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I 
 

 

 
RESUMEN 

 

 

 

Las fallas en transformadores ha sido un gran reto para la industria, la evolución de 

la tecnología en dispositivos de comunicación permite la implementación del 

mantenimiento predictivo para así poder adelantarnos a las fallas. 

En esta tesis se muestra las ventajas del mantenimiento predictivo para la prevención 

de fallas en trasformadores; se analiza las pruebas de mantenimiento preventivo 

actuales, las variables de operación, se describen los niveles normales de 

funcionamiento de estas variables de acuerdo con norma y las condiciones para 

monitoreo en tiempo real. 

La implementación del mantenimiento predictivo se realiza para cada tipo de 

transformador según la aplicación, los diseños propuestos se basan en el uso de 

sensores convencionales e inalámbricos y de gateways de comunicación para 

monitorear las variables de operación. 

Se realizan pruebas del diseño en un transformador del tipo seco ventilado de uso 

industrial y mediante un código MATLAB de elaboración propia se obtendrá las 

lecturas y se monitoreará la temperatura y humedad de los sensores, contrastando sus 

valores mediante el uso de una cámara termográfica. 

Palabras Clave: Transformadores, Mantenimiento predictivo, Monitoreo en tiempo 

real, Sensores inalámbricos. 
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ABSTRACT 

 

 

 

Failures in transformers have been a great challenge for the industry, the evolution of 

technology in communication devices allows the implementation of predictive 

maintenance to anticipate failures. 

This thesis shows the advantages of predictive maintenance for the prevention of 

failures in transformers; Preventive maintenance tests and operating variables are 

analyzed; the normal operating levels of these variables are described in accordance 

with standards and the conditions for real-time monitoring. 

The implementation of predictive maintenance is carried out for each type of 

transformer according to the application. The proposed designs are based on the use 

of conventional and wireless sensors and communication gateways to monitor 

operating variables. 

Design tests are carried out on an ventilated dry type of transformer for industrial use 

and using a self-developed MATLAB code, the readings will be obtained, and the 

temperature and humidity of the sensors will be monitored, contrasting their values 

through the use of a thermal imaging camera. 

Keywords: Transformers, Predictive maintenance, Real-time monitoring, Wireless 

sensors. 
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1 CAPITULO I: INTRODUCCION 
 

1.1 Introducción 

 
La extensión de la vida útil de los transformadores ha sido una necesidad a lo largo 

de la historia, existen actualmente pruebas de mantenimiento preventivo que se han 

ido desarrollando que ayudan a diagnosticar posibles fallas que puedan ir 

apareciendo cuando el transformador se encuentra en operación. Sin embargo, estas 

pruebas requieren ciertas condiciones que pueden mostrar resultados no tan 

confiables. 

En esta tesis, se plantea un diseño a base de sensores convencionales e inalámbricos 

para monitorear los transformadores en tiempo real, aprovechando las tecnologías 

como redes industriales y redes IOT; además del uso de equipos que simplifican el 

diseño de la arquitectura de la red para así facilitar el montaje y la instalación. 

Esta solución basada en el mantenimiento predictivo permite tener un mejor 

diagnóstico, tomar mejores decisiones y reducir accidentes 

Asimismo, este monitoreo permitirá posteriormente la aplicación de redes neuronales 

o machine learning para realizar el diagnostico de transformadores y predecir fallas 

mucho antes de que aparezcan, gracias a los datos históricos tomados desde los 

sensores. Por lo que este tipo de monitoreo permanente abre puertas hacia la 

automatización y la digitalización para el diagnóstico de fallas. 
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1.2 Planteamiento del problema 

 
Comúnmente los transformadores son equipos que presentan fallas debido a un 

inadecuado control, tanto de las variables eléctricas como de los activos. La 

importancia del monitoreo radica en la necesidad de prevenir fallas que puedan 

ocurrir mientras el transformador se encuentre en operación, estas fallas pueden ir 

desde conexiones sueltas, pérdidas de aislamiento, arcos eléctricos hasta 

explosiones e incendios. 

Asimismo, existen pruebas de rutina y diseño según norma IEC para el monitoreo 

de los activos y/o el mantenimiento preventivo, estas se realizan cada cierto periodo 

y sugiere una serie de actividades y condiciones para poder realizarse. Sin embargo, 

algunas de las fallas ocurridas en los activos de transformadores pueden ocurrir de 

un momento a otro y desarrollarse de manera gradual hasta que sea irreversible su 

mantenimiento y solución; por lo que las pruebas periódicas o monitoreo offline 

pueden proporcionar una falsa percepción de seguridad debido a que se realizan 

cada cierto tiempo y no en condiciones normales de operación. 

Para llevar a cabo un control integral del transformador se requiere básicamente un 

monitoreo permanente u online de diversas variables de operación tales como 

temperatura, humedad, concentración de gases, posición etc., en cada uno de los 

activos, sea bobinado, conexiones, aceite, carcasa, etc., lo que lleva a una 

concentración y recarga de sensores en el transformador que dificultan su 

metodología de comunicación, instalación y puesta en marcha. 

Implementar un monitoreo permanente de los activos de los transformadores a base 

de sensores convencionales e inalámbricos ayudará a tener un mejor monitoreo del 

transformador, a su vez que genera confiabilidad y disminuirá el riesgo por fallos. 
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1.2.1 Formulación del Problema 

 
1.2.1.1 Problema General. 

• ¿Cómo implementar el mantenimiento predictivo para el diagnóstico de 

fallas en transformadores ? 

 
 

1.2.1.2 Problemas Específicos. 

• ¿Cuál será el diseño de la arquitectura de comunicación para el monitoreo en 

tiempo real? 

 
• ¿Cuáles serán los equipos y dispositivos a utilizar? 

 
• ¿Cómo lograr una arquitectura menos compleja y confiable para el 

monitoreo? 
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1.3 Objetivos 

 
1.3.1 Objetivo General 

 
Implementar un sistema de monitoreo permanente de los activos del 

transformador usando sensores convencionales e inalámbricos para el 

diagnóstico de fallas. 

 
1.3.2 Objetivos Específicos 

 

• Implementar el mantenimiento predictivo para el transformador 
 

 
• Diseñar la arquitectura de comunicación de la red de sensores para el 

transformador 

 
• Monitorear la confiabilidad de los sensores inalámbricos para el transformador 
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1.4 Importancia y Alcance de la Investigación 

 
Este estudio pretende mostrar las ventajas de utilizar un sistema de monitoreo 

permanente mediante el uso de sensores en los transformadores, también busca 

analizar la factibilidad de usar sensores inalámbricos para el monitoreo con el objetivo de 

reducir la recarga de sensores y de cableado en el transformador. Con esto se busca tener 

un adecuado mantenimiento de los activos, tener un mejor diagnóstico, elaborar 

planes apropiados de contingencia, tomar mejores decisiones al momento de 

presentarse una falla y establecer un mantenimiento proactivo para los 

transformadores; además de evitar pérdidas que pueden ocurrir por 

sobrecalentamiento, la aparición de arcos eléctricos y el riesgo de que los operarios 

sufran accidentes durante la operación y el mantenimiento. 

Este estudio a su vez mostrará las ventajas de la aplicación de tecnologías como 

comunicaciones inalámbricas y automatización en el monitoreo y prevención de 

fallas en equipos y dispositivos del sector eléctrico. 

 
 
 

 
1.5 Limitaciones de la Investigación 

 
La presente investigación se centra en analizar las ventajas del mantenimiento 

predictivo y el uso de sensores para el monitoreo de transformadores, las pruebas 

fueron realizadas en un transformador tipo seco para baja tensión de uso industrial, la 

instalación de sensores en este tipo de transformadores no es muy habitual; sin 

embargo, se logró instalar e implementar la arquitectura de comunicación para las 

pruebas en los sensores inalámbricos. 

También tener en consideración que los diseños propuestos requieren un costo 

significativo, asimismo de acceso a transformadores que muchas veces no se 

consigue fácilmente. Se recomienda realizar un análisis según sea la aplicación del 

transformador en cuestión, tanto de la parte técnica como económica. 



6 
 

2 CAPITULO II: REVISION DE LA LITERATURA 
 

2.1 MARCO TEORICO 

 
2.1.1 Transformadores 

 
El transformador es un equipo utilizado fundamentalmente para la transmisión de la 

energía eléctrica hacia los centros de consumo, permitiendo que esta energía 

generada se pueda transportar a grandes distancias; por lo que constituye uno de los 

principales activos dentro de los sistemas eléctricos de potencia, además su 

aplicación también se extiende a nivel industrial para adecuar los niveles de tensión y 

corriente hacia las cargas y en algunos casos, a instrumentos de medida como relés. 

Asimismo, según (Saldívar, 2018), el transformador es una maquina estática de 

corriente alterna que transmite potencia de un devanado a otro unidos mediante un 

circuito magnético, de tal manera que se pueden modificar las magnitudes eléctricas. 

 

 

 
Figura 1: Transformador 

Fuente. Adaptado de Tecsa (2019) 
 
 
 
 

El principio fundamental de funcionamiento se basa en las leyes de Faraday y de 

Lenz sobre la inducción electromagnética. Mientras la ley de Faraday indica que para 

que exista una fuerza electromotriz inducida sobre una espira se necesita un campo 

magnético variable, Lenz establece que la dirección de la corriente se opone a la 

dirección del campo que la produce; es decir, la corriente que circula en la espira 

inducida va en la dirección contraria a la del campo magnético original. 
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Para lograr la inducción se necesita aplicar una fuerza electromotriz primaria alterna 

y materiales ferromagnéticos, de este modo se logra generar un campo magnético 

variable que circula a través del núcleo ferromagnético e induce una fuerza 

electromotriz secundaria. Manteniendo la ley de conservación de energía, la potencia 

aparente en el lado primario es el mismo que en el lado secundario, sin embargo, se 

debe considerar las pérdidas. 

 
2.1.2 Tipos de transformadores 

 
Dependiendo de la aplicación y de los aspectos constructivos, existen diversos tipos 

de transformadores entre los que resaltan los transformadores de potencia, 

transformadores de distribución, transformadores de medida y autotransformadores; 

además teniendo en cuenta el sistema de refrigeración y aislamiento se destacan los 

transformadores inmersos en aceite y los transformadores del tipo seco, todos ellos 

bajo el mismo principio de funcionamiento de inducción. 

De acuerdo con la potencia y la aplicación: 
 

Transformador de potencia: Según la Comisión Electrotécnica Internacional (IEC) 

del año 2011, define al transformador de potencia como un aparato estático que 

mediante inducción electromagnética transforma un sistema de voltaje y corriente 

alterna en otro sistema de voltaje y corriente a la misma frecuencia para transmitir 

potencia eléctrica. Este tipo de transformadores son usados es centrales de 

generación, subestaciones eléctricas y también por usuarios de alta y media tensión; 

además debido a su gran capacidad y diseño se considera a este tipo de 

transformadores como maquinas robustas y costosas, por lo que la puesta en servicio 

y mantenimiento requiere una revisión crítica para la correcta operación. 
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Figura 2: Transformador de potencia en aceite 

Fuente. Delcrosa 

 
Transformador de distribución: Estos transformadores se usan para alimentar centros 

de consumo residencial, centros comerciales, talleres, hospitales, etc. Algunos 

autores refieren a un transformador de distribución con una potencia igual o inferior 

a 500 KVA y con niveles de tensión de operación menor a 35KV, siendo los 

transformadores de potencia aquellos que trabajan con potencias por encima de esos 

valores. Generalmente este tipo de transformadores se montan sobre postes o lo que 

se conoce como subestaciones tipo biposte, aun así, según sea la aplicación y la 

capacidad también se pueden fabricar para uso sobre planta o plataformas. 
 

 
Figura 3: Transformador de distribución 

Fuente. Anhuang 
 
 
 
 

Autotransformadores: Según (Villacís, 2021), define a los autotransformadores como 

equipos que transfieren la energía eléctrica a distintos niveles de voltaje, pero con la 

principal diferencia de que no solo lo hace por inducción electromagnética sino 

también por conducción, este tipo de transformadores presentan al menos dos 

devanados en común, tal como indica la norma IEC 60076. Otra característica de 

estos transformadores es que pueden ser usados para el arranque de motores 

reduciendo la corriente mientras realiza el arranque a tensión reducida. 
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Transformadores de medida: Los transformadores de medida son aquellos usados 

para adecuar los niveles de tensión y corriente a valores proporcionales del lado 

primario, de tal manera que los equipos de medida puedan operar y realizar 

funciones de protección como por ejemplo los relés. 

De acuerdo con el sistema de enfriamiento y aislamiento: 
 

Transformadores sumergidos en aceite: Según (IEC 60076-1, 2011), define a este 

tipo de transformador en el cual el circuito magnético y los devanados se encuentran 

inmersos en aceite, teniendo en consideración a cualquier líquido, mineral, aceite u 

otro producto aislante como aceite. 

Este tipo de transformador usa al aceite como medio de aislamiento y refrigeración, 

por lo que se requiere un monitoreo para diagnóstico del estado interno del 

transformador dependiendo de su concentración de gases disueltos y ciclos de 

expansión. 

Transformadores del tipo seco: Según (IEC 60076-1, 2011) define a este tipo de 

transformadores como aquellos que no están inmersos en ningún tipo de líquido 

aislante. La característica principal es que utiliza al aire como medio de refrigeración 

y aislamiento, por lo que su diseño de construcción requiere especial consideración 

sobre la ruptura dieléctrica del medio (aire); además de que en su fabricación se 

utilizan materiales ignífugos que hacen casi imposible el riesgo de incendios. 

Dependiendo de la aplicación y las condiciones ambientales se tienen dos tipos, los 

transformadores de tipo seco ventilados y encapsulados; por lo que la refrigeración 

es un punto para tomar en cuenta cuando se realiza la instalación. 
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Figura 4: Transformador seco ventilado 

Fuente. Adaptado de Eaton 
 
 

 

 
 

Figura 5: Transformador seco encapsulado 

Fuente. Eaton 
 
 
 

 
2.1.3 Funcionamiento 

 
Con respecto al funcionamiento, se considera tres variables importantes: 

Temperatura, humedad y concentración de gases. 

Centrándonos en los transformadores de potencia y distribución del tipo seco y en 

aceite, este tipo de equipos se rigen bajo normas IEEE/IEC, donde se señala las 

condiciones de servicio, condiciones ambientales, pruebas de diseño y rutina, 

tolerancias y demás. Además de los límites de calentamiento y concentraciones de 

gases estableciendo condiciones para monitorear el estado del transformador en su 

operación. 

El estándar IEC 60076 – 1 detalla como requerimientos para que los transformadores 

operen bajo las condiciones normales de servicio. Entre ellas se tiene como 

referencias. 
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Altitud: 1000 msnm 

Temperatura de ambiente: Temperatura del aire entre -25°C y 40°C; para 

refrigeración por agua, la temperatura del agua a la entrada no debe exceder 

los 25°C. 

Tipo de onda en la entrada: Senoidal con una simetría aproximada entre las tres fases 
 

Refiere, además que se debe tener especial consideración en el diseño si es que se 

tienen condiciones inusuales de servicio como mayor altitud y temperatura, 

humedad, actividad sísmica, contaminación del ambiente, etc. 

Esta norma trata a los transformadores de potencia de manera general, detalla además 

las definiciones generales, consideraciones en la placa de características, parámetros 

eléctricos, valores de preferencia para la potencia, etc. 

La norma IEEE C57.12 define a su vez como condiciones normales de operación 

entre ellos a una altitud de 1000 msnm, sin embargo, especifica un factor de 

corrección para la rigidez dieléctrica del aire, debido a que la densidad del aire 

disminuye a medida que hay una mayor altitud. 

Además, también especifica los niveles de temperatura del aire no deben exceder los 

40°C y en promedio durante el día no debe exceder los 30°C. En caso se use un líquido 

como refrigerante, este no debe estar por debajo de los -20°C. 

 

 
2.1.3.1 Temperatura. 

El deterioro de los aislamientos en los transformadores depende de diversos factores 

tales como temperatura, contenido de oxígeno y humedad, gases, etc. 

Según la norma (IEC 60076-7,2011) 
 

La tasa de envejecimiento relativo de transformadores de potencia inmersos en aceite 

depende de muchos de estos factores, sin embargo, si se considera la temperatura de 

punto caliente, el cual es la parte operando a la máxima temperatura debido a que la 

distribución no es uniforme, se obtiene la siguiente tabla del envejecimiento relativo 

en función de la máxima temperatura y del tipo de papel aislante. 
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Cuadro 1: Tasa de envejecimiento relativo en función de la máxima temperatura 

de devanado 
 

 

Fuente. IEC 60076-7 
 
 
 

Donde: 
 

Non upgraded paper insulation o papel no mejorado térmicamente, refiere al papel 

Kraft sin agregar compuestos químicos que mejores su proceso de descomposición 

Upgraded paper insulation o papel mejorado térmicamente, refiere al tipo de papel al 

que ha sido químicamente modificado para reducir su tasa de descomposición. 

Este valor (V) representa la tasa de envejecimiento relativo y se puede usar para 

calcular la perdida de vida (L) del transformador según la formula indicada en la norma 

IEC. 

𝑡2 
𝑁

 𝐿 = ∫ 𝑉𝑑𝑡 𝑜 𝐿 ≅ ∑ 𝑉𝑛 𝑥 𝑡𝑛 𝑡1 𝑛=1 

Donde: Vn: Tasa de envejecimiento relativo durante el intervalo n 

tn: Tiempo del intervalo n 

 
 

Para poder conocer la temperatura de punto caliente del devanado se puede realizar de 

manera directa o mediante cálculos. 

De manera directa se pueden usar un cierto mínimo número de sensores de fibra óptica 

ubicados estratégicamente en el devanado, en los espacios donde esta solo el conductor 
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y una delgada capa de papel. La norma IEC señala además que no es posible instalar 

el sensor en el punto de máxima temperatura de manera exacta, por lo que la 

instalación debe ser tema de debate entre el comprador y vendedor. 

Otra manera seria estimar el punto de máxima temperatura mediante la variación de la 

temperatura de ambiente y el factor de carga usando dos ecuaciones: Ecuación 

exponencial, ecuación diferencial. Sobre este punto, (Martínez et al, 2019) sostiene 

que las ecuaciones exponenciales de la norma IEC muestran resultados aceptables, sin 

embargo, se necesita saber la temperatura de punto caliente al menos una vez, además 

afirma que el método más significativo para el cálculo de la temperatura de punto 

caliente es la de ecuaciones diferenciales de la norma IEC. 

La norma IEC 60076-7 define además los límites de temperatura en condiciones de 

sobrecarga para transformadores de potencia inmersos en aceite 

Esta norma define tres tipos de transformadores de potencia. 

Según (IEC 60076-7, 2018) 

Transformador de potencia pequeño: Transformador de potencia sin radiadores, 

refrigeradores o tubos adjuntos, incluido el tanque corrugado. 

Transformador de potencia mediano: Transformador de potencia con potencia máxima 

de 100 MVA trifásico o 33,3 MVA monofásico 

Transformador de potencia grande: transformador de potencia con una potencia 

máxima superior a 1 00 MVA trifásico o superior de 33, 3 MVA monofásicos 

Esta norma a su vez define tres ciclos de carga: 
 

Según (IEC 60076-7, 2018) 
 

Carga cíclica normal: Carga en la que se aplica una temperatura ambiente más alta o 

una corriente de carga superior a la nominal durante parte del ciclo, pero que, desde el 

punto de vista de la tasa relativa de envejecimiento térmico es equivalente a la carga 

nominal en ambiente normal temperatura. 

