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Ga Irradiación global anual

γs Altura solar
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GCR Ground coverage ratio

Gd(0) Promedio de la irradiación global diaria en el plano horizontal
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k Constante de Boltzmann
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m Factor de idealidad del modelo de un diodo

MPP Punto de máxima potencia de un dispositivo fotovoltaico

MT Media Tensión

~µβ Vector director del plano de un generador estático

~µ⊥ Vector perpendicular a los vectores ~µc y ~µh, o a los vectores ~µp y ~µec

~µc Vector cenital

~µD Vector perpendicular al eje de giro de un seguidor de eje horizontal Norte-Sur y contenido en el
plano perpendicular al plano del generador

~µec Vector ecuatorial

~µeje Vector del eje de un seguidor de eje horizontal Norte-Sur

~µeo Vector director de la superficie de un seguidor de eje horizontal Este-Oeste

~µh Vector tangente al meridiano en dirección al ecuador

~µλ Vector director de la superficie de un seguidor de eje inclinado

~µns Vector director de la superficie de un seguidor de eje horizontal Norte-Sur

~µp Vector polar

~µs Vector solar

Ncp Número de ramas en paralelo en un módulo

Ncs Número de células en serie dentro de un módulo

ND Número de células asociadas a un diodo de paso

Np Número de ramas en paralelo en un generador

np Número de picas interconectadas en una puesta a tierra

NpMAX Número máximo de ramas en paralelo en un generador acoplado a un inversor de conexión a
red.

Ns Número de módulos en serie en un generador

NsMAX Máximo número admisible de módulos en serie en un inversor

NsMPP Número de módulos en serie adecuado para la ventana MPP de un inversor de conexión a red

Nmax
sMPP Número máximo de módulos en serie adecuado a la ventana MPP del inversor

Nmin
sMPP Número mínimo de módulos en serie adecuado a la ventana MPP del inversor

NT Número total de módulos en un generador

ω Hora solar o tiempo solar verdadero

ωs Ángulo del amanecer

Pac Potencia alterna a la salida de un inversor

Pdc Potencia continua a la salida de un generador fotovoltaico

PDd Profundidad de descarga diaria de un acumulador electroquímico

PDe Profundidad de descarga estacional de un acumulador electroquímico

PDmax Máxima profundidad de carga de un acumulador electroquímico

PD Profundidad de carga de un acumulador electroquímico
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Pel Potencia eléctrica necesaria en la entrada de una motobomba

Pf Pérdidas de fricción en la tubería de un sistema de bombeo

P∗g Potencia del generador en condiciones STC

PH Potencia hidraúlica necesaria en un sistema de bombeo de agua

φ Latitud

Pinv Potencia nominal de un inversor

P∗m Potencia de un módulo en condiciones STC

Pmpp Potencia máxima de una célula

po Potencia alterna a la salida de un inversor normalizada por la potencia nominal del equipo

PQ Calor disipado al entorno por una célula

PR Rendimiento global de un sistema de conexión a red (performance ratio)

ψns Ángulo de inclinación (con signo) de un seguidor de eje horizontal Norte-Sur

ψs Ángulo acimutal solar

Q Caudal de agua en un sistema de bombeo

QAP Caudal aparente

Qd Caudal diario de agua

QL Carga demandada en amperios-hora

Qmax Caudal máximo de extracción de un pozo

Qt Caudal de ensayo de un pozo

R Irradiancia de albedo

r Distancia entre el Sol y la Tierra

r0 Distancia promedio entre el Sol y la Tierra (unidad astronómica)

RBI Resistencia interna de una batería

rD Relación entre la irradiancia y la irradiación difusa en el plano horizontal

REBT Reglamento Electrotécnico de Baja Tensión

rG Relación entre la irradiancia y la irradiación global en el plano horizontal

Rh Resistencia eléctrica equivalente de un ser humano

ρ Coeficiente de reflexión del terreno para la irradiancia de albedo

ρ Densidad del agua

ρ Resistividad del terreno

ρe Densidad del electrolito de una batería de acido-plomo

Riso Resistencia de aislamiento de un generador

R(m)
iso Resistencia de aislamiento de un modulo

ROT Ratio de ocupación del terreno

Rp Resistencia eléctrica equivalente del contacto del cuerpo con el terreno

Rp Resistencia paralelo de una célula solar
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Rt Resistencia de la puesta a tierra

Rtp Resistencia de la toma a tierra de protección

Rts Resistencia de la toma a tierra de servicio

S1ac Sección de un conductor de corriente alterna monofásica

S3ac Sección de un conductor de corriente alterna trifásica

Sdc Sección de un conductor de corriente continúa

SFA Sistema fotovoltaico autónomo

SFB Sistema fotovoltaico de bombeo

SFCR Sistema fotovoltaico de conexión a red

SoC Estado de carga de un acumulador electroquímico

STC Condiciones estándar de medida de un dispositivo fotovoltaico

Ta Temperatura ambiente

Tc Temperatura de funcionamiento de una célula

T∗c Temperatura de célula en condiciones estándar de medida

Tcs Temperatura de funcionamiento de una célula sombreada

θs Ángulo de incidencia o ángulo entre el vector solar y el vector director de una superficie

θzs Ángulo cenital solar

Tlimpio(0) Transmitancia de un vidrio limpio

TONC, NOCT Temperatura de operación nominal de célula

TO Hora oficial

Tsucio(0) Transmitancia de un vidrio sucio

Urc Tensión de reposición de carga en un regulador

Urd Tensión de reposición de descarga en un regulador

Usc Tensión de fin de carga en un regulador

Usd Tensión de corte de descarga en un regulador

V Tensión en una célula

VB Tensión en funcionamiento de una batería
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Vmpp Tensión de una célula en el punto de máxima potencia
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Capítulo 1

Introducción

Un sistema fotovoltaico es el conjunto de equipos eléctricos y electrónicos que producen energía
eléctrica a partir de la radiación solar. El principal componente de este sistema es el módulo fotovoltaico,
a su vez compuesto por células capaces de transformar la energía luminosa incidente en energía eléctrica
de corriente continua. El resto de equipos incluidos en un sistema fotovoltaico depende en gran medida
de la aplicación a la que está destinado. A grandes rasgos los sistemas fotovoltaicos pueden clasificarse
en tres grandes grupos (figura 1.1): conectados a red (grid connected), autónomos (off-grid) y de bombeo.

Los sistemas conectados a red (capítulo 6) producen energía eléctrica para ser inyectada íntegramen-
te en la red convencional. Dado que no deben satisfacer ninguna demanda de consumo de forma directa
ni garantizar el mismo, no necesitan incorporar equipos de acumulación de energía. Para permitir el
correcto acoplamiento con la red eléctrica estos sistemas incorporan un equipo inversor que adecúa la
potencia producida por el generador fotovoltaico a las condiciones de la red convencional. Estos sis-
temas pueden a su vez ser divididos en sistemas instalados sobre suelo y sistemas en edificación. Los
sistemas sobre suelo (figura 1.2a), concebidos exclusivamente para producir energía y obtener el rendi-
miento económico asociado, suelen superar los 100 kW de potencia. Los sistemas en edificación (figura
1.2b) abarcan funciones adicionales a la producción de energía, tales como sustitución de componen-
tes arquitectónicos, efecto estético, sombreado de acristalamientos, etc. En general, son sistemas más
pequeños que los instalados sobre suelo, normalmente de potencias inferiores a los 100 kW.

Los sistemas autónomos (capítulo 7) abarcan una variedad muy amplia de aplicaciones. Su denomi-
nador común es la necesidad de satisfacer una demanda energética determinada. Por esta razón, prácti-
camente todos los sistemas autónomos incorporan un equipo de acumulación de energía. Estos sistemas
pueden ser clasificados en tres grupos por razón de su aplicación asociada: profesionales, electrificación
rural y pequeño consumo.

Dentro de las aplicaciones de pequeño consumo se emplean pequeños módulos fotovoltaicos, fre-
cuentemente de silicio amorfo, alimentando equipos electrónicos como calculadoras o relojes, cargado-
res de móviles, pequeñas herramientas eléctricas, balizas domésticas, etc.

Las aplicaciones profesionales son variadas y abarcan campos tales como los radioenlaces (figura
1.3), la protección catódica de gasoductos, hoteles, señales de tráfico y navegación aérea, refrigeración
de vacunas, equipos remotos de adquisición y transmisión de datos, e incluso alimentación equipos
espaciales como satélites. Todas estas aplicaciones se caracterizan por requerir una fiabilidad muy ele-
vada. Dado que el corte de suministro en estas aplicaciones tiene consecuencias de elevado coste, suele
optarse por incorporar un generador fotovoltaico y un acumulador electroquímico de tamaño superior
al estrictamente necesario y así reducir al mínimo la probabilidad de fallo. En algunos casos se opta por
incorporar un grupo electrógeno, ya sea para reducir el tamaño del acumulador o para funcionar como
equipo de socorro.

Los sistemas de electrificación rural suministran energía eléctrica a poblaciones rurales alejadas de
redes eléctricas convencionales. Son sistemas frecuentemente englobados en programas de cooperación
al desarrollo, financiados por ONG’s u organismos como el Banco Mundial o la Unión Europea. Dentro
de los sistemas de electrificación rural predominan los sistemas domésticos (solar home systems, SHS), las
centrales híbridas y los sistemas de bombeo. Tanto los sistemas domésticos como las centrales híbridas
(ambos estudiados en el capítulo 7) proporcionan energía para alimentar equipos de iluminación, radio,
televisión y pequeñas herramientas eléctricas.
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FIGURA 1.1: Clasificación de aplicaciones fotovoltaicas.
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(a) Sistema conectado a red instalado sobre suelo. (b) Sistema conectado a red instalado como acristalamien-
to de un edificio.

FIGURA 1.2: Sistemas fotovoltaicos conectados a red.

FIGURA 1.3: Sistema fotovoltaico autónomo alimentando un radioenlace.
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1. INTRODUCCIÓN

Los sistemas domésticos (figura 1.4a), habitualmente con potencias de 100 W o 200 W, están asocia-
dos a una vivienda familiar y en algunos casos a centros comunales o centros de salud.

Las centrales híbridas, compuestas por un generador fotovoltaico, un acumulador electroquímico y
un grupo electrógeno o turbina eólica, proveen una red eléctrica para un poblado rural. El tamaño de
estas centrales depende del tamaño de la población asociada, con potencias que van desde los 10 kW
hasta los 100 kW.

Los sistemas de bombeo (capítulo 8) emplean la energía eléctrica que produce el generador fotovol-
taico para accionar una motobomba que eleva y transporta agua desde un acuífero hasta un depósito
(figura 1.4b) o una red de distribución. Para reducir costes y aumentar la fiabilidad, en estos sistemas es
frecuente acumular la energía en forma de energía potencial del agua almacenada en el depósito eleva-
do. Las aplicaciones de los sistemas de bombeo incluyen el suministro de agua para consumo humano
o animal, el riego de plantaciones individuales o comunitarias y la desalinización del agua extraída con
sistemas de ósmosis inversa.

Según el informe Global Market Outlook for Photovoltaics until 2014 de la European Photovoltaics Industry
Association [12] la potencia fotovoltaica instalada en el planeta al finalizar el 2009 se acercó a los 22,9 GW.
A pesar de que es muy difícil establecer cifras fiables de la potencia instalada en sistemas autónomos, no
hay duda de que una proporción muy alta se debe a sistemas conectados a red. La figura 1.5 muestra la
evolución de la potencia instalada anualmente desde el año 2005 hasta el 2009 en los principales países
fotovoltaicos (España, EEUU, Japón y Alemania) y en el resto del mundo. Es destacable el espectacular
aumento experimentado en España en el 2008, que la sitúa en el segundo puesto por detrás de Alemania,
y el estancamiento sufrido en el año 2009.

(a) Sistema doméstico. (b) Sistema de bombeo con depósito elevado.

FIGURA 1.4: Sistemas fotovoltaicos autónomos de electrificación rural.
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FIGURA 1.5: Potencia fotovoltaica anual instalada en los principales países fotovoltaicos y en el mundo.
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Capítulo 2

Geometría Solar

2.1. Geometría del movimiento terrestre

Como es sabido, el movimiento terrestre se compone de una traslación alrededor del Sol y un giro
sobre su eje1. En el movimiento de traslación la Tierra se desplaza alrededor del Sol siguiendo una elipse
de baja excentricidad en la que el Sol ocupa uno de los focos. La duración de este movimiento define un
año. Este movimiento está contenido en el llamado plano de la eclíptica (Figura 2.1).

Debido a la baja excentricidad de la elipse, la distancia entre Sol y Tierra durante el movimiento de
traslación es variable. Una ecuación simple para describir este distancia está recogida en [33] (ecuación
2.1):

r = r0{1 + 0,017 sin[
2π · (dn − 93)

365
]} (2.1)

siendo dn el número de día del año (siendo dn = 1 el 1 de Enero) y r0 es la distancia promedio en este
trayecto, denominada unidad astronómica, r0 = 1,496× 108 km = 1 UA .

La corrección debida a la excentricidad de la elipse se calcula con la ecuación 2.2:

ε0 = (
r0

r
)2 = 1 + 0, 033 · cos(

2πdn

365
) (2.2)

En el movimiento de giro la Tierra rota sobre si misma alrededor de su eje polar, perpendicular al
plano ecuatorial terrestre. Entre el eje polar y el plano de la eclíptica hay un ángulo constante de 23,45°.
Sin embargo, el ángulo entre el plano ecuatorial y la linea que une Tierra y Sol es variable a lo largo del
año. Este ángulo variable es la causa de las estaciones, de que el Sol aparezca más alto en los mediodías
veraniegos y los días invernales sean más cortos que los de verano. Utilizando la ecuación 2.1 puede

Sol

Solsticio Verano

Solsticio Invierno

Equinoccio Primavera

Equinoccio Otoño

FIGURA 2.1: Trayectoria Sol-Tierra. Los nombres de los solsticios y equinoccios están particularizados para el
hemisferio Norte.

1Las ecuaciones de esta sección están implementadas en la función fSolD de solaR [78]
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2. GEOMETRÍA SOLAR

comprobarse sin embargo, que la distancia entre Sol y Tierra es mayor en el verano que en el invierno
del hemisferio Norte. Así, el efecto debido a la inclinación de los rayos solares es mucho más apreciable
en la meteorología que la distancia entre el Sol y la Tierra.

Este ángulo se denomina declinación y puede ser calculado de forma aproximada con la ecuación 2.3
(en grados) y representado en la figura 2.2 [33]. En esta ecuación se supone que la declinación permanece
constante a lo largo de un mismo día. Asimismo, el criterio de signos supone considerar positivos los
ángulos situados al norte del ecuador terrestre.

δ = 23,45° · sin
(

2π · (dn + 284)
365

)
(2.3)

Otros autores han perfeccionado las ecuaciones anteriores. Son destacables las aportaciones de Spen-
cer, Michalsky y Strous [69, 92, 93]. Como ejemplo, se detalla a continuación la propuesta de Spencer (con
el resultado en radianes):

X = 2π · (dn − 1)/365 (2.4)

δ = 0,006918− 0,399912 · cos(X) + 0,070257 · sin(X)

− 0,006758 · cos(2X) + 0,000907 · sin(2X)

− 0,002697 · cos(3X) + 0,001480 · sin(3X)

(2.5)

ε0 = 1,000110 + 0,034221 · cos(X) + 0,001280 · sin(X)

+ 0,000719 · cos(2X) + 0,000077 · sin(2X)
(2.6)

El valor de la declinación toma ciertos valores característicos que definen las estaciones y sus fechas
de transición. En los equinoccios2la declinación es nula, de forma que el Sol amanece y anochece exac-
tamente por el Este y Oeste, respectivamente, siendo equivalentes la duración de día y noche. En el
solsticio de junio (21-22 Junio, día del año 172-173) la declinación toma el valor δ = 23,45°. En el hemis-
ferio Norte es llamado de verano, produciéndose aquí el día más largo del año con el Sol amaneciendo
por el noreste y anocheciendo por el noroeste. En el solsticio de Diciembre (21-22 Diciembre, día del año
355-356) la declinación toma el valor δ = −23,45°. En el hemisferio Norte este solsticio es denominado
de invierno, ocurriendo el día más corto, con el Sol amaneciendo por el sureste y anocheciendo por el
suroeste3.

Dia del año

D
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n 

(º
)

−20

−10

0

10

20

0 100 200 300

FIGURA 2.2: Declinación.

2 En el hemisferio Norte el equinoccio de primavera ocurre alrededor del 21-22 Marzo (día del año 80-81) y el equinoccio de
otoño alrededor del 22-23 Septiembre (día del año 265-266).

3Estas consideraciones son traducibles a la óptica del hemisferio Sur teniendo en cuenta que en este hemisferio el solsticio de
junio es el de invierno, mientras que el de diciembre es el solsticio de verano.
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2.1. Geometría del movimiento terrestre

2.1.1. Movimiento aparente del Sol

El movimiento combinado que realiza la Tierra es percibido como un movimiento aparente del Sol a
través de la esfera celeste respecto a la superficie terrestre. Este movimiento aparente puede ser descrito
mediante ecuaciones vectoriales referidas a dos sistemas de referencia, uno ligado a los ejes terrestres
y otro a los ejes locales. Antes, es necesario situar el punto de observación en la superficie terrestre
mediante su pertenencia a un meridiano y su distancia angular al plano ecuatorial.

