casos, se utilizará el coste de oportunidad



VIII.III - Tiempo en el que la solución se 

vuelve redituable.
Cuando el VAN toma un valor igual a 0, k pasa a llamarse TIR

(tasa interna de retorno). La TIR es la rentabilidad que nos

está proporcionando el proyecto.

Flujo de caja

El flujo de caja es la acumulación neta de activos líquidos en un periodo

determinado. Usualmente el flujo de caja se calcula con una matriz con

columnas y filas. En las columnas se disponen los períodos, por lo general

meses; y en las filas los ingresos y las salidas de dinero.

 ENTRADAS: es todo el dinero que ingresa a la empresa por su actividad 

productiva o de servicios, subvenciones, etc.

 SALIDAS: es todo dinero que sale de la empresa y que es necesario para 

llevar a cabo su actividad productiva. Incluye los costes variables y fijos.

Para su elaboración es útil usar una plantilla de cálculo.



VIII.III - Tiempo en el que la solución se 

vuelve redituable.

Mensualmente se destinan tres días a la toma de estado. Para los

gastos se tendran en cuenta:

 Gastos en empleados: Considerando dos empleados ocupados 

tres días enteros en la toma de estados.

 Cantidad de kilómetros recorridos mensualmente para la 

toma de estados: Cada empleado realiza su recorrido con un 

vehículo independiente. 

 Costo por kilómetro: Se incluyen en este punto combustible, 

aceite, neumáticos, amorización, gastos varios, etc.
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VIII.III - Tiempo en el que la solución se 

vuelve redituable.

El VAN resulta un número positivo, por lo que la inversión es

redituable, y el tiempo de amortización es de 122 meses

(aproximadamente 10 años)



I - Aportes que genero o puede llegar a generar el proyecto integrador en la 

cooperativa de Monte Leña, analizando aspectos económicos, de 

materialización o realización física, técnicos y de capacitación e ingenieriles.

II - Estandarización o falta de estandarización de los sistemas SCADA.

III - Manera en la que se llevo a cabo el proyecto integrador

IV - Conocimientos y enseñanzas aprendidas

CONCLUSIONES



I - Aportes que puede llegar a generar el 

proyecto integrador , analizando aspectos 

económicos, de realización física, 

técnicos y de capacitación e ingenieriles.
Analisis económico: Según el análisis económico, la inversión para de

llevar a cabo la transformación de la línea de distribución rural en una

línea monitoreada remotamente es de $1.621.560,37.

Si bien es una suma de dinero importante, la misma se amortizaría en

aproximadamente 10 años, tiempo que se considera prudencial. Del

análisis económico también puede verse los gastos mensuales

estimativos de que la cooperativa de Monte Leña emplea para la

toma de estados. Los mismos representan aproximadamente un 1%

de la inversión total planteada, lo cuál es un valor elevado, y avala la

posibilidad de llevar a cabo económicamente la propuesta.



I - Aportes que puede llegar a generar el 

proyecto integrador , analizando aspectos 

económicos, de realización física, técnicos 

y de capacitación e ingenieriles.
Aspecto realización física:

El sistema de distribución de Monte Leña presenta en su mayoría usuarios

rurales. Los mismos se encuentran espaciados a no más de 3, 4 km entre sí, a

lo largo de extensos ramales de distribución. Muchas de estas ramas atraviesan

campos, sin caminos de acceso. Otras atraviesan obstáculos, como por ej grandes

arboledas. A pesar de los obstáculos, los cuáles pueden evadirse, las características

de este sistema de distribución son adecuadas para la aplicación de la presente

propuesta. Se realizó el análisis en zonas de muchos árboles, zonas inundables o

inundadas, zonas de línea a campo traviesa y usuarios más alejados entre sí, y se

llegó a la conclusión de que es vialmente posible realizar físicamente la propuesta.



I - Aportes que puede llegar a generar el 

proyecto integrador , analizando aspectos 

económicos, de realización física, 

técnicos y de capacitación e ingenieriles.

Aspecto técnico y de capacitación: 

La tecnología que se pretende utilizar requiere de la manipulación de

personal capacitado. La firma GN ingeniería se compromete a capacitar a

los empleados de la cooperativa para la instalación, puesta en marcha,

mantenimiento y manejo de software y hardware, a fin de que los mismos

empleados sean los que lleven a cabo estas tareas. 