Carga de emergencia de larga duración: Carga resultante de la interrupción prolongada 

de algunos elementos del sistema que no serán reconectado antes de que el 

transformador alcance una nueva temperatura de estado estacionario. 
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Carga de emergencia de corta duración: Carga inusualmente pesada de naturaleza 

transitoria (menos de 30 min) debido a la aparición de uno o eventos más improbables 

que perturben seriamente la carga normal del sistema. 

Los límites de temperatura permisibles para cargas más allá de la nominal son como 

sigue en el siguiente cuadro. 

Cuadro 2: Límites de temperatura 
 

 

Fuente. IEC 60076-7 
 

Asimismo, la norma de la IEEE establece condiciones del incremento de temperatura 

Según la norma (IEEE C57.12,2018). El incremento promedio de la temperatura del 

devanado por encima de la temperatura ambiente no deberá exceder los 65 ºC a kVA 

nominal. 

El aumento máximo de temperatura del devanado (punto más caliente) por encima de 

la temperatura ambiente no deberá exceder los 80 ºC a KVA nominal. 

Como se puede inferir, la norma IEEE establece una diferencia de 15°C entre la 

temperatura de punto caliente y la temperatura promedio del devanado. 
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Esta norma señala además que la expectativa de vida de un transformador es como 

sigue en función de del punto de máxima temperatura de devanado 

 

 
Figura 6: Expectativa de vida mínima de transformadores 

Fuente. IEEE std c57.12 
 
 
 
 

Si es que el transformador demuestra una expectativa de vida de 180000hras o 20.5 

años, se puede considerar aceptable, siempre y cuando se hayan realizado las pruebas 

acordes con la norma IEEE std C57.100. 

En el caso de transformadores secos, las condiciones de servicio de acuerdo con la 

temperatura se rigen bajo la norma IEC 60076-11 

Según (IEC 60076-11, 2004), la temperatura de aire de refrigeración no excederá los 

40°C, 30°C en promedio mensual y 20°C en promedio anual. Y no debe ser inferior a 

-25°C en el caso de transformadores a la intemperie y -5°C para transformadores en 

el interior. 

Además, se especifica los límites de calentamiento dependiendo de la clase de 

temperatura de aislamiento, la clase de temperatura se especifica en la norma IEC 

60085 y es un punto para considerar en el diseño para determinar la máxima 

temperatura en el devanado y la sobreelevación de la temperatura del devanado en 

relación con la temperatura ambiente 
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Cuadro 3: Límites de calentamiento 
 

 

Fuente. IEC 60076-11 
 
 
 

Si tomamos el caso de un transformador del tipo seco con clase F, la temperatura en 

cualquier parte del sistema de aislamiento del transformador no debe exceder de 

155°C, con una sobreelevación de 100°C sobre la temperatura ambiente para la 

temperatura del devanado 

A su vez, la temperatura máxima de punto caliente viene definido en la norma IEC 

60076-12. Este valor puede medirse o ser calculado a un valor aproximado según las 

ecuaciones que se describen en la norma de igual manera que en los transformadores 

en aceite. 

 

 
2.1.3.2 Humedad. 

La humedad guarda estrecha relación con la temperatura, en cuanto a esto (Salamanca 

et al, 2021) sostiene que la humedad circula entre el aceite y la celulosa del 

transformador buscando el equilibrio térmico, esta circulación depende de la 

temperatura, si la temperatura es alta, la humedad migra desde la celulosa al aceite y a 

bajas temperaturas ocurre el proceso opuesto. 

Los transformadores llevan a cabo un proceso de secado durante el proceso de 

fabricación, los valores estándar son de menos de 0.5% a 1% de humedad relativa en 

la celulosa. 

Según (IEC 60422, 2002), la solubilidad del agua (Ws) en el aceite de un trasformador 

va a depender tanto como de las condiciones de operación como de la temperatura del 

aceite, mientras que el contenido de agua absoluto es independiente de estos factores. 
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El contenido de agua absoluto puede medirse por distintos métodos (Wabs) y es dado 

en mg/Kg, en cuanto al contenido de agua o humedad relativos es la división entre la 

Wabs/Ws. 

Cuando la humedad presente en el aceite está por encima de la solubilidad del agua, el 

exceso de agua no puede ser retenido y en su caso aparecerán burbujas o gotitas, lo 

que reducirá la rigidez dieléctrica del aceite. 

El porcentaje de saturación del agua o humedad relativa indica la posibilidad de 

formaciones de contenido de agua en el aceite, este factor es muy dependiente de la 

temperatura del aceite. 

Según (IEEE C57.c57,2006) indica una guía para interpretar los valores de la humedad 

relativa del aceite y la condición del papel 

Cuadro 4: Interpretación porcentaje de saturación de agua en aceite 
 

 

Fuente. Adaptado de IEC 60422 
 

También sugiere los límites máximos de contenido de agua y humedad relativa en el 

aceite para los transformadores, dependiendo del nivel de voltaje y de la temperatura 

promedio del aceite. 

Cuadro 5: Límites de humedad sugeridos 
 

 

Fuente. IEEE c57.106 
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En cuanto a los transformadores del tipo seco, la norma IEC 60076-11 establece que 

el contenido de humedad en el ambiente debe ser inferior al 93%. 

 

 
2.1.3.3 Concentraciones de gases. 

El aceite en transformadores está compuesto de una mezcla de moléculas derivadas 

del carbono (C) e hidrogeno (H) y demás grupos químicos. La formación de cadenas 

de carbono e hidrogeno puede ocurrir debido a fallas eléctricas y térmicas, estas 

cadenas se recombinan a través de reacciones químicas formando otras moléculas 

como hidrogeno, metano, etano, etileno, entre otros 

Según (IEC 60599, 2022), los compuestos químicos típicos presentes son como se 

muestra en tabla 

Cuadro 6: Compuestos químicos y fórmulas 
 

 

Fuente. IEC 60599 
 
 
 

Los valores típicos de concentración estos gases que no ameriten signos de fallas 

difieren del tipo de transformador y de las condiciones de servicio como el ambiente, 

la carga, etc. 

La formación de estos gases puede ser mínimo como resultado del normal 

envejecimiento del aceite por temperatura, sin embargo, puede originarse a causa de 

fallas en el transformador, así como también de la corrosión de otros materiales 

químicos como el hierro, superficies de pintura. 
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Mientras la concentración de estos gases se mantenga por debajo de los valores típicos 

no se debería considerar como un signo de falla. 

A su vez proporciona los valores de concentración de gases típicos que se han 

observado el 90% de las veces en transformadores de potencia 

Cuadro 7: Concentración de gases típicos en transformadores de potencia 
 

 

Fuente. IEC 60599 
 
 
 

Por su parte la norma IEEE C57.104 establece cuatro condiciones dependiendo de la 

concentración de gases disueltos en el aceite, este criterio considera a los gases por 

separado y en total de gases combustibles (TDCG). 

Según (IEEE C57.104, 2008), las condiciones que clasifican a los transformadores 

cuando no haya un historial previo de análisis de gases son 

Condición 1: TDCG y gases individuales por debajo de los valores especificados en la 

tabla indican que el transformador esta funcionado satisfactoriamente. 

Condición 2: TDCG dentro de estos valores indica un nivel de gas combustible mayor 

al normal, además cualquier gas individual por encima sugiere una investigación 

adicional para poder establecer una tendencia. 

Condición 3: TDCG dentro de este rango indica un nivel alto de descomposición, 

además cualquier gas individual por encima de estos valores sugiere una investigación 

adicional para poder establecer una tendencia 

Condición 4: TDCG por encima de este valor indica una excesiva descomposición la 

cual puede provocar una falla del transformador. 

Los valores de concentraciones disueltos se especifican en la siguiente tabla. 
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Cuadro 8: Límites de concentraciones 
 

 

Fuente. IEEE c57.104 
 
 

 
2.1.4 Aspectos Constructivos 

 
Los transformadores se caracterizan por tener distintas aplicaciones, según sea la 

aplicación puede o no contar con diversos componentes, entre estos se tiene al 

conmutador de tomas, incluso a los materiales aislantes dependiendo si son 

transformadores secos o en aceite. 

En síntesis, las partes fundamentales de un transformador son las que se describen a 

continuación. 

 

 
2.1.4.1 Núcleo. 

Compuesto de un material ferromagnético apilados como láminas uno sobre otro para 

reducir las pérdidas por corrientes parásitas. Sobre los diseños del núcleo, (Hernández 

& Guidos, 2020), señalan que existen 2 diseños: Núcleo y Acorazado. 

En el caso del diseño tipo núcleo, dos devanados rodean un único núcleo y son 

usados para corrientes y potencias bajas; en cambio el diseño tipo acorazado, el flujo 

va a través de un único grupo de devanados y son usados para potencias mayores a 

50 MVA. 
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Figura 7: Diseños de núcleo 

Fuente: Adaptado de Hernández & Guidos (2020) 
 
 
 
 

2.1.4.2 Devanado. 

El devanado son espiras enrolladas sobre el núcleo para lograr el fenómeno de 

inducción electromagnética. A un mayor número de vueltas, mayor será la tensión 

inducida, dependiendo de la relación de vueltas entre arrollamientos. 

Con respecto a su diseño, (Hernández & Guidos, 2020) sostiene 3 formas 

constitutivas o esquemas de los devanados. 
 

 
Figura 8: Arreglos de las bobinas 

Fuente. Adaptado de Hernández & Guidos (2020) 
 
 

 
2.1.4.3 Tanque. 

Es la estructura de metal en donde tendrá lugar el transformador, por lo que debe 

garantizar el soporte y protección de los equipos y/o activos internos y externos. 

Según cual sea el requerimiento existen diferentes diseños. Según (Diaz & Cruz, 

2019), dependiendo del diseño existen tanques lisos, con ondulaciones y radiadores. 
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Figura 9: Diseños de tanques 

Fuente. Adaptado de Diaz & Cruz (2019) 
 

 
A su vez según (Hernández & Guidos, 2020), existen dos métodos comunes para 

garantizar un control en las variaciones de presión dentro del transformador, tanque 

sellado y tanque conservador 

 

 
 

Figura 10: Tanque sellado y tanque conservador 

Fuente. Adaptado de Hernández & Guidos (2020) 
 
 
 

En el tanque sellado, se mantiene el tanque principal sellado y mantiene una capa de 

gas por encima a volúmenes constantes, la manera de operar dependerá de la presión 

interna (alta temperatura), si la presión interna supera los 5psi, la válvula de alivio 

expulsará aire y nitrógeno. Cuando el transformador se enfría y la presión interna 

está 5psi por debajo de la presión atmosférica, la válvula de alivio permitir el ingreso 

de oxígeno y humedad. 
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En caso de tanque conservador, involucra el uso de un tanque auxiliar parcialmente 

lleno. A elevadas temperatura, el tanque auxiliar recibirá el aceite cuando este se 

expande. 

 

 
2.1.4.4 Bushings. 

Son los aisladores que permiten la conexión de la red eléctrica hacia el transformador 

y ayudan a reducir la aparición de arcos eléctricos, se diseñan de acuerdo con el nivel 

de tensión de operación indicado en la placa de características. 

Según (Hernández & Guidos, 2020), los materiales con los que se fabrican estos 

aisladores y su nivel de tensión son los siguientes 

Porcelana (tensiones hasta 25 kv). 
 

Porcelana – aceite (tensiones entre 25 y 69 kv). 

Porcelana – resina sintética (tensiones 34,5 a 115 kv). 

Porcelana – papel impregnado de aceite (tensiones mayores a 275 kV). 

Además, funcionan como aislamiento de humedad y otros contaminantes. 

2.2 Antecedentes de Estudio 

 
Los transformadores pueden presentar fallas si es que operan muy por debajo o por 

encima de su carga nominal, la aparición de sobrecalentamiento y/o exceso de 

humedad puede ser una consecuencia de este tipo de operación. En cuanto a ello, en 

Peru se elabora una evaluación de la cargabilidad de los transformadores de potencia. 

Los transformadores de potencia de las empresas generadoras, transmisoras, 

distribuidoras y de usuarios libres registraron durante las 2023 operaciones por 

debajo y por encima de su capacidad nominal de acuerdo con el informe técnico de 

OSINERGMIN. 

Durante el primer trimestre del 2023, 220 transformadores operaron por debajo del 

50% de su capacidad nominal; asimismo, 26 transformadores operaron por encima 

de su capacidad nominal. Durante el segundo trimestre se registraron 238 

transformadores por debajo del 50% y 15 transformadores por encima del 100% de 

su capacidad nominal. Finalmente, durante el tercer trimestre, 259 transformadores 
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operaron por debajo del 50% y 12 transformadores por encima del 100% de su 

capacidad nominal. 

A su vez existen estudios internacionales sobre el monitoreo en tiempo real de 

transformadores para el diagnóstico temprano de fallas. (Luopajarvi, 2010) en su 

tesis de maestría en la Universidad de Vaasa en Finlandia realiza un estudio para 

evaluar las condiciones de monitoreo online para transformadores de potencia 

mediante el uso de cuestionarios por el método Delphi llegando a la conclusión que 

este monitoreo tiene problemas y retos grandes relacionado con los equipos a utilizar, 

el conocimiento y los estándares. 

Por otra parte (Landy, 2015) en su tesis en la Universidad Salesiana en Ecuador 

desarrolla un modelo para monitorear los parámetros operacionales del 

transformador para el diagnóstico temprano de fallas. Se realiza una implementación 

de una arquitectura usando sensores y analizadores de gases junto con un monitor 

para monitorear parámetros del transformador incluyendo variables como voltaje y 

corriente. 

 
2.3 Bases Teóricas 

 
2.3.1 Fallas en Transformadores 

 
Los transformadores en general operan a altos niveles de tensión y corriente, por lo 

que están sometidos a esfuerzos mecánicos y eléctricos que tienen efecto sobre la 

vida útil del transformador. Según (De la torre, 2021), la expectativa de vida de un 

transformador es de 35 años máximo, 20.5 años como promedio; y este puede 

extenderse dependiendo de las condiciones de operación. 

Existen factores como oxígeno, humedad y demás contaminantes internos que 

pueden ingresar y dañar los componentes internos del transformador, 

específicamente en el aislamiento. 

 
2.3.2 Aislamiento en transformadores 

 
La vida útil del transformador depende del estado del aislamiento, los materiales 

dieléctricos que se usan como aislante son los aislantes solidos como el papel que 

envuelve a los devanados para aislar el lado de alta tensión del de baja tensión, el 
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líquido dieléctrico como el aceite u otro mineral para aislar y refrigerar las bobinas y 

en transformadores de construcción sellada se suelen utilizar aislantes gaseosos como 

el hexafluoruro de azufre (SF6). 

Las características de estos materiales dieléctricos deben estar diseñados para tener 

una alta rigidez dieléctrica y evitar que se produzcan arcos eléctricos en el interior 

del transformador. 

 

 
2.3.2.1 Líquido dieléctrico y aceite. 

El aceite dieléctrico es un elemento fundamental para la operación del transformador, 

debido a que posee características aislantes y de refrigerante para las bobinas. 

También sirven para proteger al papel de la absorción de humedad y otros 

contaminantes. 

Una de las características inherentes del aceite es la tensión de ruptura, el cual es un 

factor importante para considerar en el diseño y fabricación. La norma IEC 60422 

señala los valores límite de la tensión de ruptura según el voltaje de operación. 

Cuadro 9: Valores de tensión de ruptura 
 

 

Fuente. Adaptado de Hernández & Guidos (2020) 
 

 
El aceite que se usa como aislante en transformadores es un compuesto derivado del 

petróleo, básicamente su estructura son hidrocarburos que se pueden clasificar en: 

Naftenicos, parafínicos y aromáticos. 

Según (Chavarrea, 2020), la diferencia entre cada uno de ellos es la disposición de 

los átomos de carbono, los átomos de carbono que están dispuestos de manera lineal 

o ramificada son los parafínicos, los que están dispuestos en forma de anillos son los 

naftenicos y los que están unidos como anillos de benceno son los aromáticos. 
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Según sea la composición, el aceite tendrá diferencias entre sus propiedades, entre 

ellas se tiene. 

Los aceites parafínicos forman ceras o compuestos solidos cuando las temperaturas 

son bajas. Estos compuestos pueden afectar la funcionalidad del aislamiento, 

afectando las sus propiedades dieléctricas. 

Los aceites parafínicos son menos estables térmicamente con respecto a los otros 

tipos de aceite. De igual manera, el efecto de la temperatura puede aumentar la tasa 

de envejecimiento del aceite. 

Los aceites parafínicos tienen una viscosidad más alta a temperaturas bajas con 

respecto a los otros. Lo que causa que la capacidad de disipar el calor no sea buena. 

Además, el estado del aceite sirve como un indicador de las condiciones del 

transformador, debido a que cuando se producen fallas, estas pueden alterar la 

composición del aceite y se pueda diagnosticar probables fallas y establecer 

mantenimientos correctivos. 

Según (De la torre, 2021), el efecto de degradación del aceite se puede originar 

debido a la presencia de humedad, oxidación, temperatura, sobrecargas, 

sobretensiones, deterioro del barniz de los devanados y demás. 

 

 
2.3.2.2 Aislantes sólidos. 

La principal función es aislar los arrollamientos de alta y baja tensión, el material 

comúnmente usado es el papel a base de celulosa. Según (De la torre, 2021), las 

funciones básicas del papel son: Resistencia dieléctrica, resistencia mecánica, 

resistencia térmica y la capacidad de mantener sus propiedades. 

Existen distintos materiales usados como aislamiento eléctrico, de acuerdo con 

(Jiménez & Gómez, 2016), algunos de los materiales solidos dieléctricos usados en 

transformadores de potencia son los siguientes 
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Cuadro 10: Materiales utilizados en transformadores de potencia 
 

 

Fuente. Jiménez & Gómez (2016) 
 
 
 

Cuadro 11: Papeles usados en transformadores de potencia 
 

 

Fuente. Jiménez & Gómez (2016) 
 
 
 

Una propiedad de estos aislantes es el grado de polimerización (DP), y refiere al 

número de anillos de glucosa en las cadenas de polímeros del papel, es importante 

mantener el grado de polimerización elevado ya que estos valores caen a lo largo del 

tiempo y producirán gases y compuestos en el aceite que a su vez afectarán la rigidez 

dieléctrica tanto del aceite como del papel mismo. 

Según el Consejo Internacional de Grandes Sistemas Eléctricos (CIGRE, 2007), los 

valores de envejecimiento de papel según el grado de polimerización son como sigue 
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Cuadro 12: Rangos de envejecimiento según el grado de polimerización 

 

 

Fuente. Jiménez & Gómez (2016) 
 
 
 

También según (Chavarrae, 2020), indica en su interpretación que cuando el valor 

del grado de polimerización (DP) cae por debajo de 200, se recomienda que el papel 

ya no esté en servicio debido a que su resistencia de tracción está al 50%, estos 

valores también se mencionan en la norma IEC 60076-7. 