El meridiano es el arco imaginario que recorre la superficie terrestre desde el polo Norte hasta el polo
Sur, y es el lugar geométrico de todos los puntos con la misma longitud. La palabra meridiano proviene
del latín meridies (mediodía): el mediodía solar es el instante en el que todos los puntos pertenecientes a
un mismo meridiano observan al Sol en un lugar intermedio entre el amanecer y el ocaso, alcanzando
la altura máxima en el cielo.

Por otra parte, la intersección de los planos paralelos al ecuatorial con la superficie terrestre define
los circulos de latitud, o lugares geométricos de aquellos puntos con la misma distancia angular respecto
al ecuador. Dado que el plano ecuatorial define dos hemisferios, la latitud es un ángulo con signo. De
forma equivalente a lo convenido para la declinación, la latitud tendrá signo positivo para lugares al
norte del Ecuador y negativo para los situados al sur.

El sistema basado en los ejes terrestres, ligados a un meridiano, está compuesto por los tres vectores
unitarios siguientes (figuras 2.3 y 2.4 ):

~µp : vector polar, con la dirección del eje de rotación terrestre y sentido de sur a norte.

~µec: vector ecuatorial, contenido en el plano ecuatorial terrestre y dirigido hacia la intersección
entre este plano y el meridiano (por tanto, indicando la dirección del mediodía solar).

~µ⊥: vector que resulta del producto vectorial ~µp ×~µec, y por tanto perpendicular al plano definido
por los vectores polar y ecuatorial en dirección hacia el Este.

El vector solar,~µs, referido a los ejes terrestres depende de la declinación y de un ángulo denominado
hora solar (ω) según la ecuación 2.7. El ángulo hora solar, también denominado tiempo solar verdadero
o aparente, mide la diferencia entre el instante en cuestión y el mediodía solar. De esta forma la hora
solar es nula al mediodía, negativa por la mañana y positiva por la tarde. Así, cuando el Sol está situado
en el primer cuadrante de este sistema de referencia (figura: 2.4) ya habrá amanecido pero aún no habrá
alcanzado el mediodía solar, y por tanto el ángulo ω tendrá signo negativo (de ahí el signo negativo que
acompaña a ~µ⊥ en la ecuación 2.7) . Además, en este primer cuadrante el Sol está por encima del plano
ecuatorial y, por tanto, la declinación es positiva.

~µs = [cos (δ) cos (ω)] ·~µec − [cos (δ) sin (ω)] ·~µ⊥ + sin (δ) ·~µp (2.7)

El sistema basado en los ejes locales está ligado a un meridiano y a un punto del mismo con latitud
φ (figuras 2.5 y 2.6):

Polo Norte

Eclı́ptica

Plano Ecuatorial

FIGURA 2.3: Sistema geocéntrico según el cual el Sol parece girar alrededor de la Tierra.
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2. GEOMETRÍA SOLAR

~µec

~µ⊥

~µp

~µs

ω

δ

FIGURA 2.4: Sistema de Coordenadas basado en los ejes terrestres.

~µc: vector cenital, perpendicular a la superficie terrestre.

~µh : vector tangente al meridiano en dirección al ecuador y, por tanto, dirigido hacia el horizonte
sur en el hemisferio norte, y hacia el horizonte norte en el hemisferio sur.

~µ⊥: vector perpendicular al plano definido por ~µc y ~µc en dirección hacia el Este 4.

El vector solar referido a los ejes locales (ecuación 2.8) depende del ángulo azimutal solar (ψs) y del
ángulo cenital solar (θzs) (figura 2.6). El azimut solar es el ángulo formado por el meridiano solar y el
meridiano del lugar (Sur en el hemisferio Norte y Norte en el hemisferio Sur). Este ángulo es cero en el
mediodía solar, negativo por la mañana y positivo por la tarde. Este criterio explica el signo negativo
que acompaña a ~µ⊥ en la ecuación 2.8. El ángulo cenital solar es el ángulo formado por el vector solar y
la vertical en el lugar. Su complementario es la altura o elevación solar.

~µs = [cos (ψs) sin (θzs)] ·~µh − [sin (ψs) sin (θzs)] ·~µ⊥ + cos (θzs) ·~µc (2.8)

Cenit

Ecuador

FIGURA 2.5: Movimiento aparente del Sol desde un lugar de la Tierra.

4Dado que el vector ~µh está orientado hacia el ecuador, para que el vector ~µ⊥ siempre esté dirigido hacia el Este debe ser el
resultado del producto vectorial ~µc ×~µh en el hemisferio Norte, y ~µh ×~µc en el hemisferio Sur.
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2.1. Geometría del movimiento terrestre

~µh

~µ⊥

~µc

~µs

ψs

θzs

FIGURA 2.6: Sistema de Coordenadas basado en los ejes locales.

El cambio de unos ejes a otros (figura 2.7) no es más que el resultado de un giro de ángulo igual a la
latitud del lugar, que puede ser expresado mediante una matriz de giro (ecuación 2.9)[32]. Sin embargo,
en el ecuador terrestre se produce el cambio de signo de la latitud y el vector~µh de los ejes locales cambia
de sentido respecto a los ejes terrestres. Estas circunstancias se tienen en cuenta en la matriz añadiendo
el factor signo(φ) en la componente del vector ~µh . ~µec

~µ⊥
~µp

 =

 signo(φ) · sin(φ) 0 cos(φ)
0 1 0

−signo(φ) · cos(φ) 0 sin(φ)

 ~µh
~µ⊥
~µc

 (2.9)

Si se desea hacer la transformación en sentido inverso, basta con utilizar la traspuesta de esta matriz
de giro :  ~µh

~µ⊥
~µc

 =

 signo(φ) · sin(φ) 0 −signo(φ) · cos(φ)
0 1 0

cos(φ) 0 sin(φ)

 ~µec
~µ⊥
~µp

 (2.10)

Para deducir las ecuaciones de movimiento solar respecto a generadores fotovoltaicos, lo más útil es
utilizar el vector solar referido a los ejes locales a partir de la ecuación (2.7). Utilizando la matriz de giro
correspondiente, el vector solar depende ahora de la latitud, el ángulo de declinación terrestre y la hora
solar:

~µs = signo(φ) · [cos (δ) cos (ω) sin (φ)− cos (φ) sin (δ)] ·~µh−
− [cos (δ) sin (ω)] ·~µ⊥+ (2.11)
+ [cos (δ) cos (ω) cos (φ) + sin (δ) sin (φ)] ·~µc

y por simple comparación con la ecuación (2.8) se deduce la relación entre los ángulos cenital y azimutal
con estos tres ángulos solares5:

cos (θzs) = ~µc ·~µs = cos (δ) cos (ω) cos (φ) + sin (δ) sin (φ) (2.12)

5Ecuaciones implementadas en las funciones fSolI y calcSol de solaR [78]
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~µh ~µ⊥

~µc

~µec

~µ⊥

~µp

~µs

φδ

FIGURA 2.7: Relación entre los sistemas de coordenadas terrestre y local (particularizado para el hemisferio Nor-
te).

~µs ·~µ⊥ = − sin (ψs) sin (θzs) (2.13)
~µs ·~µh = signo(φ) · cos (ψs) sin (θzs) (2.14)

cos (ψs) = signo(φ) · cos (δ) cos (ω) sin (φ)− cos (φ) sin (δ)

sin (θzs)
(2.15)

sin(ψs) =
cos(δ) sin(ω)

sin(θzs)
=

cos(δ) sin(ω)

cos(γs)
(2.16)

donde el ángulo γs es la altura solar, complementario del ángulo cenital.
Para obtener el valor del ángulo acimutal se debe situar la proyección del sol en el cuadrante correcto.

La función arco coseno permite decidir entre el primer6 y segundo7 cuadrante, o entre tercer8 y cuarto9

cuadrante, pero no es capaz de discriminar entre el primer y cuarto cuadrante (o entre el segundo y tercer
cuadrante). Esta diferencia se resuelve sabiendo si el sol ha atravesado ya la línea del mediodía (primer
y segundo cuadrante) o aún no (tercer y cuarto cuadrante). Para resolver este problema la combinación
del arco coseno aplicado a la ecuación (2.15) junto con el signo de la hora solar es particularmente
recomendable.

En la figura 2.8 se representa la altura solar al mediodía a lo largo del año en localidades de los dos
hemisferios. Para apreciar la variación de este ángulo con la latitud la altura está normalizada con el
valor máximo anual de este ángulo en cada localidad. Así, la diferencia entre la altura solar de los meses
invernales y la de los meses veraniegos es más apreciable para las localidades alejadas del Ecuador.

En la figura 2.9 se muestran dos diagramas de trayectoria solar definidos por los ángulos de acimut y
elevación para dos latitudes diferentes. Por ejemplo, estos diagramas muestran que la localidad situada
en el hemisferio Sur observa el Sol con mayor elevación durante el mes de Diciembre. La utilidad de
estos diagramas, además de para comprender el movimiento aparente del Sol y su relación con la latitud,
será mostrada con mayor detalle al calcular las sombras lejanas que inciden en un sistema fotovoltaico
(sección 6.4.1).

Utilizando la ecuación 2.12 podemos calcular la hora solar correspondiente al amanecer y atardecer,
situaciones caracterizadas por una altura solar nula. Por tanto, con θzs = 90°, el ángulo correspondiente
al amanecer (negativo según el criterio de signos) es:

6Entre Sur y Oeste
7Entre Oeste y Norte
8Entre Norte y Este
9Entre Sur y Este
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(a) Altura mediodía hemisferio Norte.
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(b) Altura mediodía hemisferio Sur.

FIGURA 2.8: Altura relativa al mediodía a lo largo del año.
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FIGURA 2.9: Diagrama de trayectoria solar según los ángulos de elevación y acimut en dos localidades terrestres.

ωs = − arc cos(− tan δ tan φ) (2.17)

La duración de un día 10 cualquiera es 2 · |ωs|, dependiente del día del año a través de la declinación
y del lugar de la superficie terrestre a través de la latitud. La figura 2.10 permite observar que la duración
del día es constante en los lugares ecuatoriales y que la diferencia de esta duración en los equinoccios y
solsticios es tanto más apreciable cuanto mayor sea la latitud.

Desde los círculos polares (φ = ±66,55°) hasta los polos, en algunos días del año el sol permanece
siempre por encima del horizonte. A estos días de veinticuatro horas de duración se les denomina días
polares. En su contrapartida, las noches de veinticuatro horas, el sol permanece continuamente por
debajo del horizonte. En estos días, el valor de − tan δ tan φ es menor que -1 (días polares) o mayor
que 1 (noches polares), luego la ecuación (2.17) debe ampliarse para tenerlo en cuenta (ωs expresado en
radianes):

ωs =


− arc cos(− tan δ tan φ) si | tan δ tan φ| < 1
−π si − tan δ tan φ < −1
0 si − tan δ tan φ > 1

(2.18)

10Para traducir un valor angular en grados a un número de horas es suficiente tener en cuenta que un día completo, corres-
pondiente a 360°, tiene una duración media de 24 horas. Por tanto, 1 h equivale a 15°.
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FIGURA 2.10: Duración del día en diferentes latitudes.

2.1.2. Hora oficial y hora solar

Para calcular el tiempo solar aparente a partir de la hora oficial (la que podemos leer en un reloj con-
vencional), es necesario realizar varias correcciones. Entendamos primero el origen de la hora oficial y a
continuación analicemos brevemente las complicaciones derivadas de emplear el movimiento terrestre
como medida temporal.

La hora oficial en un punto del planeta es una medida del tiempo ligada a un meridiano, denomina-
do huso horario, que sirve de referencia para una zona determinada. En la actualidad existen 39 zonas
temporales diferentes, si bien la primera propuesta realizada en 1879 dividía al planeta en 24 zonas
que abarcaban 15° cada una. Todos los husos horarios se cuentan a partir del meridiano de Greenwich
(denominado huso horario GMT) considerando positivos aquellos situados al Este de este huso horario
origen. Por ejemplo, a pesar de que la península ibérica se encuentra en la región geográfica de influen-
cia del meridiano de Greenwich, razones de índole práctica ocasionan que la hora oficial de la España
peninsular se rija por el huso horario de Centroeuropa11. Este huso horario está situado en 15°E y de
ahí que se le denomine como GMT+1 . De esta forma, la hora oficial en la España peninsular adelanta
en promedio 60 minutos a la hora que corresponde al meridiano de Greenwich. Así se entiende la ne-
cesidad de añadir una corrección que tenga en cuenta la distancia angular entre el meridiano local y la
longitud del huso horario. Calculamos esta corrección con ∆λ = λL − λH , siendo λL la longitud local
y λH la longitud del huso horario. Con el criterio de signos que considera positivas las longitudes de
los meridianos situados al este del meridiano de Greenwich, ∆λ es positiva cuando la localidad está
situada al este de su huso horario. En este caso, su hora oficial estará retrasada respecto a su hora solar
local. Como diferencia adicional entre la hora oficial y la hora solar local, debe tenerse en cuenta que
algunos estados deciden utilizar un horario de verano por motivos de ahorro energético adelantando en
60 minutos la hora oficial.

Ahora bien, el empleo del movimiento de traslación y rotación terrestre como una medida de tiempo
constante no está exento de problemas. Es posible comprobar que la duración del día solar real, definido
como el tiempo que transcurre entre dos pasos consecutivos del Sol por el meridiano local, varía a lo
largo del año. El promedio anual de esta variación es nulo, y de ahí que se emplee el denominado día
solar medio cuya duración es constante a lo largo del año e igual al valor medio de la duración del
día solar real. El día solar medio ha estado tradicionalmente ligado a la denominación GMT (Greenwich
Mean Time), aunque desde 1972 la medida del día solar medio ha sido sustituida por la UTC (Coordinated
Universal Time). La relación entre el tiempo solar medio y el tiempo solar real o aparente se expresa en
la denominada ecuación del tiempo, EoT. Esta ecuación incluye dos de las causas más importantes por
las que la duración del día varía con el paso de las estaciones: la orbita elíptica alrededor del Sol y el

11El lector interesado puede encontrar más información sobre los husos horarios en http://en.wikipedia.org/wiki/Time_

zone

14

http://en.wikipedia.org/wiki/Time_zone
http://en.wikipedia.org/wiki/Time_zone


2.2. Geometría de la radiación incidente en sistemas fotovoltaicos

ángulo de inclinación del plano de la eclíptica respecto al plano ecuatorial. La ecuación 2.19 (figura 2.11)
proporciona el valor de la ecuación del tiempo en minutos [100].

EoT = 229,18 · (−0,0334 · sin(M) + 0,04184 · sin (2 ·M + 3,5884)) (2.19)

donde M (en radianes) está relacionado con el día del año a través de la relación M = 2·π
365,24 · dn.

Las correcciones necesarias12 para traducir la hora oficial, TO, en la hora solar real, ω, quedan sinte-
tizadas en la ecuación 2.20:

ω = 15 · (TO−AO− 12) + ∆λ +
EoT

4
(2.20)

donde AO es el adelanto oficial durante el horario de verano. En esta ecuación, TO y AO están en horas,
ω, ∆λ están en grados, y EoT está en minutos.

Por ejemplo, calculemos la hora solar real correspondiente al día 23 de Abril de 2010 a las 12 de la
mañana, hora oficial de la ciudad de A Coruña, Galicia. Esta localidad está contenida en el meridiano
de longitud 8,38°W y su hora oficial está regida por el huso horario GMT+1. Por tanto λL = −8,38°,
λH = 15° y ∆λ = −23,38°. En España se aplica el horario de verano y este día está incluido en el pe-
ríodo afectado, AO = 1. Por último, para este día EoT = 1,78 min. Con todos estos cálculos parciales
obtenemos ω = −37,94° (aproximadamente las 9 y media de la mañana, hora solar real). El Sol culmi-
nará (ω = 0) cuando sean las 14:31, hora oficial.

2.2. Geometría de la radiación incidente en sistemas fotovoltaicos

Es conocimiento común que la potencia entregada por un generador fotovoltaico es tanto mayor
cuanto mayor sea el nivel de radiación efectiva incidente en el mismo. El cálculo de la radiación efectiva
incluye las pérdidas por reflexión, efecto relacionado con el ángulo formado entre la línea que une el
generador con el sol y la perpendicular al plano del módulo. Cuanto mayor es este ángulo, mayor
es la radiación reflejada, efecto que podemos experimentar si observamos desde diferentes ángulos la
intensidad de nuestra imagen en una superficie acristalada de un edificio.

Teniendo en cuenta que la radiación directa es, en general, proporcionalmente superior a la radiación
difusa, y que las pérdidas por reflexión disminuyen si el apuntamiento al sol mejora, se diseñan los
sistemas de seguimiento solar. Su objetivo común es reducir el ángulo formado entre el vector solar y
el vector director del plano generador a lo largo del movimiento celeste del sol. Las diferentes técnicas
de seguimiento buscan concretar este objetivo general sacrificando un apuntamiento perfecto en aras de
conseguir sistemas estructurales más económicos y mejores aprovechamientos del terreno.
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FIGURA 2.11: Ecuación del tiempo (minutos)

12Implementadas en la función local2Solar de solaR [78]
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2. GEOMETRÍA SOLAR

A continuación se desarrollan un conjunto de ecuaciones13 para modelar el comportamiento de las
diferentes técnicas de seguimiento. Este primer paso servirá para generar estimaciones de energía pro-
ducida por cada uno de ellos, estimaciones que serán recogidas en mapas y gráficas comparativas de
productividad (apartado 6.5.3). También emplearemos estas ecuaciones para estudiar el impacto de las
sombras mutuas entre seguidores (apartado 6.4.2).