I - Aportes que puede llegar a generar el 

proyecto integrador , analizando aspectos 

económicos, de realización física, 

técnicos y de capacitación e ingenieriles.

Aspecto ingenieril: 

La tecnología propuesta es de marca nacional, y algunos elementos

de la firma española CIRCUTOR, que también serán brindados por

GN Ingeniería. Todos los elementos pueden conseguirse en el

mercado argentino, así también sus repuestos, y son competitivos

con elementos de otras marcas mundiales.



II - Estandarización o falta de 

estandarización de los sistemas 

SCADA.
Un punto de gran relevancia, que es necesario abordar luego de

haber indagado en las distintas firmas, es la falta de estandarización

de los sistemas SCADA.

Cada firma presenta una solución SCADA que es exclusiva o

propietaria de cada una, tanto el software como los elementos

constituyentes del sistema. Esto genera ciertos incovenientes:

 La falta de compatibilidad: Si se opta por cualquiera de las 

firmas,todos los elementos de la cadena deben pertenecer a dicha 

firma. Esto genera inconvenientes tanto de intercambiabilidad

como de repuestos. 



II - Estandarización o falta de 

estandarización de los sistemas 

SCADA.
 Cada software tiene un aspecto particular, y si bien las 

diferencias no son grandes, requieren una capacitación 

particular.

 En general las firmas otorgan un software cuya programación 

es cerrada. Esto no permite modificarlo a gusto y a 

necesidad.

 Esta falta de universalización, lo cual es claramente una 

estrategia de venta, puede generar serios inconvenientes si no 

se realiza un análisis ingenieril adecuado.



III - Manera en la que se llevo a cabo el 

proyecto integrador

El presente proyecto integrador es la síntesis de una muy variada y

gran cantidad de información sobre Smart Grids y Sistemas de

Telemedición. Hay que tener muy presente que se trata de una

cooperativa de una localidad con escasos habitantes, donde el capital

que se maneja es en pequeña escala, por lo que en la transformación

a un sistema de telemedición, el aspecto que prima es el económico.

Luego de consultar varios catálogos y páginas web, se optó por la

firma GN INGENIERIA, la cúal ofrece la más adecuada relación

costo-calidad. Se eligieron los elementos más adecuados para el

sistema de distribución y se realizó un presupuesto tentativo. Se

analizaron además las posibilidades de llevar a cabo la propuesta

físicamente.



III - Manera en la que se llevo a cabo el 

proyecto integrador

Los empleados de la cooperativa de Monte Leña, como así

también el ingeniero asesor de la misma, fueron de gran ayuda

brindando información sobre el sistema de distribución y sobre

la problemática que se presenta en la toma de estados. El

contador, por su parte, brindó la información necesaria para la

determinación de los gastos mensuales involucrados.



IV - Conocimientos y enseñanzas 

aprendidas

El mundo de las telecomunicaciones es sumamente complejo y

en permanente cambio y desarrollo. Las tecnologías y los

conceptos técnicos relacionados al presente proyecto integrador

requieren ser abordados minuciosamente, no dejando escapar

detalle alguno.

Particularmente fueron muchos los puntos en los que me vi

favorecido al desarrollarlo:

 Adquirí una gran cantidad de conocimientos sobre los 

conceptos involucrados, muchos de los cuales me eran 

totalmente ajenos, ya que pertenecen a la rama de las 

telecomunicaciones.



IV - Conocimientos y enseñanzas 

aprendidas

 Fui capaz de traducir textos enteros escritos en otro idioma 
(inglés) lo cual fomentó mi manejo de dicho idioma.

 Tome contacto con distintas firmas basadas en soluciones 
SCADA, particularmente la firma GN INGENIERA, la cual 
me brindó gran información, no solo de sus productos sino 
también de la manera en la que los desarrollan y de los 
distintos proyectos que han realizado.

 Tome contacto con la cooperativa de Monte Leña y con todo 
su personal, los cuales estuvieron predispuestos 
permanentemente a mis inquietudes y mis consultas.

 Fui capaz de desarrollar un informe de carácter técnico, que 
fundamente la posibilidad de llevar a cabo la propuesta 
planteada.
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