Cuadro 13: Observaciones según el grado de polimerización 
 

 

Fuente. Jiménez & Gómez (2016) 

 
2.3.3 Estadísticas 

 
Es bien sabido que los transformadores representan un activo económicamente 

importante dentro del sistema eléctrico y también para las industrias, por lo que tener 

una visión integral de los problemas que se presentan en los transformadores otorga a 

los operarios la posibilidad de conocer acerca de cuáles son los componentes y/o 



29 
 

activos que requieran de un control y a su vez tomar mejores decisiones al momento 

de actuar ante alguna falla imprevista. 

De acuerdo con el Consejo Internacional de Grandes Sistemas Eléctricos (CIGRE), 

por medio de reportes se obtuvieron datos estadísticos sobre las fallas más comunes 

que ocurren en transformadores. Estos reportes a su vez indicaron que estas fallas se 

presentan durante las operaciones y mantenimientos o debido a ciertos errores 

durante el proceso de fabricación. 

 
 
 

 
Figura 11: Porcentaje de fallas en transformadores según CIGRE 

Fuente. Adaptado de Contreras & Diaz (2021) 
 

 
Se muestra que la mayor cantidad de fallos ocurre en el cambiador de taps con 

41.4%, seguido de los devanados 19.2%, aceite 12.9%, bushings 12.3%, el equipo 

auxiliar 11.6% y finalmente el nucleo con un 2.6%. 

Además, de acuerdo con (Contreras & Diaz, 2021), un estudio bastante detallado y a 

profundidad sobre las fallas en los transformadores de potencia, para conocer la 

tendencia de los principales activos y la frecuencia de falla en El Salvador se 

muestran a continuación. 
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Figura 12: Porcentaje de fallas en El Salvador 

Fuente. Adaptado de Contreras & Diaz (2021) 
 

 
Acorde con este estudio, el 45% de las fallas ocurre con el equipo auxiliar, equipos 

como los medidores de temperatura, relés detectores de gas, sistema de enfriamiento, 

indicador de nivel de líquido que en conjunto representan el mayor número de fallas, 

siendo estos equipos no parte de la funcionalidad propia del transformador, sino 

como elementos indicadores para el control y monitoreo de este. 

Otra de las fallas más comunes ocurre en el tanque principal 42.5%, donde el aceite 

representa el 15%, donde el 13.8% representa falla por el ingreso de humedad, 

seguidos por los devanados/conductores/sujeción de devanados con 23.75%, donde 

el 12.78% representa fallas en el aislamiento y el 10.69%, falla en el devanado y 

conductores. 

 
2.3.4 Análisis de Fallas 

 
Las fallas en transformadores muchas veces son producto de la misma operación y 

son situaciones imprevistas con potencial de ocasionar daños materiales y 

económicos en las concesionarias. Es importante conocer y analizar las fallas más 

comunes según la estadística detallada previamente. 

Según (Diaz & Cruz, 2019), los activos críticos dentro del transformador son el 

devanado/núcleo, tanque/aceite, bushings y el conmutador de tomas; los cuales 

también guardan relación con lo señalado por CIGRE, por lo que conocer los 
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factores que afectan a estos activos es crucial para extender la vida útil del 

transformador 

Cuadro 14: Componentes críticos en un transformador 

 

 

Fuente. Diaz & Cruz (2019) 
 
 
 

Asimismo, sobre este punto (Omicron Energy, 2022) describe las influencias 

negativas que alteran la esperanza de vida de un transformador. 

 
 

 

 
Figura 13: Influencia negativas en transformadores 

Fuente. Omicron (2022) 
 

 
Según los autores, la presencia de agentes externos como humedad, oxígeno y las 

condiciones ambientales ocasionan un aumento en la pérdida de la esperanza de vida 
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de un transformador, otros factores como transporte, rayos y demás se puede 

considerar como situaciones momentáneas que también requieren de un control. 

 
2.3.5 Conmutador de tomas 

 
Según (Contreras & Diaz, 2021) el conmutador de tomas es el único elemento móvil 

dentro del transformador, debido a que realiza la regulación del nivel de tensión 

mediante el cambio de derivaciones, por lo que el continuo movimiento puede 

originar un desgaste de los contactos y del funcionamiento del motor. 

Los factores que aceleran el desgaste pueden ser una aplicación incorrecta, 

instalación defectuosa y sobrecargas, y las fallas pueden originarse por 

combinaciones mecánicas, eléctricas y térmicas. 

Según el autor, algunas de las fallas en el cambiador de tomas son las siguientes 
 

• En una falla run-through, el cambiador de tomas se tarda después de que un 

relé cambia la proporción de las vueltas. Esto se debe a que el relé tiene 

residuos. Otra causa es el desgaste del resorte 

• Falta de mantenimiento que deriva en una desincronización de la conexión de 

eje entre el cambiador y el motor. 

• Condensadores viejos y desgastados en el motor, lo que hace que el 

cambiador falle al momento de controlar la dirección de movimiento. 

• Un uso regular que desgasta el resorte y lo hace más frágil hasta el punto de 

romperse. Por ello, el cambiador no puede cambiar la proporción de las 

vueltas del devanado. 

• Descompostura del motor en el cambiador debido a un voltaje excesivo. 
 

Además, Según (Diaz & Cruz, 2019), una de las causas de las fallas en los 

cambiadores de tomas es que se generan grandes cantidades de agua, carbón y gases; 

además de un aumento de temperatura. 

Estos pueden ocasionar que se produzca una degradación del aceite y la aparición de 

puntos con sobrecalentamiento mayores a 200°C. 

Otro análisis de las fallas en el cambiador de tomas, específicamente en el 

conmutador de tomas bajo carga muestra una descripción de las fallas típicas, el 

defecto y el modo de la falla. Según (Betancourt & Galván, 2014), los agentes que 
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llegan a provocar las fallas en el conmutador vienen dado por mantenimientos 

inadecuados, operaciones incorrectas, exceso de humedad en el aceite o hasta 

limitaciones en el diseño y fabricación. 

A modo de resumen, las fallas descritas se presentan a continuación 
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Cuadro 15: Fallas típicas en conmutador de tomas bajo carga 
 

 

 

 

Fuente. Betancourt & Galván (2014) 
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Sin embargo, se pueden realizar pruebas de manera periódica para poder conocer el 

estado y las condiciones de funcionamiento, según (Plath & Putter, 2017), las 

pruebas que se realizan en los cambiadores de toma bajo carga del tipo resistivo (alta 

tensión) son los siguientes 

Cuadro 16: Pruebas comunes en el OLTC 
 

 

Fuente. Plath & Putter (2017) 
 
 
 

Este estudio también sugiere la medición de la resistencia dinámica (DRM) como 

una prueba complementaria a la medición de la resistencia estática del devanado, el 

propósito es esta prueba es detectar el desgaste de los contactos, cables y resistencias 

de conmutación sin la necesidad de adicionar un cableado, ayudando a reducir los 

costes del mantenimiento y garantizando un mejor monitoreo del cambiador de 

tomas que permitirá evitar cualquier imprevisto en caso de falla. 

Para realizar las mediciones descritas existen maletas de pruebas de la marca 

Omicron, entre ellas tenemos a las maletas Testrano 600 y la CPC100 más el 

accesorio CB SB1, que realizan pruebas de la resistencia de devanado estática y 

dinámica sin la necesidad de recablear entre cada prueba y sin la necesidad de abrir 

compartimento del conmutador. 

Según (OMICRON, 2022), en la prueba de resistencia de devanado, los valores 

medidos no pueden diferir en 1% de los de referencia, y las diferencia entre fases son 
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aproximadamente entre 2-3%, además indica que la temperatura de referencia es de 

75°C y los valores deben corregirse según la temperatura. 

También la norma de la IEEE especifica los requerimientos y pruebas en el aceite del 

cambiador de tomas, este apartado de la norma detalla las pruebas y los valores 

límites de estas pruebas en conmutadores que no hayan sido energizados y en 

aquellos con uso continuo en servicio. 

Según (IEEE C57.106, 2002), las pruebas periódicas en el aceite de los 

conmutadores y sus valores se describen a continuación 

Cuadro 17: Valores limites antes de la energización 
 

 

Fuente. IEEE C57.106 (2002) 
 
 
 

Cuadro 18: Valores límites en servicio continuo 
 

 

Fuente. IEEE C57.106 (2002) 
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2.3.6 Tanque/Aceite 

 
Como se detalló previamente, el tanque es el soporte estructural del transformador y 

en él se encuentra contenido el núcleo, bobinados, aceite, etc. Una falla en el tanque 

podría deberse a daños en la propia estructura, fugas de aceite o gases, mala 

refrigeración y demás como posible causa de unas condiciones ambientales nocivas, 

exceso de humedad, presencia de sal, etc. 

A su vez, el aislamiento liquido (aceite) y el aislamiento solido(papel) están 

protegidos del ingreso de contaminantes y agentes externos por el tanque, esto 

permite que se pueda extender la vida útil del aislamiento y por consecuencia del 

transformador. Según (Hernandez & Guidos, 2020), la integridad del aislamiento 

representa el principal problema si nos referimos al tanque, factores como 

sobrecalentamiento y humedad pueden acelerar el envejecimiento del aislamiento y 

generar productos como furanos que acelerará aún más la degradación de la celulosa. 

Otra de las causas de la descomposición puede deberse a partes sueltas, contactos 

defectuosos, burbujas de gas en el aceite, entre otros. 

Según (IEC 60076-7, 2008), la degradación del aislamiento se debe a la combinación 

de tres procesos: Oxidación, hidrólisis y pirólisis. 

La oxidación es un proceso que ocurre por la presencia de oxígeno a través del 

ingreso de aire, posiblemente ocurre a bajas temperaturas y como producto final 

aparece agua. 

La hidrólisis, se puede decir que es un proceso auto acelerador del envejecimiento de 

la celulosa, y se debe a la presencia de ácidos carboxílicos que se disocian en agua, 

tanto el ácido carboxílico como el agua son productos durante el envejecimiento 

propio de la celulosa. 

El pirólisis es un proceso que ocurre sin la presencia de agua ni oxígeno, sino que se 

debe a las altas temperaturas de la operación y en sobrecarga. 
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Figura 14: Mecanismos de degradación de la celulosa 

Fuente. Crespo et al (2016) 
 

 
Tal como se detalló en el apartado de funcionamiento, existen límites de temperatura 

para las condiciones de carga y los valores de humedad o contenido de agua que se 

debe tener presente. La expectativa de vida del aislamiento está muy relacionada con 

agentes como humedad, temperatura y oxígeno. La siguiente grafica muestra la 

relación entre el contenido de humedad, la temperatura máxima de punto caliente y 

el oxígeno según sea el tipo de papel. 

 

 
Figura 15: Dependencia de la expectativa de vida para papel no 

mejorado 

Fuente. IEC 60076-7 (2018) 
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Figura 16: Dependencia de la expectativa de vida para papel mejorado 

Fuente. IEC 60076-7 (2018) 
 

 
Otro parámetro importante que indica la norma es el grado de polimerización (DP), 

es cual es usado para conocer el estado del aislamiento en el papel, como se sabe, el 

grado de polimerización (DP) corresponde al promedio de anillos glucosídicos en la 

celulosa, la longitud las moléculas de celulosa tienden a reducirse producto del 

envejecimiento. 

También otro parámetro viene a ser la fuerza mecánica del papel, el cual es 

importante en el papel del devanado para resistir los esfuerzos cortantes producto de 

cortocircuitos. 

La norma IEC muestra en la siguiente grafica la correlación entre el grado de 

polimerización (DP) y la fuerza de tensión o mecánica en ambos tipos de papel. 

 

 
Figura 17: Relación de la fuerza mecánica y el DP 

Fuente. IEC 60076-7 (2018) 
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La norma indica que cuando se desciende el valor del grado de polimerización a 200, 

la fuerza de tensión o mecánica del papel es muy baja y se puede considerar que ha 

llegado a su etapa final; sin embargo, la fuerza dieléctrica podría seguir siendo 

aceptable. 

Asimismo, la norma muestra una relación entre el envejecimiento natural del aceite, 

el cambio del grado de polimerización (DP), a unos valores de temperatura, humedad 

y oxígeno dado. 

 

 
Figura 18: Aceleración del envejecimiento del aceite a 140°C, oxigeno < 

6000 ppm y humedad al 0.5% 

Fuente. IEC 60070-7 (2018) 
 

 
Por otra parte, la celulosa y el aceite están sometidos a esfuerzos y a condiciones 

adversas que poco a poco van provocando su deterioro, debido a eso se van 

generando productos perjudiciales en el interior que son necesarios monitorear y 

controlar, mientras se van perdiendo sus propiedades dieléctricas. 

Sobre este punto, (Chavarrae, 2020), realiza un análisis del envejecimiento del papel 

y del aceite y de la producción de diferentes tipos de compuestos producto de este 

envejecimiento, asimismo indica que no es posible conocer con certeza que 

productos son propios del aceite o del papel, ya que el proceso es en ambos a la vez. 

Los productos que degradan el aislamiento celulósico son: 

Agua: Principal fuente de degradación del papel, su origen puede deberse a la 

absorción de agua desde el exterior y por hidrolisis u oxidación del aceite y del 
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papel. Como consecuencia se disminuye la resistencia de aislamiento y aumenta la 

presencia de burbujas en el aceite. 

Ácidos: Los ácidos son producto de la hidrolisis donde se rompen las cadenas de 

celulosa, estos se descomponen y forman ácidos que no son estables y forman otras 

sustancias como carbono y agua. 

Furanos: Uno de los principales productos que se forman con la degradación de la 

celulosa es el 2-furfaral, debido a la estabilidad de este compuesto es posible 

monitorear esa cantidad para conocer el estado del transformador. Experimentos han 

mostrado que la hidrolisis en la celulosa a temperaturas entre 100°C a 200°C y la 

humedad aumentan la producción de este compuesto. 

Óxidos de Carbono: Son los productos finales luego de que el papel haya sido 

destruido. 

A su vez, también especifica los productos que degradan el aceite: 
 

Ácidos: La oxidación del aceite producen ácidos de bajo y alto peso molecular, los 

que a su vez tienen cierto impacto en la degradación y envejecimiento del papel. 

Lodos: Son productos envejecidos suspendidos en el aceite debido a su alta 

polarización, causado por la oxidación del aceite y el envejecimiento del papel, así 

como un aumento de la acidez. 

Como hemos visto, el envejecimiento y deterioro del aceite y el papel producen 

compuestos que nos indican en que grado se encuentra el aislamiento, asimismo en 

condiciones de esfuerzos eléctricos y térmicos anormales y la degradación del 

aislamiento, se producen gases combustibles que según sea el tipo de falla, la 

concentración de estos será diferente. 

Con respecto a las fallas, (Achahuanco, 2014), señala que pueden ser de dos tipos: 

Fallas eléctricas y fallas térmicas los cuales vienen señalados en la norma IEEE 

C57.104. 

El primer punto tiene que ver con la descomposición térmica del aceite y de la 

celulosa, a temperaturas entre 150°C y 500°C la descomposición del aceite genera en 

su mayoría gases como hidrogeno, metano y pequeñas cantidades de etano y etileno. 
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Sin embargo, si la temperatura aumenta, las cantidades generadas de estos gases se 

vuelve importante. 

La descomposición térmica de la celulosa ocurre a temperaturas más bajas que la del 

aceite y se van generando monóxido y dióxido de carbono, por lo que es posible 

encontrar estos gases cuando el transformador está en su condición normal de 

operación. 

El segundo punto relacionado con las fallas eléctricas, se dividen en dos: Descargas 

de baja intensidad y de alta intensidad. 

Cuando se produce una descarga de baja intensidad se produce principalmente 

hidrogeno y genera temperaturas entre 200°C y 700°C, en tanto que la descarga 

aumente de intensidad se producirán cantidades significativas de etileno y acetileno. 

Cuando se produce una descarga de alta intensidad se generan temperaturas entre 

700°C y 1800°C y el acetileno como gas principal. 

Asimismo, (IEC 60599, 2022), también detalla las fallas típicas en los 

transformadores que no tienen comunicación con el conmutador de tomas bajo carga, 

es decir, que no existe comunicación de ningún gas ni aceite entre el compartimento 

del conmutador y el del tanque principal 

Cuadro 19: Fallas típicas en transformadores de potencia 
 

 

Fuente. IEC 60599 (2022) 
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Es por ello por lo que existen técnicas y procedimientos de análisis de estos gases 

para poder determinar la condición y la falla del transformador en caso se superen las 

concentraciones de los gases combustibles. 

Según (IEEE C57.104, 2008), el procedimiento y las indicaciones a seguir después 

de una detección inicial de gas sea disuelto en aceite o en el espacio de gas y las 

acciones asociadas van de acuerdo con el siguiente diagrama. 

Cuadro 20: Diagrama de flujo del proceso de análisis de gases 
 

 

Fuente. IEEE C57.104 (2008) 
 
 
 

Según la norma, una vez se encuentre la posible condición referida previamente en el 

apartado de funcionamiento, y se realice un remuestreo de la tasa de generación de 

los gases, se debe indicar la condición y el plan de acción a tomar de acuerdo con el 

siguiente cuadro en caso se trate de muestras en el aceite. 
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Cuadro 21: Acciones a realizar según el TDGC 
 

 

 

Fuente. IEEE C57.104 (2008) 
 
 
 

Las técnicas de análisis de gases permiten conocer el posible tipo de falla que ocurre 

en el transformador, existen varios métodos que han sido desarrollados a través del 

tiempo, con respecto a esto (Juris, 2020), detalla a continuación las técnicas más 

importantes de gases disueltos en aceite. 

 

 
2.3.6.1 Análisis de Dornenburg. 

Esta técnica permite conocer el origen de la falla de un transformador mediante la 

concentración de gases disueltos en el aceite, este análisis señala 4 ecuaciones que 

relacionan estas concentraciones, teniendo en cuenta especialmente al metano (𝐶𝐻4), 

hidrogeno (𝐻2), etano (𝐶2𝐻6), acetileno (𝐶2𝐻2) y etileno (𝐶2𝐻4). 

Las ecuaciones son las siguientes: 
 𝑅1 = 

𝐶𝐻4 𝐻2 
; 𝑅2 = 

𝐶2𝐻2 𝐶2𝐻4 
; 𝑅3 = 

𝐶2𝐻2 𝐶𝐻4 
; 𝑅4 = 

𝐶2𝐻6 
 

 𝐶2𝐻2 
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El procedimiento y las condiciones que se deben cumplir para utilizar este análisis es 

que si al menos uno de los gases supere dos veces el límite máximo establecido 

denominados L1 

Cuadro 22: Concentración de gases L1 
 

 

Fuente. Juris (2020) 
 
 
 

Y el etano o el monóxido de carbono exceda el límite L1, luego a partir de eso se 

procede a determinar las relaciones entre concentraciones, estas relaciones no pueden 

ser indeterminaciones; quiere decir que ninguna concentración a excepción del etano 

puede ser cero. Una vez se tenga los resultados de cada relación se compara con los 

valores del cuadro para conocer el diagnóstico del transformador. Si en caso, algunas 

de estas relaciones resultan una indeterminación, se vuelve a tomar otra muestra y se 

vuelve a realizar un análisis de los gases, si ninguno se encuentra presente o no se 

cumple ninguno de los requisitos previamente descritos, se concluye que el método 

de Dornenburg no se puede aplicar y se sugiere utilizar otras técnicas. 