2.2.1. Sistema estático

Los sistemas más comunes basan su funcionamiento en generadores fotovoltaicos orientados hacia
el Ecuador Terrestre (Sur en el hemisferio Norte, Norte en el hemisferio Sur) con una inclinación que
depende de la latitud. En este caso, el vector director del plano del generador, referido a los ejes locales
es:

~µβ = sin(β) ·~µh + cos(β) ·~µc (2.21)

y el ángulo entre este vector director y el vector solar es:

cos(θs) = ~µβ ·~µs

= signo(φ) ·
[
sin(β) cos (δ) cos (ω) sin (φ)−

− sin(β) cos (φ) sin (δ)
]
+

+ cos(β) cos (δ) cos (ω) cos (φ) +
+ cos(β) sin (δ) sin (φ) =

= cos (δ) cos (ω) cos (β− |φ|)− signo(φ) · sin(δ) sin (β− |φ|) (2.22)

No siempre es posible dotar al generador de la orientación hacia el ecuador terrestre. En estos casos,
el vector director es (figura 2.12):

~µβ = [sin(β) cos(α)] ·~µh − [sin(β) sin(α)] ·~µ⊥ + cos(β) ·~µc (2.23)

y el coseno del ángulo con el vector solar (también denominado ángulo de incidencia):

~µc

~µh

~µ⊥

β

α

~µβ

~µs

FIGURA 2.12: Ángulos y vectores en un sistema estático.

13Implementadas en la función fTheta de solaR [78]
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2.2. Geometría de la radiación incidente en sistemas fotovoltaicos

cos(θs) = signo(φ) ·
[
sin(β) cos(α) cos (δ) cos (ω) sin (φ)−

− sin(β) cos(α) cos (φ) sin (δ)
]
+

+ sin(β) sin(α) cos (δ) sin (ω) +

+ cos(β) cos (δ) cos (ω) cos (φ) +
+ cos(β) sin (δ) sin (φ) (2.24)

La evolución del coseno del ángulo de incidencia a lo largo del día y año para un sitio con latitud
40°N se representa en la figura 2.13. Es evidente que el ángulo de incidencia es más favorable en las
horas cercanas al mediodía solar.

2.2.2. Eje horizontal Norte-Sur

Cuando el movimiento se realiza sobre un eje orientado en sentido norte-sur, considerando que el
plano del generador es siempre paralelo a este eje, el vector director del plano del generador es (figura
2.14):

~µns = − sin(ψns) ·~µ⊥ + cos(ψns) ·~µc (2.25)

donde
ψns < 0 cuando ω < 0 (2.26)

La condición de buen apuntamiento en esta tipología implica que el vector ~µns es paralelo a la pro-
yección del vector solar contenida en el plano definido por los vectores ~µ⊥ y ~µc:

sin(ψns)

cos (δ) sin (ω)
=

cos(ψns)

cos (δ) cos (ω) cos (φ) + sin (δ) sin (φ)
(2.27)

y por tanto:

tan(ψns) =
cos(δ) sin(ω)

cos (δ) cos (ω) cos (φ) + sin (δ) sin (φ)
=

=
cos(δ) sin(ω)

cos(θz)
=

=
sin(ω)

cos(ω) cos(φ) + tan(δ) sin(φ)
(2.28)

Utilizando la ecuación (2.16), esta ecuación puede escribirse de forma alternativa como:

tan(ψns) =
sin(ψs)

tan(γs)
(2.29)

De esta manera, el ángulo con el vector solar es:

cos(θs) = ~µns ·~µs =

= sin(ψns) cos (δ) sin (ω) + cos(ψns) (cos(δ) cos(ω) cos(φ) + sin(δ) sin(φ)) =
= cos(δ) [sin(ψns) sin(ω) + cos(ψns) (cos(ω) cos(φ) + tan(δ) sin(φ))] (2.30)

Para eliminar el ángulo ψns se tiene en cuenta que el factor que multiplica a cos(δ) es de la forma A ·
sin(ψns) + B · cos(ψns), y además tan(ψns) = A/B. Haciendo una transformación con esta observación,
se obtiene:

A · sin(ψns) + B · cos(ψns) = B · sin2(ψns)

cos(ψns)
+ B · cos(ψns)

=
B

cos(ψns)
(2.31)

17



2. GEOMETRÍA SOLAR

Hora Solar (grados)

D
ia

 d
el

 A
ño

100

200

300

−100 0 100

0.1 0.1
0.2 0.2

0.3 0.30.4 0.4

0.5 0.50.6 0.6
0.7 0.7

0.8 0.8

0.9

0.9

0.0

0.2

0.4

0.6

0.8

1.0

FIGURA 2.13: Coseno del ángulo de incidencia en un sistema estático a lo largo del día y año para un sitio con
latitud 40°N.
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FIGURA 2.14: Vectores y ángulos en un SFCR de eje horizontal Norte-Sur.
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2.2. Geometría de la radiación incidente en sistemas fotovoltaicos

y además

cos(ψns) =

√
1

1 + tan2(ψns)

=
B√

A2 + B2

=
sin(ω)√

sin2(ω) + (cos(ω) cos(φ) + tan(δ) sin(φ))2
(2.32)

Por tanto,
A · sin(ψns) + B · cos(ψns) =

√
A2 + B2 (2.33)

Así, el factor mencionado puede reagruparse para escribir el coseno del ángulo de incidencia (2.34):

cos(θs) = cos(δ)
√

sin2(ω) + (cos(ω) cos(φ) + tan(δ) sin(φ))2 (2.34)

Es evidente que el ángulo de inclinación del generador respecto a la superficie horizontal es:

β = |ψns| (2.35)

y la orientación del seguidor es constante en valor con signo cambiante según la posición solar respecto
al mediodía:

α =
π

2
· signo(ω) (2.36)

La evolución del coseno del ángulo de incidencia a lo largo del día y año para un sitio con latitud
40°N se representa en la figura 2.15. Es evidente que el movimiento realizado por este seguidor mejora
sustancialmente el ángulo de incidencia respecto a un sistema estático (2.13).

Cabe la posibilidad de inclinar el plano generador respecto al eje de giro para mejorar el ángulo de
incidencia (figura 2.16), y por tanto la producción resultante. Para el desarrollo de las ecuaciones, se
emplearán como ejes de referencia unos ejes móviles ligados al propio seguidor:

~µeje : coincidente con el eje del seguidor, y también con el vector ~µh (figura 2.6).

~µD: vector perpendicular al eje de giro y contenido en el plano perpendicular al plano del genera-
dor.

~µ⊥: vector perpendicular al plano definido por los dos vectores anteriores.

Es inmediato comprobar que el vector director es, en este sistema de referencia, equivalente al de un
sistema estático:

~µnsλ|ejes moviles = ~µβ (2.37)

~µnsλ|ejes moviles = sin(λ) ·~µeje + cos(λ)~µD (2.38)

donde se ha utilizado el ángulo λ para referirnos a la inclinación del plano generador respecto al eje de
giro. La relación entre este sistema de referencia y el sistema local utilizado hasta ahora viene definido
por otra matriz de giro:  ~µeje

~µH
~µD

 =

 1 0 0
0 cos(ψns) sin(ψns)
0 − sin(ψns) cos(ψns)

 ·
 ~µh

~µ⊥
~µc

 (2.39)

y por tanto, el vector director, referido ahora al sistema local, es:

~µnsλ =
[

sin(λ) 0 cos(λ)
]
·
 1 0 0

0 cos(ψns) − sin(ψns)
0 − sin(ψns) cos(ψns)

 ·
 ~µh

~µ⊥
~µc


= sin(λ) ·~µh +− cos(λ) sin(ψns) ·~µ⊥ + cos(λ) cos(ψns) ·~µc (2.40)
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FIGURA 2.15: Coseno del ángulo de incidencia en un sistema de eje horizontal Norte-Sur a lo largo del día y año
para un sitio con latitud 40°N.
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FIGURA 2.16: Lamas inclinadas en seguidor de eje horizontal Norte-Sur.
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2.2. Geometría de la radiación incidente en sistemas fotovoltaicos

La condición de buen apuntamiento es la misma que en el caso del plano generador paralelo al eje
de giro. Ahora, el ángulo con el vector solar es:

cos(θs) = ~µnsλ ·~µs

= signo(φ) · sin(λ) · (cos(δ) cos(ω) sin(φ)− cos(φ) sin(δ)) +
+ cos(λ) sin(ψns) cos(δ) sin(ω)+

+ cos(λ) cos(ψns) · (cos(δ) cos(ω) cos(φ) + sin(δ) sin(φ)) (2.41)
= cos(δ) · {signo(φ) · sin(λ) · (cos(ω) sin(φ)− cos(φ) tan(δ)) +
+ cos(λ) · [sin(ψns) sin(ω) + cos(ψns) · (cos(ω) cos(φ) + tan(δ) sin(φ))]}

que puede reagruparse en la siguiente ecuación:

cos(θs) = cos(δ) · [signo(φ) · sin(λ) (cos(ω) sin(φ)− cos(φ) tan(δ)) +

+ cos(λ) ·
√

sin2(ω) + (cos(ω) cos(φ) + tan(δ) sin(φ))2
]

(2.42)

Es inmediato comprobar que el caso particular λ = 0 convierte a esta ecuación en la deducida para
la situación anterior.

Por último, el ángulo de inclinación respecto al plano horizontal es ahora:

cos(β) = ~µnsλ ·~µr = cos(λ) cos(ψns) (2.43)

Para calcular el ángulo de orientación respecto al ecuador, se utilizará la proyección del vector direc-
tor sobre el plano horizontal. Sea ~v = ~µnsλ|h,⊥,

cos(α) =
~v ·~µh
|~v| =

sin(λ)√
sin2(λ) + cos2(λ) · sin2(ψns)

(2.44)

2.2.3. Eje horizontal Este-Oeste

Cuando el movimiento se realiza sobre un eje orientado en sentido Este-Oeste, considerando que el
plano del generador es siempre paralelo a este eje, el vector director del plano del generador es:

~µeo = sin(ψeo) ·~µh + cos(ψeo) ·~µc (2.45)

El vector ~µeo está contenido en el plano definido por ~µh y ~µc, y por tanto:

tan(ψeo) =
cos(δ) cos(ω) sin(φ)− cos(φ) sin(δ)
cos(δ) cos(ω) cos(φ) + sin(δ) sin(φ)

·signo(φ) (2.46)

cos(θs) = signo(φ) · sin(ψeo) · (cos(δ) cos(ω) sin(φ)− cos(φ) sin(δ)) +
+ cos(ψeo) · (cos(δ) cos(ω) cos(φ) + sin(δ) sin(φ))

= cos(δ) ·
√

cos2(ω) + tan2(δ) (2.47)

donde se ha utilizado una ecuación equivalente a la (2.33), mostrada en el seguimiento horizontal Norte-
Sur. En este seguimiento, el ángulo de apuntamiento no depende de la latitud.

2.2.4. Eje inclinado un ángulo λ

Cuando el movimiento se realiza sobre un eje inclinado un ángulo λ respecto al plano horizontal, el
vector director del plano del generador en el sistema de referencia definido por los ejes móviles es:

~µλ|ejes moviles = − sin(ψns) ·~µH + cos(ψns) ·~µD (2.48)
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2. GEOMETRÍA SOLAR

La relación entre este sistema de referencia y el sistema local viene definido por otra matriz de giro: ~µeje
~µH
~µD

 =

 cos(λ) 0 − sin(λ)
0 1 0

sin(λ) 0 cos(λ)

 ·
 ~µh

~µ⊥
~µc

 (2.49)

y por tanto, el vector director, referido ahora al sistema local, es:

~µλ =
(

0 − sin(ψns) cos(ψns)
)
·
 cos(λ) 0 − sin(λ)

0 1 0
sin(λ) 0 cos(λ)

 ·
 ~µh

~µ⊥
~µc

 (2.50)

=

 cos(ψns) · sin(λ)
− sin(ψns)

cos(ψns) · cos(λ)

 ·
 ~µh

~µ⊥
~µc


El ángulo con el vector solar es:

cos(θs) = ~µs ·~µλ =

= cos(ψns) · [cos(δ) cos(ω) cos(λ− |φ|)− signo(φ) · sin(δ) · sin(λ− |φ|)] +
+ sin(ψns) cos(δ) sin(ω)

= cos(δ) · [(cos(ψns) · cos(δ) cos(ω) cos(λ− φ)− tan(δ) · signo(φ) · sin(λ− |φ|)) + sin(ψns) sin(ω)]
(2.51)

Se calcula ahora ~µs|ejes moviles utilizando como matriz de giro la transpuesta de la ecuación (2.49) [32]:

~µs|ejes moviles =
(
~µh ~µ⊥ ~µc

)
·
 cos(λ) 0 sin(λ)

0 1 0
− sin(λ) 0 cos(λ)

 ·
 ~µeje

~µH
~µD

 (2.52)

La condición de seguimiento es que la proyección del vector solar en el plano normal al seguidor
debe ser paralela al vector normal al seguidor. A partir de las ecuaciones deducidas para ejes móviles,
esta condición implica:

cos(δ) sin(ω)

cos(δ) cos(ω) cos(λ− φ)− sin(δ)·signo(φ) · sin(λ− |φ|) =
sin(ψns)

cos(ψns)
(2.53)

y por tanto:

tan(ψns) =
sin(ω)

cos(δ) cos(ω) cos(λ− φ)− tan(δ)·signo(φ) · sin(λ− |φ|) (2.54)

Se puede reescribir la ecuación de cos(θs) como:

cos(θs) = cos(δ)
√

sin2(ω) + (cos(ω) cos(λ− φ)− tan(δ)·signo(φ) · sin(λ− |φ|))2 (2.55)

Cuando λ = |φ| se obtiene el caso particular de seguimiento sobre eje polar:

tan(ψns) = tan(ω) (2.56)

cos(θs) = cos(δ) (2.57)

cos(α) =
1√

1 + tan2(ω)

sin2(λ)

(2.58)
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2.2.5. Seguimiento con doble eje y eje acimutal

Un seguidor a doble eje mantiene su orientación igual al acimut solar y su inclinación ajustada a
la altura solar (figura 2.17), de forma que el vector director del plano generador coincida con el vector
solar. De esta forma el ángulo de incidencia es nulo en todo momento:

β = θz (2.59)
α = ψs (2.60)

cos(θs) = 1 (2.61)

Un seguidor de eje acimutal es una versión reducida de un seguidor de doble eje en el que la incli-
nación se mantiene constante a lo largo de todo el movimiento:

β = cte. (2.62)
α = ψs (2.63)

cos(θs) = cos (β− θz) (2.64)

Como puede observarse en la figura 2.18, el ángulo de incidencia en este seguidor toma valores no
nulos en su evolución diaria y anual. Sin embargo, es evidente la mejora respecto al seguidor de eje
horizontal y los sistemas estáticos.
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FIGURA 2.17: Inclinación y orientación de un seguidor de doble eje a lo largo del día y año para un sitio con
latitud 40°N.
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Capítulo 3

Radiación Solar

3.1. Naturaleza de la radiación solar

3.1.1. Radiación fuera de la atmósfera terrestre

La radiación emitida por el Sol atraviesa el espacio vacío en todas direcciones. No sufre pérdidas
apreciables por interacción con medios materiales. Sin embargo, la irradiancia solar, definida como la
densidad de flujo radiante solar1, es atenuada de acuerdo con el cuadrado de la distancia. Parte de esta
irradiancia solar es interceptada por el planeta Tierra. Dada la relación entre la distancia con el Sol y el
tamaño de nuestro planeta, es razonable asumir que su valor es constante en toda la superficie exterior
de nuestra atmósfera. Se define la constante solar, B0 , como el valor de irradiancia solar incidente en un
plano normal al vector Sol-Tierra en el límite superior de la atmósfera terrestre. Diferentes campañas de
medidas han obtenido valores diferentes para la constante solar, pero se acepta como representativo el
valor promedio de B0 = 1367 W/m2 propuesto por la Organización Meteorológica Mundial.

Como hemos expuesto en el capítulo dedicado a la geometría solar, la distancia entre la Tierra y el
Sol varía a lo largo del año debido a la excentricidad de la elipse. Esta variación influye en la irradiancia
solar que alcanza la atmósfera. Teniendo en cuenta este hecho, para calcular la irradiancia incidente en
una superficie tangente a la atmósfera en una latitud determinada emplearemos la ecuación 3.1:

B0(0) = B0 · ε0 · cos θzs (3.1)

Este valor, denominado como irradiancia extra-atmosférica o extra-terrestre en el plano horizontal,
representa el valor límite alcanzable en la superficie terrestre en un plano horizontal. Es importante
resaltar que el valor de la irradiancia extra-atmosférica sólo requiere consideraciones geométricas. Así,
podemos calcular la irradiación diaria extra-atmosférica integrando la ecuación 3.1, y obteniendo la
ecuación 3.2:

B0d(0) = −
T
π

B0ε0 · (ωs sin φ sin δ + cos δ cos φ sin ωs) (3.2)

donde ωs está en radianes y T es la duración del día en horas.
Es posible demostrar que el promedio mensual de esta irradiación diaria coincide numéricamente

con el valor de irradiación diaria correspondiente a los denominados “días promedios”, días en los que
la declinación correspondiente coincide con el promedio mensual (3.1). Por tanto, podemos calcular el
valor medio mensual de la irradiación diaria extra-atmosférica sin más que incluir en la ecuación 3.2 el
valor de la declinación de uno de los doce días promedio.

1La irradiancia solar es la potencia de radiación solar por unidad de área incidente en una superficie. Sus unidades en el S.I.
son W/m2. La irradiación solar es la integral durante un período temporal de la irradiancia y, por tanto, es la energía de radiación
solar por unidad de área incidente en una superficie. Sus unidades en el S.I. son Wh/m2.
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3. RADIACIÓN SOLAR

TABLA 3.1: Valor dn correspondiente a los doce días promedio.

Mes Ene Feb Mar Abr May Jun Jul Ago Sep Oct Nov Dic

dn 17 45 74 105 135 161 199 230 261 292 322 347

3.1.2. Influencia de la atmósfera terrestre en la radiación solar

A su paso por la atmósfera, la radiación solar es sometida a una combinación de procesos de re-
flexión, atenuación y difusión que alteran sus características. La reflexión en las nubes disminuye la
radiación incidente en la superficie terrestre mientras que la absorción por vapor de agua, ozono y CO2
produce una modificación de las características espectrales de la radiación. Además, la dispersión por
partículas modifica la distribución espacial de la radiación. Dependiendo del tamaño de la partícula en
interacción pueden distinguirse tres fenómenos de difusión:

Difusión de Rayleigh, donde la longitud de onda es mucho mayor que el tamaño de la partícula.
Se produce en las capas altas y es responsable del color azul del cielo.

Difusión de Mie, donde la longitud de onda es de magnitud similar al tamaño de la partícula. Se
produce en las capas bajas de la atmósfera.

Difusión no selectiva, aquella en la que la longitud de onda es mucho menor que el tamaño de la
partícula.

Nos será útil definir la masa de aire (AM, air mass) como la relación entre el camino recorrido por los
rayos directos del Sol a través de la atmósfera hasta la superficie receptora y el que recorrerían en caso
de incidencia vertical. Para nuestros efectos es válida la aproximación de la ecuación 3.3:

AM = 1/ cos θzs (3.3)

Para el cálculo de la irradiancia solar que finalmente incide en una superficie arbitraria localizada en
corteza terrestre será útil distinguir tres contribuciones diferentes. Estas contribuciones, comúnmente
denominadas componentes, son:

Radiación Directa, B: representa la fracción de irradiancia procedente en línea recta del Sol.

Radiación Difusa, D: cuantifica la radiación procedente de todo el cielo salvo del Sol, y por tanto
incluye todos los rayos dispersados por la atmósfera según los procesos descritos. Es una radia-
ción anisotrópica, cuyo valor depende de la zona celeste de procedencia. Más aún, dado que las
propiedades de la atmósfera varían de forma aleatoria con el tiempo, la radiación difusa deberá
ser estudiada como un proceso estocástico.

Radiación del albedo, R o AL: es aquella fracción de radiación procedente de la reflexión en el
suelo. Habitualmente supone una contribución muy pequeña y en algunos casos puede ser des-
preciada.

La suma de estas tres componentes constituyen la denominada irradiancia global,

G = B + D + R (3.4)

3.1.3. Uso de la nomenclatura

Las ecuaciones que modelan el comportamiento de la radiación solar incluyen en su expresión la
forma de cada componente de la irradiancia o irradiación, el instante o período en el que se recibe, el
período de promedio de los valores y el lugar de incidencia. Es recomendable leer estas expresiones en
el orden período, forma, tiempo y lugar utilizando el formato de nomenclatura de la ecuación 3.5:

Formatiempo,promedio(lugar) (3.5)

Para expresar el lugar de incidencia caben las siguientes posibilidades:
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3.2. Cálculo de componentes de radiación solar

(Orientación, Inclinación) : (β, α)

(Horizontal): (0)

(Superficie perpendicular al vector solar): (n)

(En el plano del generador): (I)

Por ejemplo, al escribir Bh(0) leeremos irradiancia directa (forma) horaria (tiempo) en el plano horizontal
(lugar), mientras que Gd,m(I) se lee media mensual (periodo) de la irradiación global (forma) diaria
(tiempo) en el plano del generador (lugar).

3.2. Cálculo de componentes de radiación solar

Para poder calcular la energía producida por un sistema fotovoltaico o modelar su evolución tem-
poral será necesario contar con información sobre la radiación incidente en el plano de su generador.
Cuando se debe predecir la energía producida por el sistema en un tiempo futuro, el problema a resolver
consiste en estimar la irradiancia que recibirá a partir de la información disponible sobre el comporta-
miento de la radiación en aquel lugar. Cuando se trata de un ejercicio de análisis del comportamiento
del sistema fotovoltaico, el problema consiste en traducir los valores de radiación disponibles en los
correspondientes a la inclinación y orientación del generador. En general, las bases de datos disponibles
recogen información sobre la radiación global en el plano horizontal. Muy frecuentemente esta informa-
ción se almacena en forma de valores de irradiación diaria, aunque en ocasiones es posible obtener datos
de irradiación de períodos de menor longitud (10 minutos o incluso 1 minuto). Por tanto, para resolver
ambos problemas, llevaremos a cabo diferentes procedimientos de cálculo que obtendrán información
sobre la radiación en unas condiciones diferentes a las de partida.

Como será expuesto a continuación, estos procedimientos estimarán la proporción de cada compo-
nente en la radiación global. A partir de estas componentes estimadas, se realizarán transformaciones
para calcular la radiación directa y difusa en el plano del generador. Veremos que estos procedimientos
deben asumir un determinado comportamiento estocástico y una distribución angular de la radiación
difusa.

Uno de los primeros intentos de realizar una descripción del comportamiento estocástico de la ra-
diación solar fue llevado a cabo por Liu y Jordan en 1960 [55]. Para caracterizar la radiación solar en
un lugar propusieron el índice de claridad, KT . Este índice es la relación entre la radiación global y
la radiación extra-atmosférica, ambas en el plano horizontal. Según la definición de Bo(0) dada por la
ecuación 3.1, al dividir la radiación global con la extra-atmosférica el índice de claridad no depende de
las variaciones debidas al movimiento aparente del sol ni de la localidad. El índice de claridad diario es
la relación entre los valores diarios de irradiación:

KTd =
Gd(0)
B0d(0)

(3.6)

mientras que el índice de claridad mensual es la relación entre las medias mensuales de la irradiación
diaria:

KTm =
Gd,m(0)
B0d,m(0)

(3.7)

Liu y Jordan propusieron un conjunto de funciones de densidad de probabilidad (FdDPs) para va-
lores diarios del índice de claridad dividiendo la fuente de datos en periodos suficientemente pequeños
como para poder considerar que cada periodo está caracterizado por unas características climáticas si-
milares. El periodo mensual parece ser una unidad adecuada. Demostraron que :

1. La forma de la FdDP está muy relacionada con el valor medio del índice de claridad. Dicho en
otras palabras, la distribución de valores que presenta la radiación solar durante un periodo está
determinada por el valor promedio de la radiación durante ese periodo. Por ejemplo, conocer
la media mensual de la radiación solar diaria en un determinado lugar permite saber cómo se
comportará la radiación diaria durante ese mes [15].

2. Sólo es significativa la autocorrelación con un día de retraso. Es decir, el índice de claridad para un
día concreto sólo está influido por el índice de claridad del día anterior.
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3. RADIACIÓN SOLAR

Relacionaron este índice de claridad con la fracción de radiación difusa, FD, calculada como la relación
entre la irradiación difusa y la irradiación global, ambas en el plano horizontal:

FD =
D(0)
G(0)

(3.8)

Cuando el cielo es claro (KT tiende a 1) la nubosidad es poco densa y por tanto la fracción de di-
fusa debe ser baja (FD tiende a 0). Los cielos nubosos estarán caracterizados por un fracción de difusa
elevada pero por índices de claridad bajos. Este análisis intuitivo fue aplicado al análisis de multitud
de medidas de estaciones terrestres que recogían simultáneamente valores de radiación difusa y radia-
ción global, y se comprobó la existencia de una correlación negativa entre ambos parámetros. Más aún,
dada la definición del índice de claridad, la expresión de la correlación para medias mensuales se hace
independiente de la localidad y adquiere validez casi universal. Es de uso frecuente la correlación para
índices mensuales propuesta por Page [76](Figura 3.1):

FDm = 1− 1,13 · KTm (3.9)

Por ejemplo, un lugar que recibe en el plano horizontal 3150 Wh/m2 de media mensual de irradia-
ción global diaria en un mes que corresponde a media mensual de irradiación extraterrestre diaria
de 4320 Wh/m2 tendrá, en ese mes, un índice de claridad mensual KTm = 3150

4320 = 0,73 y, según la co-
rrelación de Page, una fracción de difusa FDm = 1 − 1,13 · 0,73 = 0,175. Por tanto, la media men-
sual de radiación difusa diaria será Dd,m(0) = 0,175 · 3150 = 551,6 Wh/m2 y la radiación directa será
Bd,m(0) = 3150− 551,6 = 2598,4 Wh/m2.

De la misma forma, se pueden establecer correlaciones entre valores diarios del índice de claridad
y la fracción de difusa. Sin embargo, al disminuir la escala temporal la dispersión de valores aumenta
sensiblemente y así el error asociado a las regresiones propuestas. Más adelante analizaremos la va-
riabilidad de la radiación solar y su relación con la escala temporal. Por ahora tendremos en cuenta
este hecho para manejar con precaución los resultados de las correlaciones para valores diarios. A esta
precaución añadimos que el verdadero interés de nuestro análisis consiste en obtener información que
nos permita estimar la energía producida por un sistema fotovoltaico durante un período largo (por
ejemplo, un año). Como veremos en sucesivos capítulos, el funcionamiento de un sistema fotovoltaico
está determinado en primer lugar por la radiación incidente, aunque existen otros factores de segundo

KTm

F
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m
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0.6

0.4 0.5 0.6 0.7

FIGURA 3.1: Correlación entre el índice de claridad y la fracción de difusa para medias mensuales de valores
diarios. Las medidas de radiación han sido obtenidas de la base de datos HELIOS-IES (http: //
helios. ies-def. upm. es/ ).
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3.2. Cálculo de componentes de radiación solar

orden que no se pueden despreciar, principalmente la temperatura. Sin embargo, las fluctuaciones de
estos factores de segundo orden sufren una atenuación considerable cuando el período de cálculo es
suficientemente largo. Recordando que Liu y Jordan comprobaron que las medias mensuales de la ra-
diación diaria caracterizaban su comportamiento durante ese mes, concluimos que las estimaciones de
energía producida pueden realizarse con fiabilidad adecuada empleando las correlaciones para medias
mensuales.

Cuando sea necesario el cálculo de la radiación difusa en un día determinado, es recomendable la
correlación propuesta por Collares Pereira y Rabl [31](Figura 3.2):

FDd =

{
0,99 KTd ≤ 0,17
1,188− 2,272 · KTd + 9,473 · K2

Td − 21,856 · K3
Td + 14,648 · K4

Td KTd > 0,17
(3.10)

En la escala temporal diaria, a pesar de que la definición del índice de claridad permite atenuar la
influencia de la latitud, los efectos derivados de la climatología local se hacen más evidentes. De aquí
la existencia de una variedad muy amplia de correlaciones para valores diarios (unas 250 publicadas
según algunos autores [37]), muchas de las cuales aplican sólo a un lugar concreto. El lector interesado
puede consultar las siguientes referencias [37, 45, 66, 91]. Estos mismos comentarios son aplicables de
forma aún más acentuada a las correlaciones entre valores horarios, y como ejemplo se proponen estas
referencias2 [31, 41, 89].

3.2.1. Datos de radiación

Los datos de radiación disponibles en bases de datos proceden de medidas realizadas por estaciones
terrestres o estimadas a partir de imágenes de satélite. Las estaciones terrestres suelen ser estaciones
agroclimáticas dedicadas a la medida de variables meteorológicas y climáticas orientadas principal-
mente al sector agrícola. Uno de los instrumentos que incorporan es el piranómetro, dispositivo capaz
de medir la radiación global. En casos excepcionales incluyen un pirheliómetro, dispositivo que mide
la radiación directa, o un piranómetro de difusa. La información recogida por las redes de estaciones
agroclimáticas suele estar disponible en páginas de Internet. En el apéndice B se incluye una relación de
estas páginas.

KTd
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FIGURA 3.2: Correlación entre el índice de claridad y la fracción de difusa para valores diarios. Las medidas de
radiación han sido obtenidas de la base de datos HELIOS-IES (http: // helios. ies-def. upm.
es/ ).

2Implementadas en solaR [78]. Consulte corrFdKt.
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3. RADIACIÓN SOLAR

La cobertura espacial que ofrece la red de estaciones terrestres es muy limitada por lo que frecuente-
mente hay que recurrir a interpolaciones entre varias estaciones (aproximación válida sólo cuando existe
una distancia mínima) o a imágenes de satélite. Las imágenes procedentes de satélites geoestacionarios
meteorológicos (por ejemplo, el Meteosat) pueden ser interpretadas para estimar la radiación incidente
en la superficie terrestre. Es necesario resaltar que el valor obtenido es una medida indirecta a través de
un algoritmo de análisis, con el consiguiente error asociado. No obstante, su alta cobertura espacial y
disponibilidad han fomentado su uso en los últimos años. Existen varias bases de datos disponibles en
Internet, tales como las que se incluyen en el apéndice B.

Para la elección de la base de datos debe resolverse el compromiso entre cercanía de la medida al
lugar de la instalación y larga duración de la base temporal. Debe tenerse en cuenta que las discrepancias
entre bases de datos pueden llegar a ser de hasta el 30 %, y por tanto, todos los resultados posteriores
deben manejarse sin perder la perspectiva de esta incertidumbre. Por tanto, es sumamente importante
referenciar cualquier estimación de energía a la base de datos empleada para el cálculo.

En cualquier caso, la información disponible en las bases de datos suele estar limitada a valores
diarios de radiación global en el plano horizontal. A partir de esta información deberemos realizar un
procedimiento de cálculo para estimar el valor de la radiación difusa y directa, y trasladar estos valores
a los correspondientes en un plano inclinado.

3.3. Radiación en superficies inclinadas

El procedimiento de cálculo3 que debe recorrerse para obtener valores de irradiación global en un
plano inclinado a partir de valores de irradiación global en el plano horizontal es el descrito en la figura
3.3. Partiremos de valores de irradiación global diaria en el plano horizontal. En el caso de disponer sólo
de medias mensuales, se emplea la ecuación 3.9 para obtener las respectivas medias mensuales de irra-
diación difusa y directa diaria en el plano horizontal. Si la información disponible es una serie temporal
de valores diarios, la correlación definida por la ecuación 3.10 permite obtener los correspondientes
valores diarios de irradiación difusa y directa diaria en el plano horizontal.

A continuación, como paso intermedio para poder efectuar las transformaciones al plano inclinado,
estimaremos valores de irradiancia difusa, directa y global en el plano horizontal. Con estas estimaciones
de irradiancia en el plano horizontal podremos calcular los valores correspondientes en el plano del
generador.

Integrando los valores de irradiancia obtendremos las estimaciones de irradiación diaria difusa, di-
recta y global en el plano del generador. El apellido de “incidente” indica que es el resultado de tener en
cuenta la inclinación y orientación del generador. Sin embargo, para considerar también las pérdidas por
suciedad, transmitancia del vidrio del módulo y reflexión por incidencia no perpendicular, deberemos
realizar un paso adicional y añadir el apellido de “efectiva” a la irradiancia y a la irradiación. Será esta
irradiación incidente efectiva la que emplearemos en los cálculos de energía producida por un sistema
fotovoltaico.

3.3.1. Estimación de irradiancia a partir de irradiación diaria

Supongamos que disponemos de un conjunto de valores de irradiación diaria difusa, directa y global
en el plano horizontal. Para realizar la transformación al plano inclinado es necesario estimar el perfil de
irradiancia correspondiente a cada valor de irradiación. Dado que la variación solar durante una hora es
baja, podemos suponer que el valor medio de la irradiancia durante esa hora coincide numéricamente
con la irradiación horaria.4. Por otra parte, el análisis de valores medios en largas series temporales ha
mostrado que la relación entre la irradiancia y la irradiación difusa es equivalente a la existente entre la
irradiancia y la irradiación extra-atmosférica [31] (ecuación 3.11):

rD =
D(0)
Dd(0)

=
Bo(0)
B0d(0)

(3.11)

Este factor rD es calculable directamente sabiendo que la relación entre irradiancia e irradiación
extra-atmosférica es deducible teóricamente a partir de las ecuaciones 3.1 y 3.2:

Bo(0)
B0d(0)

=
π

T
· cos(ω)− cos(ωs)

ωs · cos(ωs)− sin(ωs)
(3.12)

3Implementado en la función calcGef de solaR [78]
4Es importante recordar que empleamos unidades de kWh/m2 para la irradiación y kW/m2 para la irradiancia.
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3.3. Radiación en superficies inclinadas

Gd(0)

Dd(0)
Bd(0)
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B(0)
G(0)
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B(β, α)
G(β, α)
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De f (β, α)
Be f (β, α)
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Be f d(β, α)
Ge f d(β, α)

FIGURA 3.3: Procedimiento de cálculo.

donde T es la duración del día en horas, ωs está expresado en radianes y ω corresponde al instante
central de la hora correspondiente.