Cuadro 23: Cuadro posibles fallas según Dornenburg 
 

 

Fuente. Juris (2020) 
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El siguiendo diagrama resume el procedimiento para utilizar la técnica de 

diagnóstico de Dornenburg 

 

 
Figura 19: Diagrama de flujo de Dornenburg 

Fuente. Juris (2020) 
 

 
Las principales fallas que se pueden detectar con esta técnica de análisis son tres: 

descomposición térmica, efecto corona o descarga parcial de baja y arco interno o 

efecto corona de alta intensidad. 

Falla térmica: Las fallas térmicas se pueden presentar cuando el transformador ha 

sido sometido en condiciones de sobrecarga, esto inicia la producción de gases como 

hidrogeno y metano, además de etileno y etano que aceleran la descomposición del 

aceite afectando también a la celulosa. 

Efecto corona: Es una descarga parcial con poca energía de larga duración que causa 

rupturas dieléctricas acumulativas en el aceite produciendo a su vez hidrogeno y 

metano que podrían evolucionar en descargas en la celulosa. 

Arco interno: Es una descarga parcial de alta intensidad de corta duración, se forma 

cuando el aceite y algún elemento solido en el interior se encuentran a potenciales 

diferentes, esto causa que las propiedades y la resistividad dieléctricas empiezan a 

disminuir que produce una descarga o chispa. 
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2.3.6.2 Análisis de gas clave. 

Como sabemos las perturbaciones eléctricas y térmicas generan la producción de 

gases en el transformador, al momento de que una falla se presente, es posible 

encontrar que ciertos gases combustibles se encuentran en concentraciones mayores 

debido al aumento de la temperatura en el interior. 

También se presentarán cambios de temperatura si el transformador es sometido a 

sobrecargas, estos gases que se formaran degradaran el aceite y también de la 

celulosa. 

El diagrama que sintetiza se presente a continuación sobre el análisis de gas clave 

 

 
Figura 20: Diagrama de Gas Clave 

Fuente. Juris (2020) 
 

 
Sobrecalentamiento del aceite: Un estudio realizado por la IEEE, IEC y Rogers 

muestra un análisis de los gases generados de forma individual en función de la 

temperatura del aceite. 

 

 
Figura 21: Generación de gases en función de la temperatura 

Fuente. Adaptado de Juris (2020) 
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Como se puede ver en la figura, la temperatura mínima que indica la descomposición 

del aceite es de 150°C, a temperaturas entre 250°C y 300°C se presenta la formación 

de metano y etano; a temperaturas mayores de 300°C ya se tiene la aparición de 

descargas parciales y a mayores de 500°C ya aparecen los arcos con una 

predominancia en la concentración de etileno y acetileno; por lo que se recomienda 

que la temperatura de operación del transformador sea menor a 100°C. A su vez la 

IEEE establece que el gas clave representativo es el Etileno. 

Sobrecalentamiento de la celulosa: Según estudios basados en la experiencia, se 

estima que la temperatura para que se generen compuestos de furano es de 120°C, 

rompiéndose las cadenas de celulosa, generando gases como monóxido y dióxido de 

carbono y perdiendo sus características dieléctricas. 

La capacidad de sobrecarga y del límite de temperatura máxima es de acuerdo con el 

tipo de aislamiento, los transformadores del tipo seco soportan mayores aumentos de 

temperatura (80, 115, 150°C); en cambio los transformadores en aceite soportan 

aumentos de 55°C 0 60°C. 

Falla por efecto corona: Descarga parcial de baja intensidad, el gas que predomina 

para este tipo de falla es el hidrogeno seguido de metano y con concentraciones 

menores de etano y acetileno. 

 

 
Figura 22: Concentración de gases por efecto corona 

Fuente. Juris (2020) 
 

 
Falla por arco eléctrico: En este tipo de falla el aceite dieléctrico tiende a 

evaporizarse en pequeñas cantidades como consecuencia de una ruptura en su propia 

estructura, el gas que predomina es el acetileno seguido del hidrogeno. 
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Figura 23: Concentración de gases por arco eléctrico 

Fuente. Juris (2020) 
 
 

2.3.6.3 Análisis de Rogers 

El análisis de Rogers se basa en las variaciones de las concentraciones de los gases 

con respecto a la temperatura en el transformador, Rogers considera a las fallas por 

temperatura independiente de las fallas por arco eléctrico o efecto corona. Las 

relaciones de Rogers son las siguientes: 

 𝑅1 = 
𝐶𝐻4 𝐻2 

 

; 𝑅2 = 
𝐶2𝐻2 𝐶2𝐻4 

 

; 𝑅5 = 
𝐶2𝐻4 

 
 𝐶2𝐻6 

 

El diagrama para el procedimiento de análisis de Rogers se detalla a continuación 
 

 
Figura 24: Concentración de gases por arco eléctrico 

Fuente. Juris (2020) 
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Las condiciones iniciales para el análisis de Rogers es que las relaciones planteadas 

no resulten en una indeterminación, luego se analizan a las relaciones, primero R2, 

seguido de R1 y finalmente R5. Rogers especifica 3 fallas térmicas y 2 fallas 

eléctricas. 

Sobrecarga térmica de baja temperatura: Se presenta por ejemplo cuando se energiza 

el transformador o en periodos con alta carga. 

Falla térmica menor a 700°C: Comúnmente en transformadores con un largo tiempo 

en operación 

Falla térmica mayor a 700°C: Se puede plantear las perdidas en la capacidad de 

refrigerar del aceite. 

Las fallas eléctricas corresponden a las fallas por efecto corona y arco eléctrico, los 

rangos de las relaciones y las fallas se presentan a continuación. 

Cuadro 24: Posibles fallas de Rogers 
 

 

Fuente. Juris (2020) 
 
 
 

Si no se cumplen los rangos establecidos para R1 o R5, el análisis de Rogers no es 

aplicable y se recomienda seguir otro análisis. 

 

 
2.3.6.4 Análisis de Duval. 

El análisis de Duval es la técnica de diagnóstico de fallas que muestra mayores 

aciertos, a través de las pruebas experimentales, Duval concluyó que la presencia del 

Hidrogeno distorsiona los resultados del análisis de gases, además muestra 

variaciones en el famoso triangulo de Duval para diferentes tipos de transformadores 

según su aplicación como aceite mineral, aceite vegetal, aceite no mineral, 

conmutador de tomas bajo carga. 
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Para graficar el triángulo de Duval, se deben graficar las concentraciones del metano, 

etileno y acetileno en un triángulo equilátero de acuerdo con las siguientes 

relaciones. 𝑋 𝑌 𝑍 
%𝐶2𝐻2 = 𝑋 + 𝑌 + 𝑍 

∗ 100; %𝐶𝐻4 = 𝑋 + 𝑌 + 𝑍 
∗ 100; %𝐶2𝐻4 = 𝑋 + 𝑌 + 𝑍 

∗ 100 

 

 

 

 

 

 

 
La ventaja de estas relaciones es que no presenta indeterminaciones, debido a que 

por lo menos uno de los gases mencionados tiene una concentración mayor a 0 ppm 

en transformadores que llevan un periodo largo en operación, sin embargo, si alguna 

concentración es igual a cero, se recomienda usar otra técnica de análisis de gases. 

 

 
Figura 25: Ejemplo triangulo de Duval 

Fuente. Juris (2020) 
 

 
Este triangulo es muestra de un ejemplo del triángulo de Duval, mediante la 

intersección de las líneas paralelas se puede determinar el tipo de falla en un 

transformador. 

Las posibles fallas según el triángulo de Duval son las siguientes: 
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Cuadro 25: Posibles fallas de Duval 
 

 

Fuente. Juris (2020) 

En cuanto a las fallas descritas por Duval se tiene: 

Descargas parciales (PD): Tal como la falla por efecto corona, genera material solido 

como cera que crea pequeñas inducciones entre puntos carbonizados en el papel. 

Descargas de baja energía (D1): Grandes perforaciones en el papel con pequeñas 

partículas de carbono 

Descargas de alta energía (D2): Alto contenido de carbono en el papel y el contenido 

de partículas en el aceite es alto. 

Fallas térmicas menores a 300°C (T1): Se evidencia por una coloración marrón en el 

papel. 

Fallas térmicas a 300°C (T2): Coloración de tipo negro en el papel. 
 

Fallas térmicas mayores a 700°C (T3): Presenta corrosión en las partes metálicas del 

interior del transformador y el aceite se encuentra carbonizado. 

Dentro de los equipos usados para el análisis de gases disueltos tenemos al equipo 

Kelman Transport X, este equipo puede realizar la medición de 7 gases con un 

diagnóstico in situ en menos de 30 minutos 

Los procedimientos para toma de muestra de gases para muestras extraídos de la 

capa de gas son de acuerdo con el procedimiento ASTM D 3305, en caso sea 

extraído del aceite se sigue la norma ASTM D 923. Todo esto detallado en la norma 

IEEE C57.104. 
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2.3.7 Bushings 

 
Como se sabe, los bushings son los encargados de permitir que el cable de alta 

tensión pase hacia las entradas del transformador de manera segura y funcionando 

como aislante de la misma manera. 

Según (Contreras & Diaz, 2021), las fallas en los bushings pueden deberse a 
 

• Desgaste. 

• Aflojamiento de los conductores causado por vibraciones en el 

transformador, lo que resulta en un sobrecalentamiento. Esto daña al papel 

aislante y el aceite. 

• Una súbita subida de voltaje, la cual genera una descarga parcial que daña el 

cojinete y causa una ruptura en cuestión de horas. 

• Rotura en los sellos del cojinete que se originan por la presencia de agua, 

desgaste o pérdidas dieléctricas excesivas. 

• No reemplazar el aceite o una filtración de este 
 

A menudo las fallas en los casquillos de porcelana llenos de líquido aislante 

comúnmente terminan en explosiones y en posibles incendios. 

Como podemos analizar, la presencia de humedad es un agente nocivo ya que puede 

causar la oxidación de las partes metálicas y causar daños estructurales como la 

aparición de grietas. Asimismo, el aumento de la temperatura como especifica puede 

provocar que se aflojen los conductores dañando al aislamiento y generando falsos 

contactos. 

Además, según (Kane & Golubev, 2010), indica que los dos mecanismos más 

comunes que causan fallas en los bushings se deben a la contaminación por humedad 

que entra a través de las tomas deterioradas o grietas ocasionando perdidas 

dieléctricas, y agentes corrosivos como el azufre en el aceite que ocasionan descargas 

parciales. 

Es por eso por lo que la revisión de los bushings requiere de una revisión periódica 

para posteriores propuestas de reparación según sea el tipo de daño. 

Según (Contreras & Diaz, 2021), algunas de las pruebas de diagnóstico a los 

bushings son las siguientes: 
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Inspección visual: La inspección visual cuando el transformador se encuentra 

energizado puede realizarse mediante el uso de binoculares para detectar grietas, 

fugas o un nivel anormal del líquido aislante. Sin embargo, es mejor realizar esta 

inspección cuando el equipo se encuentra fuera de operación, si la carcasa de 

porcelana se rompe se debe investigar el grado de rotura y analizar si es posible que 

la humedad represente un problema. También es de utilidad anotar la temperatura 

ambiente y la corriente de carga al momento de las inspecciones. 

Prueba de continuidad: El aislamiento primario está contenido dentro de una carcasa 

hecha de porcelana o caucho de silicona, a su vez en el espacio entre ellos se llena 

generalmente de algún liquido o compuesto aislante; también se suele usar al gas SF6 

como aislante entre el conductor y la carcasa. 

Se puede hacer un análisis del gas disuelto en el líquido aislante, se ha demostrado 

que esta prueba en el aceite mineral de bushing brinda un buen diagnóstico sobre el 

problema de gaseado interno en los bushings. 

La norma IEC 61464 muestra los valores de los limites normales de gas donde el 

aceite mineral es el medio. 

Cuadro 26: Límite de gases en aceite mineral 
 

 

Fuente. Adaptado de Contreras & Díaz (2021) 
 
 
 

Prueba de factor de potencia, factor de disipación y capacitancia: 
 

Esta prueba se refiere a las pruebas de factor de potencia y capacitancia en el 

aislamiento principal C1 y a la prueba de capacitancia en el aislamiento del electrodo 

del tap C2. Al momento de hacer la medición de factor de potencia todo exceso de 

humedad y contaminación debe eliminarse. Se debe tener en cuenta que los valores 

de factor de potencia y las capacitancias normalmente en picofaradios tanto en C1 y 

C2 pueden diferir, es común que la capacitancia en C2 sea diez veces mayor que C1. 
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Figura 26: Capacitancia de aislador 

Fuente. Adaptado de Contreras & Díaz (2021) 
 

 
Otra prueba que permite evaluar una sección específica del aislamiento entre un área 

de la porcelana superior y el conductor central es la prueba de collar caliente, 

particularmente usado en bushings que no cuenten con un electrodo de derivación. 

Esta prueba permite detectar grietas, deterioro del aislamiento en la sección superior 

del bushing, bajo nivel de líquido o compuesto o huecos en el compuesto. 

Con respecto a la prueba de capacitancia, esta debe realizarse en conjunto con la 

prueba de factor de potencia y contrastar sus valores con los descritos en placa y las 

pruebas anteriores. Si hay un aumento de más del 5% sobre el valor inicial que se 

indica en la placa se debe analizar el si el bushing sigue siendo apto para un servicio 

continuo. 

 

 
Prueba de descargas parciales: La presencia de descargas parciales por un periodo de 

tiempo prolongado puede provocar que se pierda el aislamiento y como consecuencia 

la aparición de fallas. Por lo que la prueba de descargas parciales permite detectar su 

presencia midiendo el nivel de PD o RIV a un voltaje de línea o hasta 150% superior 

a este. 
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No obstante, cuando se detecta la presencia de descargas parciales no se puede saber 

con certeza si el origen es en el bushing o en el transformador, por lo que se 

recomienda retirar al aislador y realizar las mediciones separadamente. 

Nivel de líquido: Para comprobar el nivel del líquido se realiza mediante la mirilla o 

el indicador del nivel de líquido, es importante considerar la temperatura ambiente 

para esta evaluación, ya que si agregamos líquidos a temperaturas bajas, cuando las 

temperaturas aumenten, se pueden dar condiciones de sobrellenado por lo que si se 

quiere agregar líquido para establecerlo a un nivel normal se debe realizar a 20°C. 

Los tapones de llenado deben sellarse correctamente para evitar que la humedad 

ingrese 

 
2.3.8 Análisis de las Técnicas de Diagnóstico de Transformadores 

 
Como se mencionó previamente, conocer y analizar las fallas en los transformadores 

merecen una especial atención si se busca extender su vida útil, es por ello por lo que 

existen técnicas y pruebas que se han ido desarrollando a lo largo de la historia para 

evaluar la salud, prevenir fallas y diagnosticar el estado y las condiciones de uso y 

operación para así evaluar la idoneidad del transformador para seguir en operación. 

Estas técnicas permiten a los ingenieros y operarios encontrar los problemas y las 

posibles soluciones, siempre y cuando se prioricen a través de un organizado plan de 

mantenimiento preventivo. 

Según (Zorrilla, Céspedes & García, 2019), las principales técnicas de diagnóstico se 

presentan a continuación. 
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2.3.8.1 Análisis de Gases Disueltos (DGA). 

Tal como se detalló previamente, la técnica de gases disueltos permite evaluar la 

concentración de gases como producto de perturbaciones eléctricas y térmicas que 

ocurren dentro del transformador. 

Este diagnóstico considera un nivel mínimo de estos gases según la norma y que se 

detalló en apartados anteriores. 

Entre todas las técnicas de análisis de gases se destaca la de Duval, siendo en el año 

2014 donde presenta una nueva forma para representar las fallas mediante un 

pentágono. 
 

 
Figura 27: Pentágono de Duval 

Fuente. Adaptado de Zorrilla et al (2019) 
 

 
Esta forma gráfica ahora considera 5 gases: hidrógeno, metano, etano, etileno y 

acetileno. 

Otros estudios en comparativa con el análisis de gases vienen dados por la aplicación 

de redes neuronales. 

Un estudio realizado en la Universidad Tecnológica de Pereira muestra una 

aplicación de las redes neuronales para la detección de fallas. 

Según (Cadena & Pérez, 2008), los resultados experimentales que obtuvieron de la 

configuración de las redes neuronales en comparación con los resultados obtenidos 

con los métodos de Rogers y Dornenburg son bastante aproximadas. 

El método consiste en dos etapas, la primera es de entrenar a la red con datos de 49 

muestras de gases de hidrogeno, metano, etano, etileno y acetileno, que se usan como 

entrada, y muestras de las condiciones de falla que son usadas como salida, tales 
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como descarga de alta energía, descarga de baja energía, calentamiento térmico y 

operación normal. 

 

 
Figura 28: Arquitectura Red Neuronal 

Fuente. Adaptado de Cadena & Pérez (2008) 
 

 
Los resultados obtenidos de este estudio se detallan a continuación 
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Cuadro 27: Resultados comparativo de las metodologías 
 

Fuente. Adaptado de Cadena & Pérez (2008) 
 

 
2.3.8.2 Análisis de Respuesta en Frecuencia 

(FRA). 

Este método de análisis permite conocer el estado del núcleo y de los devanados 

principalmente. Esta prueba se realiza en transformadores recién fabricados puesto 

que permite obtener un tipo de huella digital o diagrama de referencia el cual se usará 

para comparar con otras pruebas futuras. 

La medición puede ser realizada con tres métodos diferentes: IFRA (Impulse 

frecuency response análisis), en el cual se inyecta un impulso de tensión en los 

devanados; SFRA (Sweep frecuency response análisis), el cual hace un barrido en el 

dominio de la frecuencia usando una señal de tensión sinusoidal, y PRBS (Pseudo 

random binary sequence) en el cual se utilizan señales con algoritmos aleatorios para 
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generar los espectros de frecuencia. Estas mediciones tienen como objetivo medir la 

magnitud de la impedancia, admitancia y corriente en el devanado en el dominio de 

la frecuencia. 

 

 
Figura 29: Interpretación de la curva de FRA 

Fuente. Adaptado de Arteaga (2018) 
 

 
Un resumen de las fallas que se pueden detectar usando el análisis de respuesta en 

frecuencia se muestran a continuación. 

Cuadro 28: Fallas detectadas usando FRA 
 

 

Fuente. Zorrilla et al (2019) 
 
 
 

Como se puede ver, la mayoría de los problemas en el devanado pueden ser 

detectados bajo este análisis; sin embargo, tiene ciertas limitaciones. 

Según (Arteaga, 2018), existe dificultades en la interpretación de los resultados 

obtenidos debido a que no existen reglas ni parámetros claros, asimismo, hay agentes 
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externos como la técnica de ajuste de los terminales, interferencias 

electromagnéticas, flujo residual en el núcleo y demás que pueden alterar los 

resultados de este análisis. 

A su vez, según (Gómez, Aponte & Pleite, 2017), señala que este análisis es una 

técnica complementaria mas no determinística, por lo que no se puede tomar 

decisiones según en base a ella, además de que para realizar esta prueba se requiere 

que se desconecte al transformador del sistema. 