El mismo análisis mostró una relación entre la irradiancia e irradiación global asimilable a una fun-
ción dependiente de la hora solar (ecuación 3.13):

rG =
G(0)
Gd(0)

= rD · (a + b · cos(ω)) (3.13)

siendo

a = 0,409− 0,5016 · sin(ωs +
π

3
) (3.14)

b = 0,6609− 0,4767 · sin(ωs +
π

3
) (3.15)

donde ωs está expresada en radianes.
Es importante resaltar que estos perfiles proceden de medias sobre largos períodos, y de ahí que,

como es observable en la figura 3.4, las fluctuaciones propias del movimiento de nubes a lo largo del día
queden atenuadas y se obtenga una curva sin alteraciones. Evidentemente, las dos curvas encierran un
área de valor unidad. La curva correspondiente a la radiación global (rG) es algo más estrecha y elevada
que la correspondiente a la difusa. Este hecho se explica teniendo en cuenta que la masa de aire5 es
mayor en el amanecer y atardecer que en el mediodía.

3.3.2. Transformación al plano del generador

Una vez obtenidos los valores de irradiancia en el plano horizontal, podemos estimar las compo-
nentes de irradiancia en el plano del generador. La irradiancia directa es calculable mediante criterios
puramente geométricos, teniendo en cuenta el ángulo cenital solar y el ángulo de incidencia en el gene-
rador. Cuando el Sol se encuentra detrás del plano del generador, el coseno del ángulo de incidencia es
negativo. Por tanto, para no tomar en consideración la radiación directa en estos instantes, sustituiremos
este valor por cero:

5Recordemos que la masa de aire es la relación entre caminos recorridos por los rayos directos del Sol a través de la atmósfera.
Dado que la radiación global incluye la radiación directa, este efecto es apreciable en su curva y no en la de la radiación difusa.
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FIGURA 3.4: Perfil de irradiancia difusa y global obtenido a partir del generador empírico de [31] para valores de
irradiancia tomadas cada 10 minutos.

B(β, α) = B(n) ·máx(0, cos(θs)) (3.16)

= B(0) · máx(0, cos(θs))

cos(θzs)
(3.17)

donde se ha empleado la equivalencia B(0) = B(n) · cos(θzs)
El cálculo de la radiación difusa es algo más complejo. Debe tomar en consideración en cada instante

las contribuciones de aquellos puntos pertenecientes a la región de la esfera celeste que son visibles por
el generador. El tamaño de esta región depende de la inclinación del generador, tal y como se muestra
en la figura 3.5. La ecuación 3.18 lo expresa en lenguaje matemático, calculando la irradiancia difusa
integrando la radiancia6 en esta región visible (expresada en esta ecuación con el ángulo sólido Ω).

D(β, α) =
∫
Ω

L(θz, ψ) · cos(θ
′
z)dΩ (3.18)

donde θ
′
z es el ángulo de incidencia entre el elemento de integración y el plano del generador.

La resolución de la ecuación 3.18 es sumamente compleja debido a que la distribución de la radiancia
depende del tamaño, posición, brillo y movimiento de las nubes. Para obtener soluciones abordables
es preciso realizar aproximaciones sobre este comportamiento. La primera consiste en suponer que la
esfera celeste es isotrópica y por tanto L(θz, ψ) = cte. Con esta aproximación, y teniendo en cuenta la
figura 3.5 la irradiancia difusa sobre un plano inclinado es:

D(β, α) = D(0) · 1 + cos(β)

2
(3.19)

Sin embargo, salvo días cubiertos, la esfera celeste no es uniforme, sino que la radiancia difusa es
máxima en las cercanías al Sol (región circunsolar). Al no considerar de forma especial esta región, esta
aproximación simple subestima los valores que se pueden recibir en planos que miran al ecuador y,
por tanto, orientados hacia esta región circunsolar. Los modelos anisotrópicos toman en consideración
esta distribución y ponderan las contribuciones de la región circunsolar y el resto de la esfera celeste. Es

6La radiancia, L, en una determinada dirección respecto a la normal a la superficie, θ, se define como el flujo de densidad de
potencia por unidad de ángulo sólido, L = Φ

dA·dΩ·cos θ , donde Φ representa el flujo de potencia, dA el diferencial de área de la
fuente radiante, dΩ el diferencial de ángulo sólido que contiene el cono de radiación.
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β
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FIGURA 3.5: Ángulo de visión del cielo.

destacable la propuesta de [49] (ecuación 3.20). Estos autores proponen tratar la radiación procedente de
la región circunsolar como si fuese radiación directa (ecuación 3.22) y el resto de la esfera celeste como
isotrópica (ecuación 3.21)7. La proporción entre las dos regiones se estima con el índice de anisotropía,
k1, como la relación entre la irradiancia directa y la irradiancia extra-atmosférica, ambas en el plano
horizontal (3.23). Así, cielos muy cubiertos conducen a valores bajos del índice de anisotropía, de forma
que casi toda la radiación difusa será isotrópica. Sin embargo, con cielos claros el índice de anisotropía
será elevado y la contribución de la región circunsolar aumentará.

D(β, α) = DI(β, α) + DC(β, α) (3.20)

DI(β, α) = D(0) · (1− k1) ·
1 + cos(β)

2
(3.21)

DC(β, α) = D(0) · k1 ·
máx(0, cos(θs))

cos(θzs)
(3.22)

k1 =
B(n)

B0 · ε0
=

B(0)
B0(0)

(3.23)

La irradiancia de albedo suele considerarse como isotrópica. Esta aproximación es aceptable para
esta componente debido a su baja contribución a la radiación global. Comúnmente se calcula a partir
de la irradiancia global en el plano horizontal con un coeficiente de reflexión, ρ, cuyo valor depende de
las características del terreno. Si no existe información disponible para calcularlo un valor de ρ = 0,2 es
aceptable para un terreno normal. En la ecuación 3.24 utilizamos el factor 1−cos(β)

2 , complementario del
factor de visión correspondiente a la difusa isotrópica.

R(β, α) = ρ · G(0) · 1− cos(β)

2
(3.24)

3.4. Incertidumbre

Una vez obtenidos los valores de irradiancia sobre un plano inclinado, es posible realizar el cálculo
de la irradiación diaria, mensual o anual sobre un plano cualquiera. Estas estimaciones son frecuente-
mente empleadas para responder a preguntas tales como “¿Cuánta energía producirá este sistema?”. La
respuesta a este tipo de preguntas conlleva realizar un ejercicio de predicción con una incertidumbre
asociada. La amplitud de la incertidumbre depende de la varianza de la variable aleatoria en estudio (la
producción de un sistema fotovoltaico) y del tipo de predicción deseada.

Analicemos en primer lugar la varianza de la variable aleatoria. Supongamos primero que la distri-
bución que caracteriza a la variable aleatoria es asimilable a una gaussiana. En este caso sabemos que,
para obtener una confianza del 95 % en nuestra predicción, deberemos admitir un intervalo acotado por
1,96 · σX , donde σX es la desviación estándar de la variable aleatoria gaussiana X. ¿Qué valores toma
esta desviación cuando nuestra variable aleatoria es la radiación global?

7Es posible mejorar este modelo para tener en cuenta que el horizonte es más brillante que el resto del cielo, incluyendo un
factor de modulación como el propuesto en [88]
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3. RADIACIÓN SOLAR

Por comodidad, utilicemos la variabilidad interanual o incertidumbre relativa de una variable alea-
toria X, que se puede calcular con su desviación estándar y su media: δX = σX/X, Analicemos la va-
riabilidad para períodos diarios (σG0d/Gd(0)) , mensuales (σG0m/Gm(0)) y anuales (σG0y/Gy(0)) de la
irradiación global horizontal. Para este análisis emplearemos un conjunto de valores procedentes de la
estación meteorológica de Carmona-Tomejil (Andalucía). Este conjunto de datos abarca el período com-
prendido entre Septiembre de 2001 y Septiembre de 2008. en la figura 3.6 se recoge la evolución de la
variabilidad diaria para cada día del año, la variabilidad mensual para cada mes y la evolución temporal
de la irradiación anual para los años 2001 a 2007.

La variabilidad diaria oscila entre 0.6 para el invierno y 0.1 para el verano. Los valores mensuales
oscilan entre el 0.35 para el invierno y 0.1 para el verano. La variabilidad anual es del 2.5 %. Estos
resultados son similares a los publicados por PVGIS([94]).

Para analizar la variabilidad de la irradiación en el plano inclinado, tengamos en cuenta que ésta
es una función de la irradiación horizontal, y por tanto su variabilidad puede ser derivada mediante la
teoría de la propagación del error[75]:

δGe f =
G(0)

G(I)
·
∣∣∣∣ dG(I)
dG(0)

∣∣∣∣ · δG(0) (3.25)

Es posible mostrar [80] que, para sistemas de seguimiento a doble eje, el valor absoluto de la deri-
vada es mayor que la unidad durante todo el período estudiado. De esta forma, la variabilidad de la
irradiación incidente es superior al de la irradiación horizontal. Para sistemas estáticos la derivada es
mayor que la unidad durante casi todo el período, lo que indica que, aunque con menor intensidad
que en sistemas de doble eje, también la variabilidad de la irradiación incidente que incide en un plano
estático es superior a la de la irradiación horizontal.

Volvamos al ejercicio de predicción que enunciábamos al comienzo de esta sección. Ahora vemos
que la predicción para una fecha concreta lleva asociada una incertidumbre variable según la época del
año, pero en todo caso elevada. Cuando nos conformamos con saber lo que ocurrirá durante un mes
determinado de un año concreto, reduciremos la incertidumbre, pero aún así los valores serán altos.
Ahora bien, si extendemos la predicción a todo el ciclo de vida y nos conformamos con saber lo que
ocurrirá en promedio, la teoría estadística muestra que la desviación estándar asociada (denominada
desviación estándar de la media) es sustancialmente inferior, según la relación σX̄ = σX√

N
, donde N es el
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FIGURA 3.6: Variabilidad de la irradiación diaria, mensual y anual durante el período comprendido entre 2001-
2008.
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número de años al que extendemos la predicción8. Por ejemplo, si hacemos una predicción para conocer
el comportamiento promedio durante 25 años, dividimos por 5 la desviación estándar asociada, y por
tanto, obtendremos estimaciones cuya incertidumbre suficientemente baja para ser útil.

Sinteticemos este apartado afirmando que la radiación, como proceso estocástico, lleva asociada una
incertidumbre que debe ser considerada al emplear las estimaciones de los apartados anteriores. Esta
incertidumbre es mayor cuánto menor es el período de cálculo y más apreciable en el invierno que en el
verano. El paso a la radiación en el plano inclinado aumenta la incertidumbre, agravando el problema.
Lo razonable en este contexto es realizar predicciones del comportamiento promedio durante un período
prolongado de tiempo, y descartar las predicciones para una fecha concreta.

3.5. Ángulo de Incidencia y Suciedad

Salvo en sistemas de seguimiento, la radiación incidente en un módulo fotovoltaico está frecuente-
mente desviada de la normal a la superficie del módulo. Esta desviación, cuantificada con el ángulo de
incidencia, θs (por ejemplo, ecuación 2.24 para un sistema estático), es causa de pérdidas por reflexión,
también denominadas pérdidas angulares. Además, la suciedad acumulada en la superficie del módu-
lo altera las propiedades angulares del mismo y reduce la transmitancia del vidrio (representada por
Tlimpio(0) cuando el módulo está limpio). Estos dos fenómenos reducen la irradiancia que es aprovecha-
ble por el módulo, a la que añadiremos el apellido de “efectiva”. Para el caso de radiación directa, la
expresión de irradiancia efectiva queda recogida en la ecuación 3.26:

Be f (β, α) = B(β, α) ·
[

Tsucio(0)
Tlimpio(0)

]
· (1− FTB(θs)) (3.26)

donde FTB(θs) es el factor de pérdidas angulares para la irradiancia directa, calculable mediante la
ecuación9 3.27 [67]:

FTB(θs) =
exp(− cos(θs)

ar
)− exp(− 1

ar
)

1− exp(− 1
ar
)

(3.27)

Este factor depende del ángulo de incidencia y del coeficiente de pérdidas angulares, ar. Es sencillo
comprobar que cuando la radiación es perpendicular a la superficie (θs = 0), el valor de FTB es cero.
En la figura 3.7 comprobamos que las pérdidas angulares sólo son apreciables a partir de desviaciones
superiores a los 60°, acentuándose para suciedades crecientes. Así, observamos que el ángulo de visión
de un módulo plano convencional es muy amplio o, en otras palabras, la sensibilidad a la desorientación
de un módulo plano es muy baja. Tomaremos nuevamente en consideración este hecho cuando analice-
mos la productividad asociada a la inclinación y orientación de un sistema fotovoltaico de conexión a
red (sección 6.3.1).

Los valores del coeficiente de pérdidas angulares deben ser determinados de forma experimental.
En la tabla 3.2quedan recogidos algunos valores característicos de un módulo de silicio monocristalino
convencional para diferentes grados de suciedad. En esta tabla también se recogen los valores de la
transmitancia al interior del módulo en incidencia normal respecto a la de un módulo limpio, Tsucio(0)

Tlimpio(0)
.

TABLA 3.2: Valores del coeficiente de pérdidas angulares y transmitancia relativa en incidencia normal para dife-
rentes tipos de suciedad.

Grado de Suciedad Tsucio(0)
Tlimpio(0)

ar c2

Limpio 1 0.17 -0.069

Bajo 0.98 0.20 -0.054

Medio 0.97 0.21 -0.049

Alto 0.92 0.27 -0.023

8En sentido estricto, esta relación es aplicable sólo si la serie temporal sobre la que se ha calculado la desviación estándar
es suficientemente amplia para considerar que caracteriza a los valores futuros. Dicho en lenguaje estadístico, la longitud de la
muestra debe garantizar que su desviación estándar es equivalente a la de la población.

9Implementada en las funciones fInclin y calcGef de solaR [78]
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FIGURA 3.7: Pérdidas angulares de un módulo fotovoltaico para diferentes grados de suciedad en función del
ángulo de incidencia.

Para las componentes difusa isotrópica y de albedo existen otras expresiones10 (ecuaciones 3.28 y
3.29) que dependen del ángulo de inclinación del generador, del coeficiente de pérdidas angulares y de
dos coeficientes de ajuste, c1y c2. El primero de ellos toma el valor constante c1 = 4

3π . Los valores del
segundo dependen linealmente de ar, y quedan recogidos en la tabla 3.2. En estas expresiones el ángulo
β está en radianes.

FTD(β) ' exp[− 1
ar
· (c1 · (sin β +

π − β− sin β

1 + cos β
) + c2 · (sin β +

π − β− sin β

1 + cos β
)2)] (3.28)

FTR(β) ' exp[− 1
ar
· (c1 · (sin β +

β− sin β

1− cos β
) + c2 · (sin β +

β− sin β

1− cos β
)2)] (3.29)

Para estas componentes el cálculo de irradiancia efectiva es similar al de la irradiancia directa (ecua-
ciones 3.30 y 3.32). Para la componente difusa circunsolar emplearemos el factor de pérdidas angulares
de la irradiancia efectiva (ecuación 3.31):

DI
e f (β, α) = DI(β, α) ·

[
Tsucio(0)
Tlimpio(0)

]
· (1− FTD(β)) (3.30)

DC
e f (β, α) = DC(β, α) ·

[
Tsucio(0)
Tlimpio(0)

]
· (1− FTB(θs)) (3.31)

Re f (β, α) = R(β, α) ·
[

Tsucio(0)
Tlimpio(0)

]
· (1− FTR(β)) (3.32)

Siguiendo el esquema de la figura 3.3, a partir de estas irradiancias efectivas se puede calcular el
valor de irradiación global efectiva diaria, mensual y anual. Una comparación entre la irradiación global
incidente y la efectiva permite comprobar la influencia de la suciedad y el desapuntamiento en períodos
temporales largos. En la figura 3.8 se representa esta comparación en términos de irradiación anual,
particularizada para Madrid y un grado de suciedad medio, y para diferentes valores de inclinación y
orientación. De esta figura extraemos valores que oscilan entre el 7 % y el 10 % según sea la inclinación
y orientación del generador estático.

10Implementadas en las funciones fInclin y calcGef de solaR [78]

38

http://search.r-project.org/R/library/solaR/html/fInclin.html
http://search.r-project.org/R/library/solaR/html/calcGef.html


3.6. Aplicación práctica: cálculo para sistemas estáticos

10 20 30 40 50 60 70 80

7.
0

7.
5

8.
0

8.
5

9.
0

9.
5

β

10
0

⋅(
1

−
G

ef
(β

, α
)

G
(β

, α
))

FIGURA 3.8: Pérdidas por suciedad e incidencia no perpendicular integradas a lo largo de un año en Madrid, para
un grado de suciedad medio, y para diferentes ángulos de inclinación y orientación.