A su vez propone una metodología para realizar esta prueba mientras el 

transformador se encuentra en servicio. El método consiste en tres etapas, el primero 

consiste en la inyección y medida de la señal de salida, usando un circuito 

electrónico para inyectar pulsos controlados y sensores de banda ancha para tomar 

las medidas de las señales de salida. La etapa dos consiste en la adquisición, filtrado 

y procesamiento matemático de la señal, usando los métodos de análisis de 

multirresolución y la transformada Wavelet para el proceso de filtrado, eliminación 

de ruidos y armónicos. La tercera etapa consiste en obtener la impedancia analizando 

las condiciones del transformador (Energizado o con carga) 

 

 
Figura 30: Etapas de prueba FRA 

Fuente. Gomez, Aponte & Pleite (2017) 
 

 
Se realizaron pruebas experimentales y se concluyó que las pruebas eran 

satisfactorias y confiables para realizarse en campo, haciendo énfasis en el uso de la 
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transformada de Wavelet sobre la transformada de Fourier para el procesamiento de 

las señales. 

 

 
2.3.8.3 Medición de las corrientes de 

polarización y despolarización (PDC). 

Este análisis permite determinar el contenido de humedad y la conductividad de los 

materiales aislantes del transformador. El procedimiento se realiza a través de la 

inyección de voltaje DC sobre el objeto de prueba durante un tiempo indeterminado, 

luego la fuente DC se desconecta y el objeto de prueba se cortocircuita. La 

polarización da lugar a una corriente de descarga en la dirección opuesta que se 

conoce como corriente de despolarización. 

 

 
Figura 31: Corrientes de polarización y despolarización 

Fuente. Herrera et al (2017) 
 

 
Según (Herrera et al, 2017), la naturaleza de la corriente de polarización y 

despolarización depende de factores como temperatura, contenido de humedad, 

conductividad entre otros. 

A continuación, se muestran algunas graficas (3) de la influencia de la corriente de 

polarización según conductividades y contenido de humedad, a su vez se puede 

concluir que la comparación entre curvas PDC ayuda a llevar un registro de la 

degradación de las tendencias de la degradación del aislamiento. 
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Figura 32: Corriente de polarización según la conductividad del papel 

Fuente. Herrera et al (2017) 
 

 

Figura 33: Corriente de polarización según la conductividad del aceite 

Fuente. Herrera et al (2017) 
 

 

Figura 34: Corriente de polarización según el contenido de humedad del 

papel 

Fuente. Herrera et al (2017) 
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2.3.8.4 Espectroscopia en el dominio de la 

frecuencia (FDS). 

Este método se encarga de evaluar el estado del aislamiento aceite/papel, este método 

se basa en inyectar una tensión sinusoidal en los terminales del objeto de prueba, 

midiendo la amplitud y fase de la corriente con el objetivo de determinar los 

parámetros capacitivos del aislamiento. 

Comúnmente esta prueba se realiza en conjunto con la prueba de PDC. PDC se usa 

para bajas frecuencias y FDS para altas frecuencias, permitiendo encontrar posibles 

fallas como presencia de humedad y perdidas de aislamiento. 

Los factores que influyen en la prueba FDS se muestran a continuación 
 

 
Figura 35: Factores que influyen en la curva de FDS 

Fuente. Zorrilla et al (2019) 
 

 
Además, Según (Herrera et al, 2017), la curva de la respuesta nos permite obtener el 

análisis de forma separada, en frecuencias menores a 10−2 Hz y a frecuencias 

mayores a 102 Hz nos brinda información sobre la celulosa y a frecuencias 

intermedias nos brinda información que está relacionada con la conductividad del 

aceite. 

A continuación, se muestran graficas de la respuesta para tres conductividades del 

aceite y 3 conductividades del papel. 
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Figura 36: Curva FDS según conductividad del aceite y humedad del 

papel 

Fuente. Herrera et al (2017) 
 

 
A su vez algunos autores relacionan el contenido de la humedad del papel aislante 

con el valor mínimo de la curva de respuesta siguiendo la ecuación 𝑚. 𝑐 = 15.297 + 2.53267 ∗ 𝐿𝑛(𝑇𝑎𝑛𝛿𝑚𝑖𝑛) 

 
Pero tiene un error a temperaturas altas, y debido a que los equipos FDS llegan a 

1KHz aproximadamente como valor máximo, el factor de disipación no podría 

alcanzar su valor mínimo. 

Por otra parte, esta prueba también tiene ciertas limitaciones relacionada con el 

tiempo de la prueba, tanto para la prueba PDC como FDP. Sobre este punto 

(Anglhuber, 2017), la realización de la prueba FDS puede tomar demasiado tiempo 

realizarse especialmente a frecuencias bajas, ya que por ejemplo la duración de las 

ondas sinusoidales solo para 10 micro Hertz es de 27 horas. 

La prueba PDC puede ayudar a reducir el tiempo de medición, debido a que una 

medición PDC permite obtener información para todas las frecuencias de medición, 

haciendo una conversión del dominio del tiempo al dominio de la frecuencia. 

Afortunadamente existe un método llamado PDC+, que mejora el tiempo de 

medición, utilizando un algoritmo más dinámico que permite calcular hasta 20 veces 

más datos en el dominio de la frecuencia partiendo de la misma información en el 

dominio del tiempo. 
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De este modo, la técnica PDC+ y FDS acortan significativamente los tiempos de 

medición sobre los métodos PDC y FDS convencionales. 

Cuadro 29: Tiempo de barrido de frecuencias de 1KHz a 10 uHz 
 

 

Fuente. Anglhuber (2017) 
 
 
 

2.3.8.5  Medición de la tensión de 

recuperación (RVM). 

Es otra técnica usada para analizar el estado del aislamiento del aceite y del papel y 

se puede usar como una prueba complementaria a la PDC y FDS. El procedimiento 

se realiza mediante la inyección de una tensión DC, luego se abre el interruptor de la 

fuente y se cierra un segundo interruptor que cortocircuita los terminales del 

aislamiento bajo prueba, y como parte final se abre los terminales en cortocircuito y 

es ahí donde aparece una tensión debido a la carga remanente que depende en gran 

medida del contenido de humedad en el aislamiento. 
 

 
Figura 37: Medición RVM 

Fuente. Herrera et al (2017) 
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A continuación, se muestra la curva del voltaje de recuperación, el voltaje de entrada 

y los tiempos. 
 

 
Figura 38: Curva RVM 

Fuente. Herrera et al (2017) 
 

 
Además, Herrera (Portilla et al, 2017), la curva obtenida o espectro de polarización 

contiene información tanto del contenido de humedad como de la degradación del 

aislamiento 

Se muestra varias graficas con distintos valores de contenido de humedad 

 

Figura 39: Espectro RVM según el contenido de humedad 

Fuente. Herrera et al (2017) 
 

 
Se puede ver que, a más contenido de humedad, el pico máximo se desplaza a 

tiempos más cortos. 

Asimismo, se muestran las diferencias en la curva del espectro de polarización en 

transformadores a distintas edades. 
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Figura 40: Espectro RVM según años de servicio 

Fuente. Herrera et al (2017) 
 

 
Como se puede ver, el aumento de humedad y envejecimiento del papel provoca un 

desplazamiento de la curva hacia la izquierda, por lo que es útil comparar los 

espectros a diferentes tiempos de vida del transformador, con el objetivo de ver la 

tendencia del deterioro del aislamiento. 

Sin embargo, el autor menciona que el grupo CIGRE advierte sobre interpretaciones 

erróneas de este análisis, ya que la interpretación es muy simplista y no se considera 

a la conductividad del aceite. 

A su vez, CIGRE propuso una interpretación alternativa llamada representación de 

Guuinic, el cual relaciona la pendiente inicial de espectro de polarización y el valor 

pico y para estimar el contenido de humedad se debe comparar la forma del gráfico y 

hacer estudios de análisis de aceite. 
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2.3.8.6 Análisis de furanos y grado de 

polimerización. 

La celulosa es un polímero formado por moléculas de glucosa, la cadena del 

polímero en promedio tiene una longitud de 1000 a 1200 moléculas de glucosa en el 

papel antes de su instalación, luego el transformador contiene de 800 a 1000 

moléculas. La longitud de promedio de la cadena de celulosa se denomina grado de 

polimerización, a medida que envejece la molécula de glucosa cambia y forma 

anillos de furano que suelen ir hacia el aceite, y a temperaturas altas van formando 

compuestos químicos que se asocian a fallas térmicas, mecánicas y eléctricas en el 

interior del transformador. 

La siguiente tabla resume la interpretación de los compuestos del furano encontrados 

en el aceite y la posible falla. 

Cuadro 30: Interpretación de los compuestos del furano 
 

 

Fuente. Zorrilla et al (2019) 
 
 
 

Sin embargo, algunas limitaciones sobre este análisis vienen relacionadas con la 

estabilidad de los furanos en función de la temperatura. Con respecto a ello, (Crespo 

et al, 2016), dice que existe poca información sobre la estabilidad de los furanos en el 

rango de temperaturas que el transformador llega a experimentar. De acuerdo con 

pruebas en laboratorio, a temperaturas por debajo de 100°C los furanos son bastante 

estables, pero entre 90°C y 110°C comienza la inestabilidad. Sin embargo, no se 

recomienda que un transformador sobrepase los 100°C por lo que este análisis es un 

indicador confiable para un caso óptimo. Por otro lado, se recomienda realizar una 

comparación con transformadores similares con el objetivo de tener un mejor 

diagnóstico. 
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2.3.8.7 Método termográfico. 

Es una técnica de análisis que se realiza con una herramienta conocida como 

termógrafo infrarrojo y permite detectar la condición de temperatura como 

sobrecarga, puntos calientes, conexiones, etc. 

Por medio de esta prueba se pueden detectar conexiones con sobrecalentamiento, 

defectos de aislamiento, puntos calientes, sobrecarga. 
 

 
Figura 41: Cámara termográfica 

Fuente. 123RF 
 

 
Las limitaciones en esta prueba radican en la interpretación de los resultados de las 

mediciones obtenidas, según (Mamani, 2023), las fallas que se encuentren a 

profundidad excesiva pueden generar confusiones en la interpretación de los 

resultados, por lo que es conveniente tener equipos con mayor sensibilidad térmica u 

otro método de diagnóstico. 

Asimismo, hay una falta de precisión de las perdidas térmicas por convección y 

radiación, además es necesario conocer la emisividad de los materiales a analizar y la 

influencia de la radiación de los elementos del entorno. 

También es posible tener mediciones erróneas cuando existen variaciones térmicas. 
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2.3.8.8 Emisiones acústicas. 

En el transformador los sonidos son causados generalmente por tres fuentes 

magnetostricción que está relacionado con el núcleo, la corriente que pasa por los 

devanados ante un campo magnético y de quipos externos como ventiladores, 

intercambiadores de calor y demás. 

Este método consiste en utilizar sensores piezoeléctricos conectados en el 

transformador y deben proporcionar alguna medida de la cantidad total de la emisión 

descubierta para realizar correlaciones y detectar fallas. 

La ventaja de este método es que puede hacer tanto en fabrica como en sitio donde 

está instalado el transformador. 

A su vez, se puede analizar la tendencia de cambio en las emisiones acústicas. 
 

Según (Pullupaxi & Tapia, 2012), el aumento gradual de las emisiones acústicas 

implica la presencia de descargas parciales o aflojamiento. Para corroborar se realiza 

la medición del sonido en decibeles, un aumento de 15 a 25 dB está relacionado con 

algún problema en el transformador y debe realizarse un análisis más especializado. 

Sin embargo, la aplicación de este método incluye altos costos y una alta sensibilidad 

del exterior. Según (Closa, 2014), Esta técnica requiere de un gran número de 

transductores y canales por lo que el costo puede ser muy elevado, otro 

inconveniente es la alta sensibilidad al ruido, por lo que estos se deben identificar 

antes del ensayo y finalmente esta prueba no nos permite determinar el estado en 

general del material por lo que debe ser complementada con otras pruebas. 

 
 

 
2.3.9 Monitoreo en tiempo real de transformadores 

 
En los capítulos previos se analizó las condiciones de funcionamiento, tales como los 

límites de temperatura en el interior, devanados y núcleo; el contenido de humedad 

en el aislamiento y los niveles de concentración de gases. Estos indicadores revelan 

la importancia de mantener estos valores a fin de evitar fallas imprevistas. 

También se analizaron las posibles fallas y las técnicas de análisis para diagnóstico 

principales, la característica principal de estas pruebas es que son complementarias 

entre sí, además de que se recomienda realizarse cuando el transformador sale de 
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fabrica para poder tener una referencia y evaluar la tendencia de la degradación de 

aislamiento y de esa manera adecuar los planes de mantenimiento preventivo. 

 

 
2.3.9.1 Mantenimiento. 

Comúnmente al mantenimiento se clasifica en tres: Mantenimiento preventivo, 

mantenimiento correctivo y mantenimiento predictivo. 

Según (López & Salinas, 2013), la definición de los tipos de mantenimiento es como 

sigue: 

Mantenimiento correctivo: Es el tipo de mantenimiento que se encarga de la 

reparación cuando el equipo entra en fallo. Generalmente requiere poca planificación 

y control e involucra empleo de mano de obra e interrupciones en el servicio. Se 

pueden distinguir dos tipos: Mantenimiento paliativo o de campo, el cual se encarga 

de retornar al equipo a un estado funcional sin remover la falla; y el Mantenimiento 

curativo o de reparación, el cual se encarga de la reparación y a su vez de remover la 

falla. 

Mantenimiento Preventivo: Dentro del mantenimiento preventivo se busca predecir y 

evitar la falla mediante la realización de pruebas periódicas con el objetivo de que el 

equipo opere adecuadamente durante su periodo de vida útil 

 
 

 

 
Figura 42: Curva de posibilidades de fallas 

Fuente. López & Salinas (2013) 
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Las experiencias determinan que una vez el equipo pase la puesta en servicio, se 

reduce las posibilidades de falla. 

Mantenimiento Predictivo: Este tipo de mantenimiento trata de predecir la falla antes 

que se produzca, por lo que requiere de controles más rigurosos para poder 

adelantarse a la falla. Con este tipo de mantenimiento se busca tener información 

sobre el estado del equipo sin sacarlo de operación, además de reducir los trabajos 

que se realicen durante el periodo de vida útil. 

 

 
2.3.9.2 Importancia del monitoreo en línea. 

Debido a los problemas que se puedan presentar en el transformador y la 

problemática que representa las labores de reparación incluyendo la puesta fuera de 

servicio, es importante monitorear y controlar el estado del transformador a través de 

sus variables de operación. 

El mantenimiento predictivo permite monitorear estas variables sin la necesidad de 

desenergizar al transformador y por ende evitar interrupciones de servicios y 

pérdidas económicas. 

Según (Salamanca et al, 2021), existen técnicas de diagnóstico que permiten 

determinar y predecir las condiciones del transformador; no obstante, estas requieren 

que el transformador este fuera de servicio y además señala de que la obtención de 

los resultados no es inmediata. 

Sobre estas pruebas, (Omicron, 2022) señala alguna de ellas. 
 

Prueba de factor de potencia/factor de disipación y capacitancia, el cual se realiza a 

los devanados y a los bushings, esta prueba realiza aplicando tensión a un devanado 

y midiendo la corriente que circula a través del aislamiento en el devanado opuesto. 

En el caso de los bushings se aplica al conductor principal y la medición de la 

corriente se realiza en la toma de medición. 
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Figura 43: Conexión del equipo para prueba 

Fuente. Omicron (2022) 
 

 
Debido a que las perdidas dieléctricas originan un desfase, el factor de disipación o 

tangente delta se calcula como la tangente del ángulo entre la corriente medida y la 

corriente ideal que circularía si no existiesen perdidas y el factor potencia como el 

coseno del ángulo entre la tensión de salida y la corriente medida. 
 

 
Figura 44: Desfase por pérdidas dieléctricas 

Fuente. Omicron (2022) 
 

 
Sin embargo, se recomienda que se realice esta prueba a través de un barrido de 

frecuencias, ya que estas pruebas a 50/60 Hz solo pueden detectar fallas por 

humedad y envejecimiento cuando el transformador ya ha tenido un largo periodo de 

operación. 
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Figura 45: Curva de respuesta 

Fuente. Omicron (2022) 
 
 
 

Otra prueba importante es el análisis de descargas parciales. Se observan descargas 

parciales en los devanados y en los bushings si es el material del asilamiento presenta 

alguna falla. El sistema de análisis de DP se conecta a la toma capacitiva de las 

bornas para registrar actividades de DP. 
 

 
Figura 46: Conexión de equipos para prueba 

Fuente. Omicron (2022) 
 
 

Asimismo, el análisis DGA puede también detectar actividad de DP, por lo que se 

recomienda a la vez las mediciones de DP acústicas, ya que mediante ellas se puede 

localizar con precisión los puntos débiles con defecto de aislamiento. Para ello se 
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usan sensores acústicos sobre la superficie de la cuba y se va midiendo el tiempo de 

propagación acústica de la fuente de DP, se localiza el punto exacto del defecto en 

base a los tiempos, posición del sensor y velocidad de propagación. 

Estas pruebas descritas previamente se realizan tanto para la aceptación en fabrica y 

también como parte del mantenimiento preventivo a estos transformadores, tanto la 

prueba de factor de potencia y la de análisis de DP nos brindan información sobre el 

aislamiento de los devanados y bushings. 

Sin embargo, estas pruebas al realizarse fuera de servicio, las condiciones de las 

variables no son las mismas que cuando el transformador se encontraba en línea. 

Sobre ello, (Kane & Golubev, 2010), argumenta que los métodos tradicionales para 

detectar fallas en los bushings tienen limitaciones debido a que la mayoría de las 

fallas en estos componentes pueden ocurrir muy rápido y en algunos casos son 

dependientes de la temperatura y del voltaje. Por lo que las pruebas off line 

realizadas a temperatura ambiente a 10KV pueden dar una falsa sensación de 

seguridad en las pruebas. 

 

 
Figura 47: Prueba de factor de potencia en los bushings en función de la 

temperatura y tensión 

Fuente. Kane & Golubev (2010) 
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Como se puede ver en la imagen, existe una dependencia en la respuesta del factor de 

potencia en función de la temperatura y el voltaje. Por lo que el monitoreo continuo 

en línea de este activo permite tener un mejor diagnóstico y control. 

A su vez, muchos autores recomiendan el monitoreo continuo de diversas variables 

de operación mediante el uso de sensores, gracias a ello se puede dar un adecuado 

mantenimiento predictivo, adelantarse a las fallas y tomar mejores decisiones al 

momento de enfrentarse a estos. Se pueden establecer distintos protocolos de acuerdo 

con el tipo de falla o condición anormal, de esta manera se extenderá la vida útil del 

transformador. 

Es por ello por lo que es importante identificar las variables de operación a 

monitorear; es decir aquellos cuyo nivel excesivo genere problemas internos y 

consecuentemente pueda provocar una falla. 

La temperatura es una variable obligatoria de monitoreo dentro del transformador, 

básicamente existen sensores tipo termopares, fibra óptica e infrarrojos, que a su vez 

van conectados a un relé de medición y a un relé de protección donde se setean 

alarmas y cortes de servicio. 

Para el caso de mantenimiento, y en nuestro caso, mantenimiento predictivo, lo que 

se busca es monitorear la temperatura de las conexiones, el aceite, del devanado y del 

ambiente con el objetivo de monitorear la temperatura según sea la operación y la 

carga que tiene el transformador. 