3.6. Aplicación práctica: cálculo para sistemas estáticos

Una de las aplicaciones más comunes de la energía solar fotovoltaica es la producción de energía
eléctrica para su inyección en la red eléctrica convencional. Estos sistemas, denominados sistemas fo-
tovoltaicos de conexión a red (capítulo 6), pueden emplear sistemas de seguimiento para maximizar la
producción o bien optar por estructuras estáticas para reducir costes y ocupación de terreno. Analizare-
mos la radiación incidente en sistemas estáticos durante un período anual.

3.6.1. Inclinación óptima

En estos casos, una de las preguntas a resolver es: suponiendo una orientación hacia el ecuador, ¿qué
inclinación es la adecuada para conseguir la mayor producción eléctrica? Para resolver este problema es
importante resaltar que el objetivo de estos sistemas es obtener la mayor producción anual.

Será necesario realizar los correspondientes cálculos de irradiación global incidente con diversas
inclinaciones. Del análisis de las curvas correspondientes es posible obtener una relación que ligue la
latitud con el ángulo de inclinación que maximiza la producción anual de un sistema fotovoltaico. En
[59] se propone la siguiente relación entre el ángulo de inclinación y la latitud (ambos en grados):

βopt = 3,7 + 0,69 · |φ| (3.33)

Debido a la baja sensibilidad que los módulos planos tienen al desapuntamiento, las pérdidas ener-
géticas que obtendremos si no escogemos exactamente el ángulo que resulta de la ecuación 3.33 serán
muy bajas. En la figura 3.9 observamos que es necesario alejarse casi 10° del ángulo óptimo para obtener
unas pérdidas del 1 %.

Con este mismo análisis es posible relacionar la irradiación anual para el ángulo óptimo de inclina-
ción, βopt, con la irradiación anual en el plano horizontal , donde βopt está en grados [23, 59]:

Ga(0)
Ga(βopt)

= 1− 4,46 · 10−4 · βopt − 1,19 · 10−4 · β2
opt (3.34)

3.6.2. Irradiación anual efectiva

Siguiendo este mismo camino es posible ajustar mediante regresiones las curvas que relacionan la
irradiación anual global efectiva con la irradiación anual global incidente para sistemas estáticos. Dicho

39



3. RADIACIÓN SOLAR

β − βopt

10
0

⋅(
1

−
G

ef

G
ef

op
t)

0.5

1.0

1.5

2.0

2.5

−10 −5 0 5 10

Latitud
33
37.5
43.75

FIGURA 3.9: Pérdidas de irradiación global anual al elegir un ángulo de inclinación diferente del óptimo para tres
latitudes diferentes en el hemisferio Norte.

de otra forma, podemos obtener regresiones que cuantifican las pérdidas angulares y pérdidas por su-
ciedad en términos anuales para sistemas estáticos. Por ejemplo, en las referencias [23, 57] se proponen
las siguientes ecuaciones:

Ge f a(β, α)

Ga(βopt)
= g1 · (β− βopt)

2 + g2 · (β− βopt) + g3 (3.35)

gi = gi1|α|2 + gi2|α|+ gi3 (3.36)

donde los ángulos βopt, β y α están en grados.
Los coeficientes para resolver las ecuaciones 3.35 y 3.36 son los recogidos en la tabla 3.3 para el caso

de un módulo con suciedad media ( Tsucio(0)
Tlimpio(0)

= 0,97 ).

i = 1 i = 2 i = 3

g1i 8 · 10−9 3,8 · 10−7 −1,218 · 10−4

g2i −4,27 · 10−7 8,2 · 10−6 2,892 · 10−4

g3i −2,5 · 10−5 −1,034 · 10−4 0,9314

TABLA 3.3: Valores de los coeficientes de la ecuación 3.36 necesarios para resolver la ecuación 3.35 para el caso de
un módulo con suciedad media.
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Capítulo 4

La célula solar

4.1. Teoría de Semiconductores

4.1.1. Modelo de bandas de energía

Supongamos una red cristalina formada por átomos. Según los postulados de la Mecánica Cuántica,
los electrones de un átomo aislado pueden existir únicamente en determinados estados de energía. A
medida que disminuye la distancia interatómica comienza a observarse la interacción mutua entre los
átomos hasta formarse un sistema electrónico único. Las fuerzas de repulsión y atracción entre los áto-
mos encontrarán su equilibrio cuando los átomos estén separados por la distancia interatómica típica
del cristal que se trate. La separación real entre átomos en el cristal será aquella para la cual la energía
del sólido sea mínima.

En un sólido el número de átomos es tan elevado que los niveles de energía forman bandas continuas
de energía. Los electrones asociados a los átomos del sólido llenan estas bandas en orden ascendente.
La banda de mayor energía completamente ocupada se denomina banda de valencia (electrones ligados
a átomos). La siguiente banda, parcialmente ocupada o vacía, se denominada banda de conducción
(electrones desligados de átomos). Estas bandas pueden estar separadas por otra banda de energías que
corresponde a estados no permitidos, y de ahí que a esta banda se la denomine banda prohibida, o bien
pueden estar solapadas permitiendo una transición fácil de una a otra.

Las propiedades eléctricas del sólido dependen de esta posición relativa entre bandas. Así, el valor
de la anchura de la banda prohibida (energy gap, Eg) permite clasificar a los sólidos en conductores,
aislantes y semiconductores. En un conductor la Eg es muy baja y los electrones circulan fácilmente
por la banda de conducción. En un aislante se necesita una cantidad de energía muy alta para que
los electrones puedan acceder a la banda de conducción dado que la Eg es muy alta (Eg > 5 eV) . Sin
embargo, en un semiconductor la Eg es baja (Eg < 5 eV), de forma que los electrones pueden “saltar” a
la banda de conducción con un aporte energético. Por ejemplo, para el silicio Eg = 1,12 eV. Dado el uso
predominante de este material en la industria solar, en adelante nos referiremos a este semiconductor
de forma preferente.

4.1.2. Rotura y recombinación de enlaces

A cualquier temperatura superior al cero absoluto, algunos enlaces se romperán debido a la vibra-
ción térmica de los átomos de la red, creando electrones libre en el sólido. La energía necesaria para
romper enlaces es precisamente Eg. El electrón que adquiere esta energía y queda libre, efectúa una
transición entre la banda de valencia a la banda de conducción. En esta situación, ambas bandas poseen
electrones y estados libres. En la banda de conducción, los electrones libres podrán adquirir movimiento
bajo la acción de un campo externo. Pero también los electrones ligados de la banda de valencia podrán
desplazarse, dado que existen estados libres (enlaces covalentes con una vacante debida a un electrón
que migró a la banda de conducción). Cuando un electrón de la banda de valencia ocupa esta vacante
en un enlace próximo, deja a su vez otra vacante, con una carga positiva asociada. El resultado aparente
es el de un movimiento de vacantes o huecos de carga positiva. Por esta razón, la corriente debida a los
electrones de la banda de valencia se representa mediante la corriente debida a los huecos.
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De esta forma, cuando se rompe un enlace en un semiconductor puro, un electrón y un hueco, a los
que identificaremos como portadores, quedan libres para moverse por el material. Sin embargo, la den-
sidad de huecos y electrones es idéntica. Esta densidad, denominada densidad intrínseca, depende de la
temperatura y de la anchura de la banda prohibida. La corriente eléctrica producida es aleatoria, sin una
dirección predeterminada y por tanto, no es aprovechable en un circuito externo. Cada cierto tiempo1 se
producen encuentros electrón-hueco que restablecen un enlace con liberación de energía (Eg) en forma
de calor. Este fenómeno se denomina recombinación de un par electrón-hueco, y es favorecido por las
impurezas existentes en el cristal. Dado que el objetivo es mantener la existencia de la corriente eléctrica
y aprovecharla externamente, es necesario evitar la recombinación para lo que es preciso dirigir el mo-
vimiento de electrones y huecos mediante un campo eléctrico. Aplicando un campo eléctrico externo
conseguiríamos separar y dirigir los electrones y los huecos, pero la energía empleada en mantener este
estado sería superior a la obtenida. Otro mecanismo para mantener la conducción eléctrica se basa en el
empleo de semiconductores dopados.

4.1.3. La unión p-n

El dopaje de semiconductores consiste en introducir de forma controlada impurezas en el cristal.
Consideremos en primer lugar el empleo de átomos de fósforo (símbolo P en la tabla periódica). Los
átomos de fósforo tienen cinco electrones de valencia (uno más que el silicio). Al impurificar un cristal
de Silicio con átomos de Fósforo, el quinto electrón no queda bien integrado en la red y, por tanto,
la rotura de este enlace se produce con una aportación energética menor que la anchura de la banda
prohibida del semiconductor intrínseco. Este quinto electrón queda libre en la banda de conducción,
pero la carga positiva asociada (ion P+) permanece ligada a la red cristalina sin poder contribuir a la
conducción eléctrica. En estas condiciones la densidad de electrones es superior a la de huecos, y a
este semiconductor se le clasifica como tipo n (figura 4.1b). Dada su mayor concentración el portador
mayoritario en un semiconductor tipo n es el electrón. Las impurezas que, como el fósforo, aportan
electrones adicionales son denominadas donadoras.

Veamos ahora el caso de un átomo de boro (símbolo B en la tabla periódica). Los átomos de boro
tienen tres electrones de valencia (uno menos que el silicio). Al impurificar un cristal de Silicio con
átomos de Boro, quedará una vacante en los enlaces en los que participe (hueco). Nuevamente, la rotura
de este enlace se produce con una aportación energética menor que la anchura de la banda prohibida
del semiconductor intrínseco. El hueco queda libre para contribuir a la corriente eléctrica pero la carga
negativa (ion B−) permanece ligada a la red cristalina. En este caso, la densidad de huecos es superior
a la de electrones y a este semiconductor se le clasifica como tipo p (figura 4.1a). Ahora el portador
mayoritario es el hueco.

Supongamos ahora la existencia de dos semiconductores, uno tipo p y otro tipo n (figura 4.2). Al
unirlos físicamente se produce un desequilibrio dada la diferente concentración de electrones y huecos
en cada cristal. Para alcanzar el equilibrio se produce la difusión de portadores mayoritarios, de forma
que aparece un movimiento de huecos desde el cristal p al cristal n, quedando aquel cargado negati-
vamente. Simultáneamente existe un movimiento de electrones desde el cristal n a cristal p, quedando
aquel cargado positivamente. Si los huecos y electrones no fuesen partículas cargadas, este proceso de
difusión continuaría hasta alcanzar una concentración uniforme en todo el volumen. Pero la carga de los

(a) Semiconductor tipo p. (b) Semiconductor tipo n.

FIGURA 4.1: Semiconductores dopados.

1El tiempo de vida de portadores mide cuánto tarda en producirse el proceso de recombinación. La longitud de difusión de
portadores mide la distancia media que puede recorrer un portador antes de ser recombinado.
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portadores de los iones que permanecen ligados a la red impide que el proceso de difusión se desarrolle
totalmente.

Los iones cargados son el origen de un campo eléctrico orientado desde el semiconductor n (cargado
positivamente) hacia el semiconductor p (cargado negativamente). Este campo arrastra a los electrones
del cristal p hacia el n, y expulsa a los huecos desde el cristal n hacia el p. La dirección de este proceso
de arrastre es precisamente la contraria al proceso de difusión. El equilibrio se alcanza cuando los movi-
mientos de difusión y de arrastre se compensan. En el equilibrio los portadores minoritarios (huecos en
el cristal n y electrones en el cristal p) que atraviesan la unión se recombinan, de forma que los electrones
que provienen del cristal n forman enlaces con los huecos del cristal p y viceversa. Esta recombinación se
produce en la zona cercana a la unión, denominada zona de carga de espacio. Esta región queda despo-
blada de portadores y habitada sólo por iones cargados ligados a la red que generan un campo eléctrico
de arrastre en la unión. Este campo eléctrico supone la existencia de una barrera de potencial2 que recibe
el nombre de potencial termodinámico y que impide el paso de los portadores mayoritarios de uno a
otro cristal. Así, una vez alcanzado el equilibrio en una unión p-n, la corriente eléctrica es nuevamente
nula.

Para conseguir la circulación de corriente a través de esta unión p-n es necesario romper el equilibrio
alcanzado y reducir el valor del potencial termodinámico. La solución consiste en polarizar la unión p-n.
Si aplicamos una diferencia de potencial entre los extremos del cristal de forma que el lado p adquiera
una tensión positiva respecto al lado n, diremos que la unión p-n está polarizada en directa. En estas
condiciones se reduce la barrera de potencial y, en consecuencia el valor del campo eléctrico de la zona
de unión. Por ello, la corriente de arrastre disminuye y no puede compensar la corriente de difusión. El
equilibrio ya no existe y aparece un flujo neto de corriente. Los huecos del lado p pueden ahora atravesar
la zona de carga de espacio y son inyectados en la zona n, donde son portadores minoritarios. Aquí,
aparecerá un exceso de huecos respecto del equilibrio y por tanto se originará un proceso de difusión
y recombinación. Lo mismo puede decirse de los electrones de la zona n. Así, aparecen dos corrientes
en sentidos contrarios pero, dado que se trata de partículas de diferente signo, las dos corrientes no se
anulan entre sí y dan origen a una corriente total aprovechable. El criterio convencional en electricidad
toma como sentido de la corriente el debido a las cargas positivas, y por tanto la corriente entra en la
unión por la zona p y sale por la zona n.

Si la diferencia de potencial aplicada consigue que la zona p esté a menor tensión que la zona n,
la unión queda polarizada en inversa. En estas condiciones la barrera de potencial en la unión queda
reforzada y el paso de portadores de una a otra zona queda aún más debilitado. Así, la corriente que
atraviesa la unión en polarización inversa es de muy bajo valor.

El dispositivo electrónico basado en una unión p-n se denomina diodo. La zona p del diodo es el
ánodo y la zona n es el cátodo. La característica tensión-corriente de este dispositivo queda recogida en

FIGURA 4.2: Unión p-n..

2El valor de este salto es inferior a la anchura de la banda prohibida de los semiconductores que participan en la unión
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la ecuación de Shockley (ecuación 4.1) y representada en la figura 4.3a:

ID = I0 · [exp(
V

m ·VT
)− 1] (4.1)

donde I0 es la corriente de saturación en oscuridad del diodo, V la tensión aplicada al diodo (conside-
rada positiva cuando el valor en el ánodo es superior al del cátodo) y m el factor de idealidad del diodo.
Este factor puede tomar valores entre 1 y 2, y se emplea para ajustar la ecuación 4.1 al funcionamiento
real del diodo. Para una temperatura ambiente de 300 K, VT = kT

e = 25,85 mV, conocido como potencial
térmico, donde k es la constante de Boltzmann, T la temperatura del diodo (en grados Kelvin), y e es la
carga del electrón. Como se observa en la figura, cuando la polarización del diodo es directa, la corriente
que circula por él crece de forma exponencial, pero permanece cercana a cero (I0) cuando la polarización
es inversa. El símbolo empleado para representar este dispositivo obedece a este funcionamiento (figura
4.3b).

4.1.4. La unión P-N iluminada

En 1905 Albert Einstein, en un artículo titulado “Un punto de vista heurístico sobre la producción y
transformación de la luz” exponía la tesis de que la emisión de electrones era producida por la absorción
de cuantos de luz que más tarde serían llamados fotones. Este efecto fotoeléctrico había sido previamen-
te observado por Heinrich Hertz en 1887, y analizado sucesivamente por Joseph John Thomson en 1889,
y Philipp von Lenard en 1902.

Einstein mostró como la idea de partículas discretas de luz podía explicar el efecto fotoeléctrico
y la presencia de una frecuencia característica para cada material por debajo de la cual no se pro-
ducía ningún efecto. El trabajo de Einstein predecía que la energía con la que los electrones escapa-
ban del material aumentaba linealmente con la frecuencia de la luz incidente. Sorprendentemente este
aspecto no había sido observado en las experiencias anteriores. La demostración experimental de es-
te aspecto fue llevada a cabo en 1915 por el físico estadounidense Robert Andrews Millikan (http:
//es.wikipedia.org/wiki/Efecto_fotoeléctrico).

La energía de un fotón se cuantifica mediante la ecuación 4.2:

E f =
h · c

λ
(4.2)

siendo h la constante de Planck, c la velocidad de la luz en el vacío y λ la longitud de onda del fotón3.
Es importante resaltar que intensidad de la radiación incidente influye en la cantidad de electrones
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(a) Característica corriente-tensión de un diodo
según la ecuación 4.1.

+ −
Anodo Catodo ID

(b) Diodo polarizado en
directa.

FIGURA 4.3: Representación y comportamiento de un diodo.

3La frecuencia del fotón es f = c
λ
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4.1. Teoría de Semiconductores

generados pero no determina la energía de estos electrones, energía que sólo depende de la frecuencia
fotónica.

El efecto fotoeléctrico es el fundamento del funcionamiento de las células solares, dispositivos ba-
sados en la unión p-n descrita anteriormente, cuyos electrones se desplazan a la banda de conducción
por el aporte energético de fotones incidentes. El campo eléctrico de la unión conduce los portadores
generados por esta interacción y dificulta la recombinación. Esta corriente de iluminación, denominada
fotocorriente, es ahora aprovechable por un circuito externo. Sin embargo, la presencia de tensión en
los terminales de la unión (por ejemplo, la diferencia de potencial en una resistencia alimentada por el
dispositivo) reduce la barrera de potencial de la unión, y consecuentemente favorece los procesos de
recombinación que, como fue descrito anteriormente, constituyen la corriente del diodo, que ahora se
denomina corriente de oscuridad. Consecuentemente, en una unión p-n iluminada coexisten dos co-
rrientes de sentido contrapuesto y con orígenes diferentes. La corriente de iluminación o fotocorriente,
debida a la incidencia de fotones, circula desde la región n a la región p. La corriente de oscuridad o
corriente de diodo, debida a la recombinación de portadores favorecida por la tensión en el circuito ex-
terno, circula desde la región p hacia la n (figura 4.4). La corriente total se expresa mediante la ecuación
4.3:

I = IL − I0 · [exp(
V

m ·VT
)− 1] (4.3)

En esta ecuación se emplea IL para designar a la fotocorriente y, dado que el aprovechamiento de la
célula solar consiste en extraer esta corriente al exterior, se ha utilizado el signo negativo para la corriente
de diodo.

El fenómeno de generación de portadores debido al efecto fotoeléctrico depende de la frecuencia
de los fotones incidentes. Si el fotón incidente es poco energético respecto a las características de la
unión p-n (E f < Eg), no interactúa con el semiconductor y lo atraviesa como si fuese transparente. Los
fotones más energéticos (aquellos con baja longitud de onda y alta frecuencia) provoca la rotura de un
enlace en la superficie del semiconductor. El par electrón-hueco producido se encuentra lejos del campo
eléctrico de la unión, de forma que éste no podrá ejercer sobre ellos la fuerza adecuada para evitar que
se recombinen antes de salir del semiconductor al circuito exterior. De forma intuitiva se comprende
que la unión p-n podrá aprovechar adecuadamente aquellos fotones suficientemente energéticos para
provocar la rotura de un enlace, pero no tanto como para que esta interacción se realice demasiado lejos
de la unión. Para el silicio son aprovechables los fotones en el espectro visible (400 nm < λ < 700 nm)
y ultravioleta cercano (300 nmλ < 400 nm). Sin embargo, los fotones que pertenecen al infrarrojo (λ >
1100 nm) no consiguen romper enlaces y los del ultravioleta son demasiado energéticos (figura 4.5).

Los fotones con E f < Eg atraviesan el cristal sin ser absorbidos y son cuantificados mediante las pér-
didas de no-absorción. Debido a la anchura finita del semiconductor y su coeficiente de absorción, parte
de los fotones con E f > Eg no son absorbidos y constituyen las pérdidas de transmisión. Aquellos que
son absorbidos pero se recombinan dentro del dispositivo componen las pérdidas por recombinación.
Por último, la diferencia entre los índices de refracción del aire y el dispositivo provoca las pérdidas por
reflexión. Para reducir las pérdidas reflexión se recurre a capas que adaptan los dos índices de refrac-

FIGURA 4.4: Corriente de iluminación y corriente de diodo en una célula solar que alimenta a una carga.
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4. LA CÉLULA SOLAR

FIGURA 4.5: Pérdidas de transmisión, reflexión y recombinación en una célula solar.

ción, y al texturado de la superficie para conseguir que el rayo de luz reflejado vuelva a introducirse en
el material.

Suponiendo conocido el número de fotones incidentes por unidad de área para cada energía, S(E), y
el área del dispositivo, A, la ecuación 4.4 expresa que el dispositivo no podrá aprovechar íntegramente
el flujo fotónico incidente.

IL < e · A ·
∞∫

EG

S(E)dE (4.4)

4.2. Funcionamiento de una célula solar

Como describe la ecuación 4.3, la corriente de una célula solar es un balance entre la fotocorriente y
la corriente de oscuridad que, a su vez, depende de la tensión aplicada en los terminales del dispositivo.
Esta relación se representa en la figura 4.6. Cuando la tensión aplicada es nula (la célula está cortocir-
cuitada) la corriente se debe exclusivamente a la fotocorriente. El valor de la corriente permanece casi
constante hasta las cercanías del valor de tensión en el que el diodo comienza a conducir (figura 4.3a).
A partir de este punto, la corriente disminuye abruptamente hasta alcanzar un valor nulo (célula en
circuito abierto) en el punto donde la fotocorriente y la corriente de oscuridad quedan compensadas.

Los dos puntos extremos de cortocircuito y circuito abierto quedan definidos con dos parámetros,
la corriente de cortocircuito, Isc, y la tensión de circuito abierto, Voc. La corriente de cortocircuito es
fácilmente calculable a partir de la ecuación 4.3 sin más que imponer V = 0:

Isc = I(V = 0) = IL (4.5)

mientras que la tensión de circuito abierto se deduce con la condición I = 0:

Voc = V(I = 0) = m · k · Tc

e
· ln
(

IL
I0

+ 1
)

(4.6)

Estos dos parámetros suelen estar disponibles en la información asociada a una célula. Será conve-
niente reescribir la ecuación 4.3 para incluirlos y obtener la ecuación 4.7:

I = Isc ·
[

1− exp
(

e · (Voc −V)

m · k · Tc

)]
(4.7)
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FIGURA 4.6: Curvas corriente-tensión (línea discontinua) y potencia-tensión (línea continua) de una célula solar
(Ta = 20 °C y G = 800 W/m2).

4.2.1. Punto de máxima potencia

Superpuesta a la curva corriente-tensión, la figura 4.6 incluye la relación entre la potencia y la tensión.
Es evidente la presencia de un máximo que adquiere el nombre de punto de máxima potencia (MPP,
maximum power point en sus siglas inglesas). La localización de este punto viene definida por la condición
dP
dV = 0. La potencia entregada por la célula en este punto será la considerada como potencia nominal,
Pmpp = Impp · Vmpp. Las unidades de esta potencia son vatios pico (Wp), reflejando la idea de potencia
máxima alcanzable.

Dado que la célula funciona en corriente continua, su potencia es P = V · I y por tanto:

d(I ·V)

dV
= V · dI

dV
+ I · dV

dV
dP = V · dI + I · dV (4.8)

Antes de este punto, dP
dV > 0 o, de forma equivalente, dI

dV > − I
V . Entre este punto y el circuito abierto

dP
dV < 0 o, de forma equivalente, dI

dV < − I
V . En el punto de máxima potencia se cumplirá:

dI
dV

= − Impp

Vmpp
(4.9)

4.2.2. Factor de forma y Eficiencia

El área encerrada por el rectángulo definido por el producto Impp · Vmpp es, como es observable en
la figura 4.6, inferior a la representada por el producto Isc ·Voc. La relación entre estas dos superficies se
cuantifica con el factor de forma:

FF =
Impp ·Vmpp

Isc ·Voc
(4.10)

El factor de forma es tanto más cercano a la unidad cuánto mas acentuado sea el codo localizado en
el punto de máxima potencia. Su valor, normalmente comprendido entre 0,7 y 0,8, varía poco de unas
células a otros. Conociendo los valores de Isc y Voc es posible calcular la potencia en el punto de máxima
potencia, dado que Pmpp = FF · Isc ·Voc.
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4. LA CÉLULA SOLAR

Por otra parte, la calidad de una célula se puede cuantificar con la eficiencia de conversión según la
ecuación 4.11

η =
Impp ·Vmpp

PL
(4.11)

donde PL representa la potencia luminosa que incide en la célula. Como es evidente de la ecuación 4.11,
este valor de eficiencia se corresponde al caso en el que el acoplamiento entre la carga y la célula permite
a ésta trabajar en el punto de máxima potencia. En la figura 4.7 se muestra la evolución temporal del
valor de eficiencia de célula de laboratorio para diferentes tecnologías. Las células industriales de silicio
suelen ofrecer eficiencias comprendidas entre el 13 % y el 17 %.

4.2.3. Circuito equivalente de una célula solar

Para analizar el comportamiento de una célula en un circuito es conveniente emplear modelos equi-
valentes alternativos a la ecuación 4.7. La corriente fotogenerada puede ser modelada con un generador
de corriente mientras que la corriente de oscuridad puede ser representada con un diodo, tal y como se
recoge en la figura 4.10. En esta figura se incluyen una resistencia serie y una resistencia paralelo para
efectos no incluidos en la ecuación 4.7 pero apreciables en las células reales. Teniendo en cuenta estas
dos resistencias se obtiene:

I = IL − I0 · [exp(
V + I · Rs

m ·VT
)− 1]− V + I · Rs

Rp
(4.12)

La resistencia serie representa la resistencia debida a los contactos metálicos con el semiconductor, a
las capas semiconductoras y a la malla de metalización. Esta resistencia reduce principalmente el factor
de forma y, en menor medida, la corriente de cortocircuito. En la figura 4.8 se comprueba que valores
altos de la resistencia serie alteran la pendiente de la curva I-V en la región comprendida entre el MPP y
la tensión de circuito abierto y reducen el valor de potencia en el MPP.

La resistencia paralelo representa las fugas de corriente en los bordes de célula, los posibles corto-
circuitos metálicos y la recombinación favorecida en las fronteras de grano del cristal. Esta resistencia

FIGURA 4.7: Evolución de la eficiencia de células según la tecnología (según el National Renewable Energy Labo-
ratory (EEUU).
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FIGURA 4.8: Efecto de la resistencia serie en las curvas I-V y P-V.

reduce el factor de forma y la tensión de circuito abierto. En la figura 4.9 se comprueba que valores bajos
de la resistencia paralelo alteran la pendiente de la curva I-V en la región comprendida entre el corto-
circuito y el MPP y reducen el valor de potencia en el MPP. En general, toma valores suficientemente
altos como para que su influencia en el funcionamiento global sea baja, y de ahí que frecuentemente se
desprecie su contribución.

Considerando que el valor de la exponencial es notablemente superior a 1 en todas las condicio-
nes de operación, que la contribución de la resistencia paralelo es despreciable y que la corriente de
cortocircuito es equivalente a la corriente fotogenerada, obtenemos la ecuación 4.13:

I = Isc − I0 · exp(
V + I · Rs

m ·VT
) (4.13)

De esta ecuación podemos obtener otra expresión para la tensión de circuito abierto:

Voc = m ·Vt · ln(
Isc

Io
) (4.14)

y por tanto:

I0 = Isc · exp(− Voc

m ·Vt
) (4.15)

Sustituyendo estas expresiones en la ecuación 4.13 obtenemos la ecuación que emplearemos como
curva característica de la célula solar:

I = Isc[1− exp(
V −Voc + I · Rs

m ·Vt
)] (4.16)
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FIGURA 4.9: Efecto de la resistencia paralelo en las curvas I-V y P-V.
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4. LA CÉLULA SOLAR

4.2.4. Influencia de la temperatura y la radiación

Para comprender correctamente el funcionamiento de la célula solar, es preciso tomar en conside-
ración la influencia de los dos principales factores externos: la temperatura ambiente y la iluminación
incidente.

El aumento de la temperatura ambiente a la que se encuentra la célula estrecha el salto entre banda
de valencia y conducción de forma que, en condiciones de iluminación constante, aumenta ligeramente
la fotocorriente. En general, esta relación es despreciable. Sin embargo, el efecto en la tensión es más im-
portante. El aumento en la temperatura reduce la tensión de circuito abierto según el valor de dVoc/dTc.
donde Tc es la temperatura de la célula, dependiente de la temperatura ambiente y la irradiación inci-
dente. La forma de calcular esta temperatura de célula depende de las características constructivas del
módulo que encapsula a la célula. Si no hay información específica por parte del fabricante, para células
de silicio cristalino es habitual emplear el valor:

dVoc/dTc = −2,3 mV/°C (4.17)

También disminuye el factor de forma y la eficiencia, ésta según la relación dη/dTc = −0,4 %/°C . El
efecto de la temperatura en la curva característica queda recogido en la figura 4.11.

En cuanto a la iluminación, es conveniente recordar que la fotocorriente es proporcional a la inten-
sidad de radiación (la cantidad de electrones liberados dependía de la cantidad de fotones incidentes
aprovechables), IL(X) = X · IL(1), donde, empleando como referencia el nivel de irradiancia denomi-
nado 1 Sol (equivalente a 1000 W/m2 con una masa de aire AM = 1), se define X como el factor de
concentración o nivel de irradiancia incidente en Soles. Por ejemplo, la fotocorriente generada con 2
soles, IL(2), será el doble de la generada con 1 sol, IL(1). Recordando la ecuación 4.5,

Isc(X) = X · Isc(1) (4.18)

Si simbolizamos la tensión de circuito abierto a 1 Sol con Voc1, la dependencia de la tensión con la
iluminación queda expresada mediante una relación logarítmica, Voc = Voc1 +

mkTc
e · ln(X). No obstante,

el efecto de la irradiancia en la tensión de circuito abierto es de menor importancia que en la corriente,
y puede no ser tenida en consideración en muchos casos prácticos. Por otra parte, el factor de forma
aumenta ligeramente con la irradiancia y la eficiencia crece de forma logarítmica hasta alcanzar un
nivel determinado por las limitaciones físicas del dispositivo. El efecto de la irradiancia en la curva
característica queda recogido en la figura 4.12.

Tomando en cuenta estas influencias, se definen unas condiciones de funcionamiento, denomina-
das condiciones estándar de medida (STC, standard test conditions en sus siglas inglesas), válidas para
caracterizar una célula en el entorno de un laboratorio. Esta condiciones vienen determinadas por:

Irradiancia: Gstc = 1000 W/m2 con incidencia normal.

Temperatura de célula: T∗c = 25 °C .

Masa de aire: AM = 1,5

Es de uso común añadir un asterisco como superíndice para denotar aquellos parámetros medidos en
estas condiciones. Frecuentemente los fabricantes informan de los valores de las tensiones V∗oc y V∗mpp
y las corrientes I∗sc y I∗mpp. A partir de estos valores es posible referir a estas condiciones la potencia,

P∗mpp = I∗mpp ·V∗mpp, el factor de forma, FF∗ =
P∗mpp

I∗sc ·V∗oc
y la eficiencia:

IL D

ID
Rp

RsI

+

V

−

FIGURA 4.10: Modelo eléctrico de una célula solar.
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FIGURA 4.11: Efecto de la temperatura en la curva característica de una célula solar (G = 800 W/m2).
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FIGURA 4.12: Efecto de la irradiancia en la curva característica de una célula solar (Ta = 20 °C).
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4.2. Funcionamiento de una célula solar

η∗ =
I∗mpp ·V∗mpp

A · Gstc
(4.19)

4.2.5. Cálculo del punto de máxima potencia

En el apartado anterior se ha puesto de manifiesto la relación entre la temperatura y la irradiancia
con la tensión de circuito abierto y la corriente de cortocircuito. Además, es frecuente disponer de los
valores de la tensión y corriente en el punto de máxima potencia en las condiciones estándar de medida.
Para poder estimar el comportamiento de la célula en otras condiciones, es necesario trasladar estos
parámetros a otros valores de temperatura e irradiancia.

El cálculo de la tensión y corriente en el punto de máxima potencia a partir de la combinación entre
la ecuación 4.9 y la 4.16 conduce a un sistema de ecuaciones implícitas cuya resolución no es evidente.
Una aproximación a esta solución viene dada por la propuesta debida a J.M. Ruiz (según queda recogida
en el anexo 2 de [16])4. Este método normaliza los valores de tensión con la tensión en circuito abierto y
los valores de corriente con la corriente de cortocircuito:

v =
V

Voc
(4.20)

i =
I

Isc
(4.21)

y por tanto, en el punto de máxima potencia obtenemos:

vmpp =
Vmpp

Voc
(4.22)

impp =
Impp

Isc
(4.23)

pmpp = FF (4.24)

y evidentemente voc = 1 e isc = 1. La resistencia serie y el factor de forma normalizados se calculan con:

rs =
Rs

(Voc/Isc)
(4.25)

f f = vmpp · impp = FF (4.26)

Por último, para incorporar la tensión térmica en las ecuaciones normalizadas emplearemos:

koc =
Voc

Vt
(4.27)

Con estos cálculos previos, este método propone localizar el punto de máxima potencia de forma
aproximada mediante las ecuaciones:

impp = 1− DM
koc

(4.28)

vmpp = 1− ln(koc/DM)

koc
− rs · impp (4.29)

donde:

DM = DM0 + 2 · rs · D2
M0 (4.30)

DM0 =
koc − 1

koc − ln koc
(4.31)

4Implementada en las funciones fProd y prodGCPV de solaR [78]
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4. LA CÉLULA SOLAR

Como dato de partida es necesario obtener los valores de Isc y Voc en las condiciones de temperatura
y radiación deseadas, empleando para tal efecto las ecuaciones 4.17 y 4.18. A continuación, es necesario
conocer el valor de la resistencia serie. Esta resistencia se puede calcular con la ecuación 4.32 a partir de
la información que el fabricante suministra sobre las corrientes y tensiones de la célula:

R∗s =
V∗oc −V∗mpp + m ·Vt · ln(1−

I∗mpp
I∗sc

)

I∗mpp
(4.32)

donde se debe emplear el valor de Vt para Tc = 25 °C. Una aproximación válida en general considera
que la resistencia serie no se afectada por las variaciones de temperatura y radiación. Por tanto, en todo
el proceso será Rs = R∗s .

Con esta información se pueden obtener los valores de rs (ecuación 4.25) y koc (ecuación 4.27). Em-
pleando las ecuaciones 4.31 y 4.30 podemos calcular el valor de impp (ecuación 4.28) y de vmpp (ecuación
4.29). Los valores deseados son Vmpp = vmpp ·Voc y Impp = impp · Isc.