Como hemos visto, el transformador aumenta su temperatura en condiciones de 

sobrecarga, lo que ocasiona que se deteriore el aislamiento. Según (Guzmán, 2020), 

la relación entre el calentamiento interno del transformador, la ventilación externa y 

las condiciones de carga va como sigue 
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Figura 48: Temperaturas internas de transformador a 577.35 A 

Fuente. Guzmán (2020) 
 

 

Figura 49: Curvas de temperatura en función de la carga 

Fuente. Guzmán (2020) 
 
 

Como se puede ver, a una temperatura ambiente de 20°C, el transformador puede 

llegar a temperaturas internas de hasta 90°C a una corriente de carga de 750.55 A. 

Sin embargo, la temperatura puede bajar para el mismo nivel de carga si es que se 

tiene una buena ventilación exterior y un control de la temperatura ambiente que 

provoque que el coeficiente de transferencia de calor aumente (10 W/m2K) 

 
Asimismo, la temperatura del ambiente puede darnos una estimación de la 

temperatura de punto caliente en el devanado, mediante la solución de ecuación 

exponencial y la solución de la ecuación diferencial, tal como indica en la norma IEC 

60076-7. 

El monitoreo de la temperatura en las conexiones permitirá monitorear falsos 

contactos, perdidas de torque en los pernos y demás. 

La temperatura en el aceite nos permitirá monitorear la tendencia de la degradación 

del aislamiento, se podrá supervisar si es que la temperatura aumenta de los niveles 

establecidos según sea la condición de carga y tomar acciones necesarias para su 

control. 
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2.3.9.3 Variables de operación. 

Para un sistema de monitoreo en tiempo real es indispensable el uso de sensores, 

equipos de comunicación y el uso de softwares para poder procesar la información 

recibida. Muy aparte de las variables eléctricas como la corriente, la tensión, factor 

de carga, etc. Es importante a su vez monitorear otras variables que involucren al 

estado en que el transformador opera. 

Según (Landy, 2015), la selección de estas variables depende de la aplicación del 

transformador, si cuenta con conmutador de tomas, bombas de circulación de aceite 

y si es necesaria para ejecutar funciones de diagnóstico. 

Según el autor, algunos ejemplos de estas variables son las siguientes 
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Cuadro 31: Variables y módulos de diagnóstico 
 

 

Fuente. Landy (2015) 
 
 
 

Como se puede ver, se divide en módulos de diagnóstico en donde se destacan 

variables como temperatura, humedad o contenido de agua y posición, además de la 

concentración de gases en el aceite. 

Asimismo, según (Luopajärvi, 2010), establece seis métodos para monitorear la 

condición de los transformadores. 

• Análisis térmico 

• Análisis de las vibraciones 

• Análisis de descargas parciales 

• Análisis de gases disueltos 

• Monitoreo de humedad 
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• Monitoreo de bushing 

 
Estos métodos son el resultado de un análisis de diferentes autores que a su vez 

plantean diferentes métodos para monitorear transformadores, entre ellos como el 

monitoreo del núcleo y la geometría del devanado, temperatura de punto caliente del 

devanado entre otros. 

 
Teniendo como base a ambos autores se puede considerar a la temperatura, humedad, 

gases y monitoreo de activos como bushings y conmutador de tomas, así como 

análisis de descargas parciales en línea como variables que nos permitan dar un 

diagnóstico y a la vez, mediante el uso de herramientas IOT e inteligencia artificial 

poder pronosticar y predecir la ocurrencia de fallas. 

 
2.3.9.4 Arquitecturas de Comunicación 

Los datos medidos por los sensores deben ser recopilados y transmitidos para su 

posterior visualización y análisis, algunos de los sensores mencionados cuentan con 

módulos de comunicación que permiten la comunicación entre estos sensores y los 

módulos de monitoreo. 

Otros sensores como los de Schneider Electric utilizan comunicaciones inalámbricas 

para transmitir los valores medidos, por lo que también se necesita de un receptor 

que reciba y concentre esas señales emitidas. 

En cuanto a las comunicaciones existen protocolos de comunicación presentes en el 

mercado, tales como Modbus, Profibus, DNP, Fiedbus, Lonworks, entre otros; para 

redes alámbricas. 

En cuanto a redes inalámbricas existen protocolos como WIFI, Bluetooth, Zigbee, 

Lorawan, Wimax, GSM y demás. 

El objetivo es la creación de redes y arquitecturas de comunicación que garanticen la 

comunicación entre los sensores y los módulos de monitoreo. 

Para el caso de subestaciones eléctricas, aparece el protocolo IEC 61850, el cual es el 

estándar en relación con el sistema de automatización dentro de una subestación. 
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Según (Landy, 2015), algunas de las ventajas de este estándar son las siguientes 
 

• Se define un protocolo para toda la subestación 

• La arquitectura es abierta a futuras ampliaciones, protegiendo las 

inversiones 

• Soporta todas las funciones de automatización dentro de una 

• Es un estándar mundial 

• Facilita una infraestructura de comunicación común desde el centro de 

control 

 

 
En cuanto a las arquitecturas de comunicación, existen dos arquitecturas principales: 

Arquitectura centralizada y arquitectura descentralizada 

Según (Landy, 2015) muestra un cuadro comparativo de ambas arquitecturas 
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Cuadro 32: Comparación entre arquitecturas 
 

 

Fuente. Landy (2015) 
 
 
 

La principal diferencia radica en que la arquitectura centralizada se necesita de un 

módulo que concentre toda la información de los sensores, en cuyo caso puede ser un 

PLC o RTU para comunicación con el sistema SCADA de la subestación, mientras 

que, en la arquitectura descentralizada, los sensores (IED’s) envían su información 

de manera independiente. 

Es importante que en la elección de la arquitectura a usar se considere las 

características de cada una, la ventaja principal de la arquitectura descentralizada es 
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que una falla en el PLC puede traer consigo la perdida de toda la información emitida 

por los sensores. 

También es importante considerar que, en caso de transformadores ubicados en 

subestaciones, el sistema SCADA es donde se concentra toda la información del 

comportamiento, sin embargo, existen otros equipos a parte de los transformadores 

encontrados dentro de una subestación. Según (Coloma, 2021), el sistema SCADA 

puede presentar muchos inconvenientes debido a la gran concentración de 

información que debe procesar, muchas veces no se da una a adecuada atención a las 

alarmas que aparecen. 

El autor a la vez desarrolla un sistema de monitoreo basado en IOT (Internet de las 

Cosas), en la que precisamente se supervisan variables de un transformador y usa 

protocolos DNP3 y MQTT y Thingsboard, el cual es una plataforma IOT de código 

abierto. 

Como vemos, se está aprovechando el acceso a internet para poder diseñar sistemas 

IOT para supervisar ciertas variables y monitorear su comportamiento, a esto se le 

puede añadir otras tecnologías como conectividad a la nube, cloud computing y redes 

neuronales. 

La conectividad a la nube se puede aprovechar para justamente aquellos 

transformadores tipo biposte, debido a que no se dispone de un módulo de monitoreo 

cercano a diferencia de los transformadores de potencia. 

El uso de cloud computing y redes neuronales podría servir de apoyo para procesar 

toda la información, diagnosticar y predecir fallas. Existen estudios de diagnóstico de 

fallas de transformadores mediante el uso de redes neuronales. 

Previamente se mencionó un estudio para diagnóstico de fallas en transformadores 

usando redes neuronales, en donde se realizó una comparativa con el método de 

análisis de gases de Rogers y Dornenburg. 

A su vez, existen modelos usando otros algoritmos como machine learning. Según 

(López, 2022), se propone un modelo basado en el pronóstico del índice de salud de 

transformadores utilizando el método de análisis de gases combinados con modelos 

de machine learning. De acuerdo con sus resultados, se demostró que el modelo de 

machine learning se puede aplicar para predecir fallas del transformador. 
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Asimismo, esto toma relevancia debido a que los métodos de análisis de gases 

requieren de condiciones y de la presencia de ciertos gases para su aplicabilidad, 

también que las concentraciones establecidas por la norma IEEE tienen otras 

consideraciones como que solo se aplica a transformadores sin historial previo, y son 

valores de consenso basados en los datos de diferentes compañías, por lo que pueden 

existir discrepancias. 

 

 
2.3.9.5 Redes Industriales 

Los sistemas de redes industriales facilitan la implementación y la interconexión de 

equipos de automatización, sistemas de control y de monitoreo para mantenimiento 

predictivo, entre otros. 

Mediante redes industriales se pudo implementar el mantenimiento predictivo a un 

transformador por medio del diseño de una arquitectura de comunicación. 

Se realizó el diseño de una arquitectura de comunicación para monitoreo en tiempo 

real para le transformador de la empresa ALUMAR. 
 

 
Figura 50: Arquitectura para monitoreo en tiempo real de 

transformadores 

Fuente. Revista Electro Industria 
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Este diseño involucra el uso de muchos equipos, cuenta con sensores de salida 

analógica que debe cablearse a cada uno de los relés, para luego por comunicación 

serial conectar cada relé hacia un módulo que va hacia la sala de control 

Se puede observar en este diseño que la gran cantidad de cableado de los sensores a 

los relés y la recarga de equipos a utilizar necesita de muchas consideraciones, tanto 

del dimensionamiento del tablero a utilizar, las protecciones y las medidas de 

seguridad que se deben tomar. 

Los niveles en un sistema de redes es el siguiente 
 

 

 
Figura 51: Redes industriales alámbricas 

Fuente. Monsalve & Arias (2013) 
 
 
 

Dentro del nivel de campo se encuentra a su vez Modbus, el cual es un protocolo que 

funciona por el mecanismo maestro – esclavo, cuenta con dos modus Modbus ASCII 

y Modbus RTU. 

En el modo de funcionamiento Modbus, el maestro es quien está conectado a la red y 

puede iniciar la comunicación por medio de envío de solicitudes a los esclavos y su 

dirección Modbus, los esclavos solo pueden enviar respuestas al maestro. 
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Figura 52: Sistema Maestro – Esclavo 

Fuente. Schneider Electric 

 

 

Asimismo, actualmente el uso de redes inalámbricas para la industria se ha vuelto 

común. 

 

 
Figura 53: Redes industriales inalámbricas 

Fuente. Monsalve & Arias (2013) 
 
 
 

Entre ellos destaca la tecnología Bluetooth y la tecnología Zigbee. Sobre esto 

(Tarham et al, 2015) señala que la tecnología Zigbee posee mejores características 

con respecto a la tecnología Bluetooth en el campo de la automatización; entre esas 

tenemos la velocidad de comunicación, 250 Kbits/s contra 3 Kbits/s de bluetooth, 

menor consumo de energía, mayor alcance, etc. 
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Las redes Zigbee abarcan muchas aplicaciones, entre las que destacan sistemas de 

monitorización de signos vitales en tiempo real, control de procesos, monitoreo de 

equipos petroleros, de viento, solar, etc. 

Se puede ver que el protocolo Zigbee permite su uso para monitoreo de 

transformadores, debido a sus características propias y las aplicaciones que tiene. 

Estas redes inalámbricas ayudar a reducir la recarga de equipo y cableado dentro de 

una arquitectura de comunicación, es preferible que los diseños de estas arquitecturas 

sean sencillas y fáciles de instalar para reducir el riesgo por fallas. 
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3 CAPITULO III: HIPOTESIS Y VARIABLES 
 

3.1 Hipótesis 

 
3.1.1 Hipótesis General 

 
La implementación de un sistema de monitoreo en tiempo real usando sensores 

convencionales e inalámbricos garantizará un adecuado monitoreo de los activos en 

el transformador. 

 
3.1.2 Hipótesis Específicas 

 
La implementación del mantenimiento predictivo ayudará a tener una mejor 

previsión de las fallas y un mejor diagnóstico del transformador 

Los sensores inalámbricos garantizarán una adecuada y confiable medición de las 

variables. 

El diseño de la arquitectura de la red de comunicación usando redes inalámbricas 

reducirá la complejidad y la recarga de equipos a instalar. 

 
3.2 Variables 

 
3.2.1 Variable independiente 

 
Sensores convencionales e inalámbricos 

 
3.2.2 Variable dependiente 

 
Monitoreo de transformadores 
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4 CAPITULO IV: MATERIALES Y MÉTODOS 
 

4.1 Diseño de Investigación 

 
El diseño de investigación será de tipo experimental, se harán pruebas con lo 

sensores inalámbricos de Schneider Electric para garantizar su confiabilidad y uso 

para monitorear variables analógicas como humedad y temperatura en un 

transformador seco ventilado, contrastando los valores con una cámara termográfica 

Fluke, además se diseñará un programa en el software de Matlab para poder 

visualizar en tiempo real los valores medidos. Asimismo, se simulará un falso 

contacto para poder visualizar los valores anormales de los sensores inalámbricos y 

se harán pruebas para corroborar la calidad de la señal inalámbrica de los sensores. 

 
4.1.1 Análisis de las variables y dispositivos 

 
Entre los dispositivos comúnmente usados para monitorear temperatura en el 

transformador tenemos 

 
Sensores PT100, usados para medir la temperatura en transformadores secos. 

 
 

Sensores de fibra óptica para medir la temperatura del aceite en transformadores. 

Estos sensores requieren un cableado hacia un relé en donde se podrá visualizar los 

valores medidos y a la vez realizar acciones de control como alarmas y realizar 

cortes si es que supera el valor previamente seteado. 

 
Para monitorear la temperatura en el aceite en tiempo real, se tiene al sensor e- 

DMCR, el cual a su vez brinda otras funciones como nivel del aceite, presión en el 

tanque y el estado de los contactos electromecánicos de seguridad, cuenta además 

con protocolo Modbus serial y con almacenamiento de datos. 
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Figura 54: Sensor e-DMCR 

Fuente. Idef Systemes 
 
 

Para medir la temperatura en el devanado se pueden usar sensores PT100 en caso de 

transformadores secos, para transformadores en aceite se pueden usar los llamados 

(WTI Winding Temperature Indicator) o indicador de temperatura en devanado, el 

cual es un equipo que cuenta con una bobina calefactora conectada a un 

transformador de corriente en el bushing. Existen equipos que además del devanado, 

pueden medir la temperatura del aceite, y también cuentan con comunicación 

Modbus RS485. 

 

Figura 55: Indicador de temperatura 

Fuente. Qualitrolcorp 
 
 

Sin embargo, el desarrollo en la tecnología de los sensores ha permitido desarrollar 

equipos industriales bajo protocolos inalámbricos, en particular sensores 

inalámbricos de la marca Schneider Electric, sensores de temperatura TH110 y 
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sensores de temperatura y humedad CL110, estos sensores usan el protocolo zigbee 

de comunicación inalámbrica para transmitir los datos medidos de manera continua. 

Ambos sensores cumplen el protocolo de comunicación Zigbee acorde con la IEEE 

802.15.4 
 

Figura 56: Sensores inalámbricos 

Fuente. Schneider Electric 
 
 

La ventaja que se tiene con estos sensores es que, al no ser de grandes dimensiones, y 

usar comunicación inalámbrica; no se requiere de un cableado adicional en el 

transformador y se pueden usar para supervisar la conexión de la entrada de los 

cables, la salida de los cables y la temperatura ambiental. 

Para el monitoreo de humedad, se tienen ciertos límites de humedad como se explicó 

previamente que, si es que llegasen a ingresar al transformador, afectaran el 

aislamiento. 

 
El monitoreo de humedad en el ambiente, aprovechando sus características, puede 

realizarse con el sensor CL110 de Schneider Electric. 

 
Para el monitoreo de humedad en el papel, este proceso es un poco más complicado 

que el monitoreo en el ambiente o aceite, existen diferentes métodos para analizar la 

humedad como son la medición de factor de potencia /tangente delta, prueba PDC, 

FDS y análisis de respuesta en frecuencia; sin embargo, estos métodos requieren la 

parada del transformador. 

 
ETE Probe de Schneider Electric es un sensor desarrollado para monitorear 

temperatura y humedad, particularmente la humedad en el papel, este sensor 



93 
 

considera todos los factores que influyen en el contenido de humedad en el papel y la 

dinámica del movimiento de la humedad en función de la temperatura para realizar 

un análisis del contenido de la humedad en el papel en base los perfiles de carga, 

consecuentemente además permite conocer el grado de polimerización y brinda un 

seguimiento del estado del aislamiento y estimar los riesgos de falla. 

 

Figura 57: ETE Probe 

Fuente. Schneider Electric 
 

Figura 58: Contenido de agua en papel 

Fuente. Aurtra 
 
 

La instalación de este equipo requiere además de un router 3G/4G industrial para 

conectividad a internet, debido a que este equipo envía sus datos solamente a la nube. 

 
El monitoreo de la humedad en el aceite viene acompañado con el monitoreo de las 

concentraciones de los gases en el aceite. 
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Entre estos tenemos a la marca Vaisala, con el OPT100 DGA monitor, que entre sus 

características se tiene la medida del metano, etano, etileno, acetileno, monóxido de 

carbono, dióxido de carbono, hidrogeno y humedad en el aceite. Además, calcula la 

TCGD y las relaciones entre gases para un posterior análisis de esos gases y evaluar 

la condición del aceite. También cuenta con puertos de comunicación Modbus serial 

y Ethernet además de contactos abiertos y cerrados. 
 

Figura 59: OPT100 monitor DGA 

Fuente. Vaisala 
 
 

También se tiene los analizadores de la marca Calisto, en su gama tiene monitores 

tanto para detección como para diagnóstico. 
 

 
Figura 60: Monitores de detección y diagnóstico 

Fuente. Calisto 
 

 
Para monitorear descargas parciales se tienen equipos como el Montesto 200 de la 

marca Omicron, el cual es una maleta portátil que permite un monitoreo temporal en 

línea de DP en los bushings y devanados del transformador. Se conecta a una caja de 

sensores que se encuentran conectados permanentemente al transformador, tales 

como sensores y adaptadores para bushings, sensores de válvula de drenaje UHF 
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para transformadores inmersos en aceite y transformadores de corriente de alta 

frecuencia para el caso de mediciones en conexiones y cables; además de 

condensadores de acoplamiento. 
 

 
Figura 61: Conexión montesto 200 

Fuente. Omicron 
 

 
También cuenta con módulos para comunicación de datos vía WIFI, Ethernet, Fibra 

óptica y demás. 

Asimismo, la maca Dynamics Rating ofrece una plataforma para monitoreo de 

transformadores en su gama de productos llamada C50. Esta plataforma 

multifuncional ofrece un monitoreo integral de los bushings, OLTC y otras variables 

del transformador. 

 

 
Figura 62: Módulo C50 
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Fuente. Dynamics Rating 
 

 
Tiene un módulo principal del procesador (CPU) con puertos serial RS485, fibra 

óptica y operación como maestro y esclavo. 

Además de un módulo de monitoreo de OLTC, con entradas y salidas analógicas, 

para ellos se puede usar el sensor Tap Position sensor de Dynamic Ratings el cual 

brinda información de la posición del tap el cual se usara para monitorear tiempos 

entre el ultimo cambio de posición, contar los cambios entre tomas; también se 

podrán acoplar sensores de temperatura para monitorear sobrecalentamientos y 

desgastes entre los contactos y a su vez monitorear la corriente y el voltaje del motor 

y prever una posible falla en el mismo, 

 

 

 

 
Figura 63: Tap position sensor 

Fuente. Dynamics Rating 
 
 
 

También cuenta con un módulo para monitoreo de los bushings, se puede usar el 

sensor BAU+ bushing sensor de Dynamic Rating, es sensor brinda señales de medida 

de la corriente, capacitancia, factor de potencia y descargas parciales para una 

posterior visualización en el C50 que permitirá detectar posibles fallos. 



97 
 

 

 
 

Figura 64: BAU+ bushing sensor 

Fuente. Dynamics Rating 
 
 

 
4.1.2 Propuestas de implementación 

 
La implementación del arreglo de sensores y equipos de comunicaciones para 

transformadores de potencia debe hacerse de acuerdo con las características de 

comunicación de los mismos sensores, hemos visto previamente sensores 

convencionales que en su mayoría cuentan con protocolos de comunicación Modbus 

Serial, además de Ethernet, por lo que se harán propuestas de diseños de acuerdo a 

esos protocolos; por lo que si se busca usar otros protocolos, se necesitarían equipos 

que hagan conversión entre protocolos Modbus a otros protocolos como IEC61850, 

Profibus entre otros para establecer la comunicación hasta el sistema de visualización 

y monitoreo como SCADA, pantallas HMI, nube, etc. A su vez, la importancia de 

usar sensores inalámbricos implica también, dentro de la arquitectura de 

comunicación, dispositivos de recepción/concentración de esas señales inalámbricas, 

y acoplarlas con los otros equipos para poder llevar toda la información en conjunto 

hacia el sistema de monitoreo y control. 

A continuación, se muestra una lista de las variables y módulos de diagnóstico 

propuestos 
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Cuadro 33: Variables y módulos de diagnóstico 
 

 
Variable 

Módulo de 
Diagnostico 

Temperatura de las conexiones  

 

Monitoreo Térmico 
Temperatura del devanado 
Temperatura ambiental 
Temperatura del aceite del 
tanque 
Humedad del ambiente 

Monitoreo de 
humedad 

Humedad en el aceite 
Humedad en el papel 
Concentración de gases Monitoreo de gases 
Análisis de descargas parciales  

Monitoreo de activos Monitoreo de bushing 
Monitoreo del OLTC 

 

Fuente. Elaboración propia 
 
 

Estas variables se podrían considerar las mínimas indispensables para 

transformadores de alta criticidad si es que se busca tener un método que nos ayude a 

conocer la condición del transformador en base al monitoreo, es importante señalar 

que otras variables más específicas como temperatura en la parte superior e inferior 

del tanque, nivel del aceite y demás, depende de la aplicación del transformador y su 

criticidad y del análisis del cliente; así como las variables eléctricas como corriente, 

voltaje, armónicos, potencia y frecuencia que también requieren de un monitoreo. 

 
En el caso de transformadores de potencia, el monitoreo de todas estas variables se 

realiza a través del sistema SCADA, sin embargo, como hemos visto previamente, 

existen métodos como redes IOT y conectividad a la nube que permite una solución 

alternativa para la visualización y monitoreo. 
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Figura 65: Diseño para transformador de potencia 

Fuente: Elaboración propia 
 
 

Donde: 

Línea Roja: Modbus RTU o serial 

Línea Azul: Modbus TCP/IP 

Línea Verde: IEC 61850 

 
Para el transformador de potencia se disponen de varias opciones; para el caso de la 

medición de la temperatura interna del aceite se puede usar el eDMCR o el ETE 

Probe, se debe analizar la criticidad del equipo si es que es necesario un monitoreo 

más crítico y completo. 

Para la visualización de los valores medidos se puede realizar por el sistema SCADA 

existente o aprovechar las ventajas del Panel Server y la conectividad a la nube, de 

igual manera se necesitaría un router de uso industrial para permitir esa conexión. 

También se puede emplear la maleta Montesto 200 para el análisis de descargas 

parciales, considerando que no es un equipo para monitoreo en tiempo real; sin 

embargo, su uso permitiría un mejor diagnóstico de las descargas parciales junto con 

el analizador de gases. 

Para el diseño propuesto se dispone de sensores TH110 en las entradas de conexión 

de los cables, sensores CL110 en la carcasa y en la zona inferior y superior del 

tanque, estos sensores se emparejarán por comunicación inalámbrica a un 

concentrador Panel Server. 

También se dispone de un sensor de temperatura interna del aceite y devanado y un 

analizador de gases; además de un monitor C50 en donde se conectarán los sensores 
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para el monitoreo de OLTC y bushings. Todos estos equipos deberán ir conectados 

en serie con el Panel Server y pueden conectarse finalmente a la nube o mediante 

Modbus TCP/IP conectarse a un módulo RTU para luego por protocolo IEC61850 ir 

al SCADA. 

 
Para el caso de los transformadores de distribución y en especial los del tipo biposte, 

se toma en cuenta la aplicación y las características de operación. Este tipo de 

transformadores no disponen de un sistema de monitoreo cercano como el sistema 

SCADA, por lo que se debe emplear métodos alternativos. 

 
 

Figura 66: Diseño para transformador de distribución tipo biposte 

Fuente: Elaboración propia 
 
 

Donde: 

Línea Roja: Modbus RTU o serial 
 
 

Para el monitoreo de este tipo de transformador, de igual manera se disponen de dos 

opciones de monitoreo de la temperatura interna del transformador, por lo que se 

debe analizar los requerimientos por parte de cada concesionaria. 

Asimismo, la conectividad en la nube toma importancia en transformadores del tipo 

biposte, en la que se puede monitorear en conjunto a todos estos tipos de 

transformadores y exportar los datos medidos hacia la nube, debido a que no se 

dispone de un sistema de monitoreo cercano a diferencia de los transformadores de 

potencia en subestaciones. 
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De igual manera se dispone de sensores TH110 en las entradas y salidas de conexión 

de cables, así como sensores CL110 para monitorear la temperatura y humedad del 

sistema de ventilación y del ambiente. Todos estos sensores emparejados 

inalámbricamente al concentrador Panel Server. 

También se cuenta con un WTI conectado en serie al Panel Server para 

posteriormente conectar a la nube. 

 
 
 

Para el caso de transformadores industriales, se pueden usar métodos puntuales 

como pantallas HMI o software por computadora para el monitoreo de variables 

 
 

Figura 67: Diseño para transformadores del tipo seco de uso industrial 

Fuente: Elaboración propia 
 
 

Donde: 

Línea Roja: Modbus RTU o serial 

Línea Azul: Modbus TCP/IP 

Línea gris: Salida analógica 

 
Debido a que estos transformadores no disponen de aceite, se emplea un sensor 

PT100 para medir la temperatura del devanado, este sensor va conectado un módulo 

de entradas analógicas como el de un PLC. 

Se puede usar pantallas HMI para crear una interfaz usuario mediante software para 

la visualización de los valores medidos, o emplear ordenador y softwares como 

MATLAB, Python para exportar esos datos y crear gráficas y demás. 
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4.2 Implementación del Diseño Propuesto 

 
Se implementará el diseño propuesto previamente para un transformador seco tipo 

ventilado 480/208 V Y de la marca Elecvolt Perú para uso industrial, se instalarán 3 

sensores inalámbricos TH110 y 2 sensores inalámbricos CL110 de Schneider 

Electric en las tres fases del lado de baja tensión (X1-X2-X3) y se alimentarán dos 

cargas (motores) de la marca Delcrosa a 440 V. Como observación la instalación del 

sensor de temperatura PT100 no puede ser posible en este transformador específico. 

Por consecuencia el dispositivo PLC tampoco es necesario en esta prueba, sin 

embargo, se recomienda realizar pruebas con los PT100 integrados, además de los 

diseños uno y dos mostrados. 

 
4.3 Materiales 

 
Los componentes por instalar y usar en las pruebas en el transformador son los que 

detallan a continuación. 

 
4.3.1 Sensores Inalámbricos TH110 

 
Se instalarán 3 sensores (1 por cada fase) en el lado de baja tensión del 

transformador. Estos sensores utilizan el protocolo Zigbee de comunicación 

inalámbrica y a su vez se comunicarán con un receptor/concentrador Zigbee de 

señales inalámbricas. El periodo de comunicación se establecerá cada 2 minutos para 

que cada sensor envíe la información hacia el concentrador. 

El funcionamiento de estos sensores según manual es mediante inducción 

electromagnética, se necesita de una cinta ferromagnética que abrace tanto al sensor 

como al punto de contacto del conductor o barra donde se busca medir la 

temperatura, la corriente mínima es de 10 A para que el sensor comience a funcionar. 

 
4.3.2 Sensores Inalámbricos CL110 

 
Estos sensores inalámbricos de temperatura y humedad ambiental se instalarán 

dentro del transformador, el primero se colocará en la parte de abajo, que es donde 

entra el aire para la ventilación interna del transformador, y el segundo se colocará en 

la parte de arriba, que es donde sale el aire. 
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Estos sensores también utilizan el protocolo Zigbee por lo que también requieren de 

un receptor/concentrador. En cuanto al periodo de comunicación se establecerá cada 

2 minutos. 

El funcionamiento de estos sensores según manual indica que cuenta con una batería, 

el cual permite que el sensor empiece a medir una vez se encuentre encendido. 

También cuenta con una base imantada para colocarla en una superficie metálica. 

 
4.3.3 Concentrador/Receptor Zigbee 

 
Para concentrar y recibir las señales inalámbricas de los sensores se usará el equipo 

Panel Server de Schneider Electric. Este equipo cuenta con protocolos de 

comunicación Modbus Serial y Modbus TCP/IP además que también permite 

conectividad a la nube. El equipo específicamente tiene como nombre PAS600L y 

necesita de una alimentación de 24V DC para su funcionamiento. Para establecer una 

comunicación con los sensores se requiere un emparejamiento previo, el que consiste 

en que los sensores se encuentren encendidos y que el PAS600L haga un escaneo 

previo de red Zigbee y ubique a los sensores. Una vez emparejados, los sensores ya 

pueden enviar los datos a ese único concentrador. 

 
4.3.4 Ordenadores 

 
Se usarán dos ordenadores, uno se usará la configuración de los sensores y del 

equipo PAS600L y una visualización preliminar de los datos enviados y la segunda 

se usará para una visualización más detallada y para el almacenamiento de los datos 

enviado por cada uno de los sensores. 

 
4.3.5 Switch 

 
Se creará una red LAN entre los ordenadores y el PAS600L, el switch permitirá la 

comunicación entre estos equipos. La alimentación del switch es de 230 VAC. 

 
4.3.6 Fuente 

 
Se utilizará una fuente de 230 VAC / 24 VDC para alimentar al PAS600L 
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4.3.7 Interruptores 

 
Se utilizará dos interruptores de 2 A, uno como protección de la fuente y otro como 

protección del Switch. 

 
4.3.8 Softwares 

 
Para la configuración y emparejamiento de los sensores al PAS600L se usará el 

software Ecostruxure Power Comissioning de Schneider Electric, y se usará el web 

server propio del PAS600L. Asimismo, se hará un código en MATLAB para tener 

una visualización y almacenamiento de los datos más detallado. 

 
4.3.9 Cables y cinta ferromagnética y accesorios 

 
Se usarán cables de comunicación UTP, así como cables eléctricos para interconectar 

los equipos. Cinta ferromagnética para los sensores TH110, además de 

destornilladores, llaves y demás accesorios de ensamble. 

 
4.3.10 Cámara Termográfica 

 
Se usará una cámara termográfica para contrastar los datos de temperatura medidos 

por los sensores. 

 
4.3.11 EPPs 

 
Se dispondrá del uso de EPPs, que incluye el uso de guantes, lentes, casco y botas, 

además de pantalón y polo categoría 3 arc flash. 

 
4.3.12 Maleta CPC100 

 
Se puede usar opcionalmente esta maleta para la inyección de corriente a los sensores 

TH110 y proceder con el emparejamiento hacia el PAS600L. Se recomienda realizar 

el emparejamiento antes de la instalación en el transformador 



105 
 

4.4 Equipos y lugar de trabajo 

 
Se instalará los sensores en un transformador trifásico tipo seco ventilado 

 

 

Figura 68: Transformador de prueba 

Fuente. Elaboración propia 
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Este transformador está conectado a la red de 220 VAC por el lado de baja tensión y 

como salida de 460 VAC tiene dos motores conectados como carga de 440 VAC, se 

conecta estos dos motores para poder llegar a la corriente mínima de 10 A en el lado 

primario y los sensores TH110 puedan medir la temperatura de ese punto. 

 
 
 

 

 

Figura 69: Motores como carga para el transformador 

Fuente. Elaboración propia 
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4.4.1 Montaje de los equipos de comunicación 

 
Como se indicó previamente se usará 1 equipo concentrador/receptor PAS600L, y un 

switch para crear una pequeña red entre el PAS600L y dos ordenadores 

Para ello se necesitará además de 1 fuente DC y dos interruptores de protección. 
 

La selección de estos equipos radica principalmente en las instalaciones donde se va 

a aplicar el diseño, el nivel de tensión, corriente y demás. Se debe tener en cuenta las 

protecciones debido a posibles picos de sobrevoltajes hacia el PAS600L. Para este 

caso se usarán dos interruptores de 2 A marca Schneider Electric y una fuente de 24 

VDC marca Schneider Electric; no obstante, estos equipos y el montaje son a criterio 

de cliente. 
 

Figura 70: Equipos de comunicación 

Fuente. Elaboración propia 
 

 
Para la visualización de las variables, se usará el software Matlab, para ello el 

ordenador debe tener una capacidad computacional mayor con una memoria RAM 

igual o mayor a 16 MB, aun así, esto puede cambiar si es que el número de sensores 

aumenta. Para la configuración y emparejamiento de los sensores no requiere de una 

alta capacidad computacional. 
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Figura 71: Conexión de los equipos 

Fuente. Elaboración propia 
 
 

 
4.4.2 Configuración y emparejamiento de los sensores 

 
El emparejamiento de los sensores requiere que tanto el concentrador PAS600L y los 

mismos sensores inalámbricos estén encendidos. Para el caso de los sensores TH110 

requiere que circulen 10 A a través de ellos y en el caso de los sensores CL110 solo 

se necesita encender la batería interna. El PAS600L requiere de 24 VDC para 

encender. 

El emparejamiento se puede realizar por el software Ecostruxure Power 

Comissioning de Schneider Electric o por el mismo Web Server del PAS600L. 
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Para ello se recomienda el uso de una maleta con la capacidad de inyección de 10 A 

para los sensores TH110. En nuestro caso se usó la maleta CPC100 de Omicron 

Energy. Asimismo, se usó el software Ecostruxure Power Comission para realizar la 

conexión y el emparejamiento y el web server del propio PAS600L para confirmar si 

los sensores se encuentran conectados. 
 

 
Figura 72: Emparejamiento de los sensores 

Fuente. Elaboración propia 
 
 
 

Previamente, se debe crear una pequeña red LAN. Para ello debido a que el 

PAS600L viene previamente de fábrica con IP automática, podemos realizar una 

primera conexión con el equipo con protocolo DHCP. 
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Figura 73: Ecostruxure Power Comission 

Fuente. Elaboración propia 
 
 

 
Una vez conectados con equipo se cambia a una IP estática, en este caso es la IP es 

169.254.28.58. Esta IP nos permitirá crear una pequeña red LAN entre el PAS600L y 

los ordenadores. 

Una vez comprobada la comunicación, se procede a emparejar los sensores al 

concentrador. Previamente nos debemos asegurar que los sensores se encuentren 

listos y encendidos. Una vez realizada esas acciones, utilizamos el software 

Ecostruxure Power Comission en la pestaña de Wireless Devices. 

Para acceder al web server del PAS600L, se debe utilizar un buscador e ingresar la 

IP del equipo, usando el protocolo htpps. 
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Figura 74: Sensores emparejados al PAS 

Fuente. Elaboración propia 
 
 

 
Se puede corroborar que 5 sensores, 3 sensores TH110 y 2 sensores CL110 se 

encuentran conectados al PAS600L. Además, configuramos el periodo de 

comunicación para los sensores inalámbricos en 120 segundos. 

 
4.4.3 Instalación de Sensores en el transformador 

 
Se instalará 1 sensor TH110 en cada fase del transformador y 1 sensor CL110 en la 

entrada y salida del aire de ventilación. 

Para el caso de los sensores TH110 se debe asegurar que tenga un buen ajuste con el 

punto de contacto, la cinta ferromagnética debe abrazar completamente la barra de 

entrada de los cables para que el fenómeno de inducción tenga lugar. 
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Figura 75: Sensor TH110 en la fase 1 

Fuente. Elaboración propia 
 

 
La instalación de estos sensores involucra el uso del manual de instalación, para lo 

cual se necesita de un instrumento para ajustar la cinta ferromagnética a la barra o 

punto de conexión 

Sin embargo, cabe indicar que esta instalación no es la apropiada y tiene un uso 

exclusivo para realizar las pruebas de funcionamiento y confiabilidad del diseño. El 

manual de Schneider Electric muestra la correcta instalación y centra la aplicación de 

este sensor en barras, por lo que transformadores de mayor potencia no presentarían 

muchos inconvenientes durante la instalación. 
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Figura 76: Instalación según manual del sensor TH110 

Fuente. Schneider Electric 
 

 
El objetivo de asegurar un buen contacto entre el sensor y la barra o punto de 

conexión. La instalación de los sensores TH110 será en el lado de baja tensión (220 

VAC) debido a que, al energizar, este lado tendrá una mayor corriente que el lado de 

460 VAC. 
 

Figura 77: Instalación de los sensores en el transformador 

Fuente. Elaboración propia 
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Los sensores inalámbricos CL110 se ubicará en la entrada de aire de ventilación y en 

la salida de aire de ventilación, con el objetivo de monitorear la temperatura y 

humedad interna del transformador tipo seco ventilado. 

Debido a estos cuentan con una base imantada, la instalación es más sencilla. Es 

suficiente con colocar el sensor en la carcasa metálica y no se requiere de una 

corriente, ya que estos sensores cuentan cona batería incorporada. 
 

 

 
Figura 78: Instalación del sensor CL110 

Fuente. Elaboración propia 
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4.5 Procedimientos 

 
Una vez realizada la instalación y configuración de los sensores, se procede con las 

pruebas de funcionamiento y confiabilidad del diseño. Para ello debemos tomar las 

medidas y las distancias de seguridad correspondientes 
 

Figura 79: Lugar de trabajo 

Fuente. Elaboración propia 
 

 
Se energizará al transformador por el lado de baja tensión (220 VAC), se usará el 

software MATLAB para recibir la visualización dinámica de los datos y el 

almacenamiento en el mismo ordenador. 

Primero se realizarán pruebas de funcionamiento normal de transformador. Se 

monitoreará la temperatura y humedad para el mismo perfil de carga (2 motores 

conectados), se obtendrán los datos y/o gráficas y se corroborarán sus valores con una 

cámara termográfica. 

Luego se forzará una falla, se desajustará un perno en la entrada de la fase 1 (X1) 

simulando una falla de falso contacto. Se visualizará la variación de la temperatura en 

ese punto siguiendo el mismo perfil de carga. 

También se forzará una falla ambiental, mediante una pistola caliente se provocará un 

aumento de temperatura en el interior del transformador y se monitoreará las 

variaciones de humedad y temperatura. 
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El software para el monitoreo de estas variables es mediante el mismo Web Server del 

PAS600L, Ecostruxure Power Comission y MATLAB. 

La programación en MATLAB toma en cuenta los parámetros del PAS600L, tales 

como su protocolo, dirección IP, puertos y las direcciones de registro especificados en 

su manual. 

El código de MATLAB es el siguiente para los sensores CL110 es como sigue a 

continuación. 

Este código es específico para el sensor CL110 ubicado en la parte de arriba, donde 

sale el aire para la ventilación interna del transformador. 

m=modbus("tcpip","169.254.28.58", 502); 

tmax=1000; 

 

i=0; 

t=0; 

tic 

av=[read(m,"holdingregs",4001,1,101,"single")]; 

 

while t<tmax 

t=toc; 

Temperatura=read(m,"holdingregs",4001,1,101,"single"); 

Humedad=read(m,"holdingregs",4007,1,101,"single"); 

x=linspace(0,t,i); 

av(end+1)=Temperatura; 
if av(length(av))~=av(length(av)-1) 

Temperatura 

Humedad 

subplot(2,1,1); 

plot(t,Temperatura,"o","MarkerSize",5) 

ylim([0 100]) 

xlim([0 1000]) 

title("Temperatura Ambiental") 

ylabel("Valor °C") 

hold on 

subplot(2,1,2); 

plot(t,Humedad*100,"o","MarkerSize",5) 

ylim([0 100]) 

xlim([0 1000]) 
title("Humedad Relativa Ambiental Arriba") 

ylabel("Valor %") 

hold on 

drawnow 

end 

i=i+1; 

 

 

end 

 

El código de MATLAB para los sensores TH110 es como sigue a continuación. 
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Este código es específico para el sensor TH110 ubicado en la fase 1, el cual es el lugar 

donde se forzará la falla. 

m=modbus("tcpip","169.254.28.58", 502); 

tmax=1000; 

 

i=0; 

t=0; 

tic 

av=[read(m,"holdingregs",4001,1,104,"single")]; 

while t<tmax 

t=toc; 
Temperatura=read(m,"holdingregs",4001,1,104 ,"single"); 

x=linspace(0,t,i); 

av(end+1)=Temperatura; 
if av(length(av))~=av(length(av)-1) 

Temperatura 

plot(t,Temperatura,"o","MarkerSize",5) 

ylim([0 100]) 

xlim([0 1000]) 

title("Temperatura Fase 1") 

ylabel("Valor °C") 

hold on 

drawnow 

 

end 

i=i+1; 

 

end 
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5 CAPITULO V: RESULTADOS 
 

5.1 Presentación de Resultados 

 
Se procede a medir las corrientes de entrada en cada una de las fases para verificar la 

corriente de operación de cada uno de los sensores 
 

 

Figura 80: Corrientes en la entrada del transformador 

Fuente. Elaboración propia 
 

 
Como se ve en las imágenes de las mediciones de corrientes en cada una de las fases 

de entrada, la corriente de la fase 1 de 9.1 A y de la fase 2 es de 9.6 A. No obstante, 

los sensores TH110 de esas fases se encuentran funcionando y emitiendo los valores 

de temperatura. 
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5.1.1 Prueba de calidad de señal inalámbrica 

 
La prueba se realizó a una distancia de 3.67 cm desde los sensores inalámbricos hasta 

el PAS600L con algunos obstáculos en medio. 

La calidad de la señal se indica en el web server del PAS600L. Los indicadores 

muestran que tan buena es la señal inalámbrica, la potencia de la señal recibida por el 

PAS, la calidad del enlace y el paquete de datos perdidos. 

Es recomendable mantener los niveles de RSSI entre 0 y -65dbm, un indicador de 

calidad de enlace alto y un paquete de datos perdidos lo más bajo posibles. 
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Figura 81: Indicadores de la señal inalámbrica de cada sensor 

Fuente. Elaboración propia 
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Como se puede ver en las imágenes, los sensores TH110 tienen un nivel de calidad 

de señal “Fair”, lo que significa que la conexión es aceptable; sin embargo, para los 

sensores CL110, la conexión el nivel de calidad de la señal está en “Excellent”, lo 

que indica que la conexión es excelente hacia el PAS600L. 

 

 
Si ahora se establece una distancia de 8.31 cm entre los sensores y el PAS600L en 

línea de vista, los resultados se muestran a continuación. 
 

 



122 
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Figura 82: Indicadores de la señal inalámbrica a mayor distancia 

Fuente. Elaboración propia 
 

 
Como se puede apreciar, las señales de ambos sensores tienen un nivel de calidad de 

señal de excelente, con algunos de los valores de los indicadores diferentes. 

 
5.1.2 Prueba con sensor CL110 en operación normal 

 
Ahora procedemos a realizar pruebas de funcionamiento con el transformador en 

operación normal. 

El monitoreo de la temperatura y humedad del sensor CL110 a la salida del aire de 

ventilación interna se muestra a continuación. La dirección de registro Modbus es el 

101. 

1era medición 
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Figura 83: 1era medición temperatura y humedad del ambiente 

Fuente. Elaboración propia 
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2da medición 
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Figura 84: 2da medición temperatura y humedad del ambiente 

Fuente. Elaboración propia 
 

 
3era medición 
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Figura 85: 3era medición temperatura y humedad del ambiente 

Fuente. Elaboración propia 
 

 
4ta medición 
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Figura 86: 4ta medición temperatura y humedad del ambiente 

Fuente. Elaboración propia 
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La gráfica con las mediciones del sensor CL110 se muestra a continuación 
 

Figura 87: Grafica de temperaturas y humedad ambiental 

Fuente. Elaboración propia 
 

 
El resumen de las mediciones se detalla a continuación 

Cuadro 34: Mediciones de temperatura y humedad sensor CL110 
 

MEDICIONES TEMPERATURA Y HUMEDAD SENSOR CL110 

MEDICION 
TEMPERATURA 
SENSOR 

HUMEDAD 
SENSOR 

TEMPERATURA 
CT 

1 30.4 °C 64.92% 30.4 °C 
2 31.3 °C 65.28%  

3 31 °C 62.04% 30.6 °C 
4 30.9 °C 62.04% 30.6 °C 
5 31.2 °C 64.65% 31.1 °C 

Fuente. Elaboración propia 
 

 
Como se puede apreciar los valores de temperatura para este perfil de carga se han 

mantenido casi constantes, con pequeñas variaciones, a un valor aproximado de 31°C 

y los valores de humedad relativa a 64% aproximadamente. 
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5.1.3 Prueba con sensor TH110 en operación normal 

 
Medición de la fase 1 con el transformador en operación normal y manteniendo el 

mismo perfil de carga. Ahora usamos el web server propio del PAS600L para 

monitorear los valores medidos. La dirección de registro es el 104 

1era medición 
 

 

 

Figura 88: 1era medición temperatura de fase 1 

Fuente. Elaboración propia 
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2da medición 
 

 

 

 

Figura 89: 2da medición temperatura de fase 1 

Fuente. Elaboración propia 
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3era medición 
 

 

 

Figura 90: 3era medición temperatura de fase 1 

Fuente. Elaboración propia 
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4ta medición 
 

 

 

Figura 91: 4ta medición temperatura de fase 1 

Fuente. Elaboración propia 
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5ta medición 
 

 

 

Figura 92: 5ta medición temperatura de fase 1 

Fuente. Elaboración propia 
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Figura 93: Gráfica medición temperatura de fase 1 

Fuente. Elaboración propia 
 

 
El resumen de las mediciones se detalla a continuación 

Cuadro 35: Medición temperatura sensor TH110 fase 1 
 

MEDICIONES TEMPERATURA SENSOR TH110 

MEDICION 
TEMPERATURA 
SENSOR 

TEMPERATURA 
CT 

1 34.1 °C 34.1 °C 
2 33.9 °C 34 °C 
3 34.2 °C 34 °C 
4 34.1 °C 34.4 °C 
5 34.7 °C 34.6 °C 

Fuente. Elaboración propia 
 

 
Como se puede evidenciar, el sensor inalámbrico de temperatura en la fase 1 envía 

lecturas en un rango a 34°C, valores que son aproximados a lo que la cámara 

termográfica registra. Estos valores medidos representan la temperatura normal de la 

fase 1 del transformador a ese perfil de carga. 
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5.1.4 Prueba con sensor TH110 en falla 

 
Sin embargo, si ahora forzamos una falla en la fase, provocando un falso contacto en 

la entrada de los cables, el sistema debería detectar el aumento de la temperatura y en 

todo caso emitir alerta de aumento de temperatura. Mediante el mismo código en 

MATLAB se podrá apreciar la diferencia de temperaturas. 

Una vez forzada la falla, energizamos el transformador tomando todas las medidas de 

contingencia posible ante cualquier evento que pueda ocurrir. 

El orden de las lecturas se muestra a continuación 
 

 
1era medición 

 

Figura 94: 1era medición temperatura fase 1 en falso contacto 

Fuente. Elaboración propia 
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2da medición 
 

Figura 95: 2da medición temperatura fase 1 en falso contacto 

Fuente. Elaboración propia 
 

 
3era medición 
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Figura 96: 3era medición temperatura fase 1 en falso contacto 

Fuente. Elaboración propia 
 

 
4ta medición 
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Figura 97: 4ta medición temperatura fase 1 en falso contacto 

Fuente. Elaboración propia 
 

 
Mediciones restantes 
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Figura 98: Mediciones restantes temperatura fase 1 en falso contacto 

Fuente. Elaboración propia 
 

Figura 99: Gráfica de temperaturas fase 1 en falso contacto 

Fuente. Elaboración propia 
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El resumen de las mediciones se detalla a continuación 

Cuadro 36: Mediciones temperatura sensor TH110 fase 1 en falla 
 

MEDICIONES TEMPERATURA SENSOR TH110 EN FALLA 

MEDICION 
TEMPERATURA 
SENSOR 

TEMPERATURA 
CT 

1 33.1 °C  

2 32.2 °C  

3 47.2 °C 44.8 °C 
4 40.9 °C 40.3 °C 
5 41.7 °C  

6 44.9 °C  

7 40.8 °C  

8 38.5 °C 38.9 °C 
Fuente. Elaboración propia 

 

 
Como se puede apreciar en la gráfica, para el mismo perfil de carga del 

transformador, la falla ha provocado un aumento de temperatura en el punto de 

entrada de conexión hasta un pico máximo de 47.2°C; el cual puede ocasionar daños 

como sobrecalentamientos, perdidas de aislamiento y cortocircuitos si es que no se 

toman acciones de contingencia antes de presentarse cualquiera de estos riesgos. 

 
5.1.5 Prueba con sensor CL110 en falla 

 
Ahora procedemos a simular una falla ambiental, usando una pistola caliente se 

incrementará la temperatura interna del transformador. 

Los resultados se muestran a continuación. 
 

1era medición 
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Figura 100: 1era medición de temperatura y humedad en falla 

Fuente. Elaboración propia 

2da medición 
 

Figura 101: 2da medición de temperatura y humedad en falla 

Fuente. Elaboración propia 
 

 
3era medición 

 

Figura 102: 3era medición de temperatura y humedad en falla 

Fuente. Elaboración propia 
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4ta medición 
 

 

Figura 103: 4ta medición de temperatura y humedad en falla 

Fuente. Elaboración propia 
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5ta medición 
 

Figura 104: 5ta medición de temperatura y humedad en falla 

Fuente. Elaboración propia 
 

 
6ta medición 

 

Figura 105: 6ta medición de temperatura y humedad en falla 

Fuente. Elaboración propia 
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Figura 106: Gráfica de medición de temperatura y humedad en falla 

Fuente. Elaboración propia 

El resumen de la medición se detalla a continuación 

Cuadro 37: Medición de temperatura y humedad sensor CL110 en falla 
 

MEDICIONES TEMPERATURA Y HUMEDAD SENSOR CL110 EN FALLA 

MEDICION 
TEMPERATURA 
SENSOR 

HUMEDAD 
SENSOR 

TEMPERATURA 
CT 

1 32.3 °C 59.23%  

2 38.2 °C 59.34%  

3 35.3 °C 49.20%  

4 72.9 °C 46.69% 73.4 °C 
5 47.3 °C 36.39%  

6 41 °C 21.55%  

7 37.7 °C 24.31%  

Fuente. Elaboración propia 
 

 
Como se puede apreciar la temperatura interna del transformador ha ido en aumento 

hasta un pico de 72.9°C. Este es un valor que podría ocasionar daños severos al 

transformador puesto que está muy por encima de lo que indica la norma. 

Asimismo, la humedad ha ido disminuyendo puesto que se está empleando una 

pistola caliente que elimina los rastros de humedad y contenido de agua del 

ambiente. 
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5.2 Acciones de Contingencia 

 
Los resultados de las pruebas realizadas en base al diseño tres propuesto nos muestra 

que los sensores presentan un adecuado monitoreo de la temperatura y humedad. 

Sin embargo, las acciones que se deben tomar en caso se presenten valores distintos 

en un perfil de carga conocido para el transformador es importante. El diagnóstico a 

partir de los valores medidos por el método de mantenimiento predictivo 

implementado debe ser realizado mediante las técnicas de diagnóstico o pruebas de 

mantenimiento preventivo. 

Para el caso del falso contacto provocado, se presentó un aumento de temperatura en 

el punto de conexión, lo que podría originar daños severos a futuro. Si nos centramos 

en este tipo de fallas las acciones a tomar pueden ser las siguientes. 

1. Localizar exactamente el punto con sobrecalentamiento, se puede hacer uso 

de cámaras termográficas si es que la aplicación lo permite. 

2. Activar la ventilación forzada si es que cuenta con ello y seguir monitoreando 

los valores de temperatura. En caso no se cuente con ventilación forzada se 

sugiere realizar una inspección visual si es que no hay alguna anomalía o 

situación adversa en el transformador. 

3. Si se logra despejar el problema, seguir manteniendo un control y monitoreo 

hasta asegurarnos que no se vuelva a presentar ningún aumento de la 

temperatura. 

4. En caso la falla persiste, se sugiere desconectar al transformador y realizar las 

pruebas de mantenimiento preventivo como las pruebas de resistencias de 

devanados, resistencia de aislamiento o con cámara termográfica. 

 

 
Si es un efecto ambiental, debido a un aumento de la temperatura o humedad en el 

interior del transformador se pueden tomar las siguientes acciones. 

1. Usar algún método alternativo como termómetros ambientales para 

aplicaciones en la industria, si es que se encuentran otros sensores de 

temperatura en el interior del transformador, verificar si es que sus valores de 

medición presentan alguna anomalía. 
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2. Activar la ventilación forzada en caso hubiese, caso contrario verificar si es 

que existen agentes externos ocasionando la variación en la temperatura y 

humedad. 

3. En caso se logre despejar el problema, se recomienda mantener el monitoreo 

de una manera más crítica para evitar inconvenientes; caso contrario se 

recomienda desconectar el transformador y realizar un diagnóstico más a 

detalle 

Se debe tener en cuenta que un aumento repentino de temperatura para un perfil de 

carga conocido puede desencadenar en fallas críticas como cortocircuitos o 

incendios, por lo que se recomienda que todas las acciones a realizar sean de manera 

óptima en el menor tiempo posible. 

Es importante que se cuente con distintos protocolos de acción para cada anomalía 

que se pueda encontrar en el transformador. El mantenimiento predictivo mediante el 

uso de estos sensores ayuda a tener un mejor monitoreo de los transformadores. 
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6. CAPITULO VI: CONCLUSIONES 
 

Las fallas en los transformadores son causadas generalmente por 

sobrecalentamientos, excesos de humedad, la presencia de oxígeno y condiciones 

ambientales, las cuales son productos de la propia operación normal del 

transformador y que van degradando los niveles de aislamiento a lo largo del tiempo. 

El mantenimiento de transformadores es una actividad importante para tener un 

monitoreo de estas variables y extender la vida útil del equipo; las pruebas de 

mantenimiento preventivo requieren de ciertas condiciones y se realizan cuando el 

equipo se encuentra sin energía y no en condiciones normales de funcionamiento. 

Algunas fallas se pueden presentar exactamente cuando el transformador se 

encuentra a los niveles de voltaje y corriente de operación. 

El mantenimiento predictivo permite un monitoreo en tiempo real y permanente de 

estas variables, de esta manera se puede tener un mejor diagnóstico, tomar mejores 

decisiones, programar las actividades de mantenimiento preventivo de manera 

óptima o mantenimiento proactivo para diagnóstico y reducir el riesgo humano y 

material. 

La implementación de este mantenimiento predictivo se realizó por medio de 

sensores convencionales e inalámbricos y una arquitectura de comunicación 

siguiendo el estándar ISA - 95. Mediante el uso de redes industriales se diseñaron 

estas arquitecturas según sea la aplicación: Transformadores de potencia, 

Transformadores de distribución tipo biposte y Transformadores tipo seco de uso 

industrial. 

Estos diseños utilizan equipos modernos que reducen su complejidad y evita una 

recarga de cableado y equipos adicionales. Gracias al dispositivo Panel Server se 

puede simplificar la arquitectura de comunicación ya que tiene características de 

recepción de señales inalámbricas, pasarela Modbus Serial a Modbus TCP/IP, 

conexión a la nube, ahorro de energía, entre otros. 

Se realizó la implementación en un transformador de tipo seco industrial y mediante 

código MATLAB se pudo ver los valores medidos de temperatura por los sensores 

inalámbricos. Se pudo corroborar estos valores mediante una cámara termográfica y 

se concluye que son confiables y seguros para monitoreo. Se simularon fallas y se 
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pudo ver en las gráficas de MATLAB los valores anormales de temperatura que se 

presentaban para el mismo perfil de carga. 

Se puede concluir que con un nivel de corriente de 9 A, los sensores inalámbricos 

TH110 pueden operar y medir los valores de temperatura. La calidad de la señal 

inalámbrica a una distancia de 3.67 m con obstáculos muestra un nivel calidad de la 

señal aceptable; sin embargo, a una distancia de 8.31 m sin obstáculos se muestra a 

todos los sensores con un nivel de calidad de señal excelente. Se recomienda cumplir 

con el manual y establecer un nivel de corriente mayor a 10 A para los sensores 

TH110, además de evitar la mayor cantidad de obstáculos manteniendo la distancia 

entre los sensores y panel server lo más pequeña posible, preferible entre 3 y 5 m 

Se pudo corroborar que los sensores inalámbricos pueden tener lecturas sin mucha 

variación, lo que indica que son sensibles a las pequeñas variaciones en sus 

mediciones, con tiempos de medición cada 120 segundos aproximadamente, por lo 

que son factibles para usar como método de mantenimiento predictivo. 

Se concluye finalmente que estos diseños de monitoreo en tiempo real nos brindan 

una imagen más confiable del estado del transformador y permite la aplicación de 

conectividad a la nube y de inteligencia artificial, como machine learning y redes 

neuronales, para el diagnóstico de fallas en transformadores. Esto permite y abre 
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puertas a la aplicación de automatización y digitalización para el mantenimiento de 

equipos. 

 

7.  CAPITULO VII: RECOMENDACIONES 

 

Se recomienda elaborar gráficas de los valores medidos por los sensores 

dependiendo del tipo de perfil de carga, para posteriormente elaborar planes y 

acciones de contingencia si es que se presenta alguna lectura anormal. Este 

procesamiento se puede realizar para estudios futuros mediante la aplicación de redes 

neuronales. 

Se recomienda además realizar estudios en campo sobre el transformador en 

específico a monitorear y realizar pruebas futuras de los diseños para 

transformadores de potencia y transformadores de distribución tipo biposte descritos 

en esta tesis. 

También se recomienda realizar un análisis de las principales fallas que ocurren en 

transformadores en Perú, y los métodos de mantenimiento usados; mediante un 

análisis estadístico. 
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