Una aproximación más sencilla de emplear que este método consiste en suponer que el factor de
forma permanece constante con las condiciones de operación, FF = FF∗, y trasladar esta condición a la
constancia de los factores implicados:

Impp

Isc
=

I∗mpp

I∗sc
(4.33)

Vmpp

Voc
=

V∗mpp

V∗oc
(4.34)

De esta forma, conocidos los valores en STC de los cuatro parámetros, y utilizando las ecuaciones
4.18 y 4.17 para tener en cuenta la radiación y temperatura, es posible localizar aproximadamente el
punto de máxima potencia con las ecuaciones 4.33 y 4.34.

4.3. Fabricación

Resumimos con brevedad los principales pasos que componen el proceso de fabricación de una
célula solar de silicio cristalino. El lector interesado puede dirigirse a las referencias [25, 47, 64].

El silicio puede extraerse de la cuarcita obteniendo silicio de grado metalúrgico (98 % pureza). La
industria de la electrónica necesita silicio de grado electrónico (nivel de impureza por debajo de 10−10,
o 9 nueves). Sin embargo, para las células solares puede utilizarse silicio de grado solar cuyo nivel de
impureza es algo mayor. Durante mucho tiempo, el sector solar aprovechaba el silicio que la industria
electrónica no aprovechaba. Sin embargo, el despegue experimentado por el sector en los últimos años
ha supuesto que la demanda de silicio para fabricación de células adquiera entidad propia.

Al mezclar silicio con ácido clorhídrico se produce triclorosilano, que es destilado para eliminar im-
purezas. Al unir silano de cloro con hidrógeno se obtiene de vuelta silicio, válido para células policrista-
linas (varios cristales en cada célula). Para obtener mayor pureza se emplea el silicio monocristalino (un
sólo cristal) obtenido mediante el proceso de Czochralski o similar (se utiliza una semilla de cristal para
crecer silicio a muy alta temperatura). El lingote resultante debe ser cortado en obleas de 200 µm–500 µm.
Las obleas son sometidas a un proceso de limpieza para eliminar impurezas por el corte. A continuación,
son dopadas con fósforo y boro para crear la unión p-n. Se limpian los bordes para evitar la formación
de cortocircuitos entre las zonas p y n y se añaden los contactos posterior (con alto recubrimiento) y
anterior (cuya densidad debe ser optimizada para obtener baja Rs con poco sombreado) empleando
aleaciones de plata y aluminio. Para reducir las pérdidas por reflexión se añade una capa antireflexiva
con, por ejemplo, óxido de titanio, causante del color azulado de muchas células. Si es posible, se textura
la superficie (creación de mini pirámides) para reducir aún más la reflexión de la radiación incidente.
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Capítulo 5

Asociación de dispositivos fotovoltaicos

5.1. El módulo fotovoltaico

Las características eléctricas de una célula no son suficientes para alimentar las cargas convenciona-
les. Es necesario realizar agrupaciones en serie y paralelo para entregar tensión y corriente adecuadas.
Un módulo fotovoltaico es una asociación de células a las que protege físicamente de la intemperie y
aisla eléctricamente del exterior, dando rigidez mecánica al conjunto.

Existen multitud de módulos diferentes, tanto por su configuración eléctrica como por sus caracte-
rísticas estructurales y estéticas. En general, la asociación de células es encapsulada en dos capas de EVA
(etileno-vinilo-acetato), entre una lámina frontal de vidrio y una capa posterior de un polímero termo-
plástico (frecuentemente se emplea el tedlar) u otra lámina de cristal cuando se desea obtener módulos
con algún grado de transparencia. Muy frecuentemente este conjunto es enmarcado en una estructura
de aluminio anodizado con el objetivo de aumentar la resistencia mecánica del conjunto y facilitar el
anclaje del módulo a las estructuras de soporte.

El vidrio frontal debe tener y mantener una alta transmisividad en la banda espectral en la que
trabajan las células solares. Además, debe tener buena resistencia al impacto y a la abrasión. Su super-
ficie debe ser de forma que combine un buen comportamiento antireflexivo con la ausencia de bordes
o desniveles que faciliten la acumulación de suciedad o dificulten la limpieza de ésta mediante la ac-
ción combinada del viento y la lluvia. Frecuentemente se emplea vidrio templado con bajo contenido en
hierro con algún tipo de tratamiento antireflexivo.

El encapsulante a base de EVA, combinado con un tratamiento en vacío y las capas frontal y posterior,
evita la entrada de humedad en el módulo, señalada como la causa principal de la degradación a largo
plazo de módulos fotovoltaicos. Además, esta combinación permite obtener altos niveles de aislamiento
eléctrico [99].

Una configuración eléctrica muy común hasta hace unos años empleaba 36 células en serie para
obtener módulos con potencias comprendidas en el rango 50 Wp–100 Wp con tensiones en MPP cercanas
a los 15 V en funcionamiento. Estos módulos eran particularmente adecuados para su acoplamiento con
baterías de tensión nominal 12 V en los sistemas de electrificación rural. Con el protagonismo abrumador
de los sistemas fotovoltaicos de conexión a red, esta configuración ha perdido importancia. Ahora son
frecuentes los módulos de potencia superior a los 200 Wp y tensiones en el rango 30 V–50 V.

Para los módulos compuestos por células de silicio cristalino es de aplicación la norma internacional
IEC 61215 “Crystalline Silicon Terrestrial Photovoltaic (PV) Modules - Design Qualification and Type Appro-
val”. Esta norma internacional recoge los requisitos de diseño y construcción de módulos fotovoltaicos
terrestres apropiados para su operación en períodos prolongados de tiempo bajo los efectos climáticos.
Asimismo, esta norma detalla un procedimiento de pruebas a los que se debe someter el módulo que
desee contar con la certificación asociada a esta normativa.

5.1.1. Modelado de un módulo

Para modelar el funcionamiento de un módulos realizaremos las siguientes suposiciones, similares
a las adoptadas para la célula solar [59]:
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5. ASOCIACIÓN DE DISPOSITIVOS FOTOVOLTAICOS

Los efectos de la resistencia paralelo son despreciables.

La resistencia serie es independiente de las condiciones de operación.

La corriente fotogenerada (IL) es igual a la corriente de cortocircuito.

En cualquier condición de operación exp(V+I·Rs
Vt

)� 1.

En un módulo compuesto por Ncs células en serie y Ncpramas en paralelo, y suponiendo que las células
que lo forman son idénticas, la tensión del módulo es Vm = Ncs · Vc y la corriente del módulo es Im =
Ncp · Ic, siendo Vc e Ic la tensión y la corriente de una célula, respectivamente.

Bajo estas suposiciones, la curva característica de un módulo es:

Im = Isc · (1− exp(
Vm −Voc + Im · Rs

Vt
) (5.1)

Como ocurría con la célula, supondremos que la corriente de cortocircuito depende exclusivamente
y de forma lineal de la irradiancia:

Isc = Ge f ·
I∗sc

Gstc
(5.2)

y la tensión de circuito abierto depende exclusivamente de la temperatura de célula, y decrece lineal-
mente con ella:

Voc(Tc) = V∗oc + (Tc − T∗c ) ·
dVoc

dTc
(5.3)

Si no hay información específica por parte del fabricante, para módulos de silicio cristalino es habi-
tual emplear el valor:

dVoc/dTc = −2,3 mV/celula °C (5.4)

El procedimiento detallado en la sección 4.2.5 para localizar el punto de máxima potencia en cual-
quier condición de temperatura e irradiancia es aplicable también para un módulo sin más que sustituir
adecuadamente los valores de corriente y tensión que corresponden a las células que componen el mó-
dulo.

5.1.2. Comportamiento térmico del módulo

En las ecuaciones previas se hace referencia a las condiciones estándar de medida, ya descritas en el
capítulo 4. En estas condiciones, la temperatura de célula es de 25 °C. Sin embargo, la temperatura de
operación de la célula depende del balance de potencias del módulo.

El módulo recibe potencia luminosa, absorbiendo la fracción que no es reflejada al exterior. Las célu-
las transforman parcialmente en electricidad esta radiación efectiva (sección 3.5), mientras que el resto
de potencia no aprovechada debe ser entregada en forma de calor al entorno. El principal mecanismo
para la disipación del calor en los paneles planos terrestres es la convección. Los procesos radiativos son
secundarios aunque no despreciables [64]. Este balance queda recogido en la ecuación 5.5:

Ac · Ge f = Pc + PQ (5.5)

siendo Ac el área de la célula, Ge f la irradiancia efectiva en la célula, Pc la potencia eléctrica entregada
por la célula y PQ la potencia calorífica disipada al entorno. Cuando la célula en cuestión funciona
correctamente el criterio de signos supone un valor positivo para la potencia eléctrica. La temperatura
de la célula respecto a la temperatura ambiente puede calcularse de forma aproximada a partir de la
potencia calorífica con la ecuación 5.6:

Tc = Ta + ξ · PQ (5.6)

siendo ξ el coeficiente térmico del laminado, que puede ser estimado a partir de una constante, CT y el
área de la célula, ξ = CT/Ac.

Una simplificación común consiste en asumir que el incremento de la temperatura de la célula res-
pecto a la ambiente depende linealmente de la irradiancia incidente. El coeficiente de proporcionalidad
depende de muchos factores, tales como el modo de instalación del módulo, la velocidad del viento, la
humedad ambiente y las características constructivas del laminado.

Estos factores quedan recogidos en un valor único representado por la temperatura de operación
nominal de célula (NOCT o TONC), definida como aquella que alcanza una célula cuando su módulo
trabaja en las siguientes condiciones:
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5.1. El módulo fotovoltaico

Irradiancia: G = 800 W/m2

Espectro: el correspondiente a AM = 1,5.

Incidencia normal

Temperatura ambiente: Ta = 20 °C.

Velocidad de viento: vv = 1 m/s.

La ecuación 5.7 expresa una aproximación aceptable del comportamiento térmico de una célula integra-
da en un módulo en base a las consideraciones previas, donde las unidades de la radiación efectiva son
W/m2:

Tc = Ta + Ge f ·
NOCT − 20

800
(5.7)

5.1.3. Punto caliente

Las características eléctricas de las células que componen una agrupación son siempre diferentes. Es-
ta dispersión de parámetros altera el funcionamiento ideal descrito por las ecuaciones previas. Cuando
en una agrupación serie una de las células es incapaz de alcanzar el mismo nivel de fotocorriente que
el resto, ya sea por sus diferentes características, avería o por sombreado, su funcionamiento queda gra-
vemente alterado y, bajo determinadas condiciones, puede ocasionar la avería del módulo. Por ejemplo,
en la figura 5.1, una rama de 6 células en serie contiene una célula sombreada, la señalada con C4. Nos
referiremos a la célula 1 como ejemplo de las otras 5 células que no presentan problemas.

Cuando esta agrupación serie sea acoplada a una carga quedará polarizada en un rango de tensiones,
lo que ocasionará que cada célula trabaje en unas condiciones determinadas. En la figura 5.2 se recoge
la relación entre las tensiones que alcanzan las células 1 y 4 para diferentes tensiones de la agrupación.
Es evidente que, mientras la célula 1 está polarizada correctamente, la célula 4 está sometida a tensiones
negativas en la mayor parte del intervalo.

Esta situación queda aún más patente en la figura 5.3. Mientras la célula 1 trabaja en el cuadrante 1
(entregando potencia), la célula 4 se convierte en una carga, disipando la potencia del resto de células.

Al presentar la ecuación 5.5 indicábamos que la potencia eléctrica adquiría signo positivo y, por tanto,
disminuía el valor de la potencia calorífica a disipar. Sin embargo, en este caso la potencia eléctrica es
negativa lo que implica un incremento en el calor a disipar. La consecuencia inmediata de este modo de
funcionamiento es la elevación de su temperatura respecto al conjunto de células del módulo, pudiendo
dañar gravemente los materiales encapsulantes que la rodean. Por este motivo, esta avería es conocida
como “punto caliente” (hot spot).

Diodo de paso

Para proteger a la célula sombreada es necesario habilitar un camino alternativo de corriente y así
evitar que trabaje como un receptor de la potencia del resto de la agrupación. Un método frecuentemente
empleado consiste en incluir diodos de paso conectados en paralelo con la agrupación serie (figura 5.4).

Con la inclusión de los diodos de paso, la curva corriente-tensión de la agrupación difiere sensible-
mente de la ideal cuando aquellos se activan. En la figura 5.5 se representa las diferentes corrientes que
circulan por la agrupación cuando el funcionamiento de la célula C4 obliga al diodo D2 a activarse. Co-
mo referencia, en esta figura se incluye la corriente I11 , representando la corriente que circularía por la
célula C1 si la célula C4 no presentase problemas. Durante un rango de tensiones el diodo D2permanece
activado, conduciendo la corriente que la célula C4 no puede. A partir de un punto determinado, el
diodo queda polarizado en inversa y deja de conducir, limitando la corriente que puede circular por la
serie.

Gracias al diodo de paso, la tensión que debe soportar ahora la célula C4 es sustancialmente inferior
a la obtenida sin diodos, tal y como se observa en la figura 5.6. Si se compara esta figura con la figura
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IC4

C5 C6
+

FIGURA 5.1: Agrupación serie de células con una célula diferente al resto.
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FIGURA 5.2: Tensión de las células 1 y 4 para diferentes tensiones del módulo definido por la agrupación serie de
la figura 5.1.
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FIGURA 5.3: Potencia de las células 1 y 4 para diferentes tensiones del módulo definido por la agrupación serie de
la figura 5.1.
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FIGURA 5.4: Colocación de diodo de paso para evitar el fenómeno de punto caliente.
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5.1. El módulo fotovoltaico
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FIGURA 5.5: Curva corriente-tensión de la agrupación serie de la figura 5.4. La corriente I11 representa la co-
rriente que circularía por la célula C1 si la célula C4 no presentase problemas.

5.2, se comprueba que la activación del diodo D2 limita la tensión negativa en la célula C4. A partir de
un punto, la protección ya no es necesaria y este diodo se desactiva con lo que la tensión de la célula C4
queda nuevamente a merced del conjunto.

Sin embargo, como se recoge en la figura 5.7, también se reduce la potencia en la célula C4 gracias a
la actuación del diodo D2, que debe asumir esta potencia desviada durante su activación. Dado que las
células protegidas por el diodo D1 funcionan sin problemas aparentes, este diodo permanece polarizado
en inversa durante todo el intervalo. Sin embargo, el funcionamiento combinado de la célula C4 y su
diodo asociado alteran la curva de potencia-tensión del resto de células (véase la correspondiente a C1
en la figura 5.7) y de la agrupación, como es evidente en la figura 5.8.

Si representamos el número de células asociadas a un diodo de paso con ND, y la radiación que
recibe la célula diferente con Gs, es posible calcular la diferencia de temperatura entre la célula afectada
y el resto. El balance de potencias de la ecuación 5.5 aplicado a la célula diferente es:
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FIGURA 5.6: Tensiones en los elementos de la figura 5.4 para diferentes tensiones de la agrupación serie.
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5. ASOCIACIÓN DE DISPOSITIVOS FOTOVOLTAICOS

Ac · Gs = −(ND − 1)η · Ac · Ge f + PQs (5.8)
y aplicado a las células que funcionan correctamente es:

Ac · Ge f = η · Ac · Ge f + PQ (5.9)

donde η representa la eficiencia de las células que funcionan correctamente. La diferencia de tempera-
turas entre la célula diferente y el resto de células viene dado por la ecuación 5.6:

Tcs − Tc =
CT
Ac
· (PQs − PQ) (5.10)

Sustituyendo las ecuaciones 5.8 y 5.9, y operando adecuadamente se obtiene:

Tcs − Tc = CT ·
[(

Gs − Ge f

)
+ ND · η · Ge f

]
(5.11)

cuyo valor máximo ocurre cuando la radiación que recibe la célula diferente es igual al resto, Gs = Ge f :

Tcs − Tc = CT · ND · η · Ge f (5.12)

Para un módulo convencional, ND = 18, CT = 0,036 °C/W m2 y η = 0,14, la diferencia de tem-
peraturas entre dos células protegidas por un diodo es Tcs − Tc = 0,091 · Ge f . Para una radiación
Ge f = 1000 W/m2se obtiene un valor aproximado de 91 °C. Si el módulo no incluyese diodos de paso,
la diferencia de temperaturas vendría dada por:

Tcs − Tc = CT · Ncs · η · Ge f (5.13)

siendo Ncs el número de células en serie. Para un módulo de 36 células en serie, la misma radiación del
caso anterior provocaría una diferencia de temperaturas superior a los 180 °C.

Por otra parte, la alteración de esta curva produce dos máximos de potencia, uno local y otro absolu-
to. Ante estos dos puntos un algoritmo de búsqueda del punto de máxima potencia, como los descritos
en el apartado 6.2.5, puede ofrecer respuestas erróneas.

En los módulos comerciales suele optarse por proteger de 18 a 20 células con un diodo de paso.
Se suele preferir conexiones solapadas como la mostrada en la figura 5.9 para evitar el cortocircuito
del módulo cuando los dos diodos conducen simultáneamente y ante un cambio de polaridad en la
conexión del módulo.

El análisis del “punto caliente” recogido en la literatura ha estado ligado comúnmente a células ave-
riadas o afectadas por sombra. En tiempos recientes se ha puesto de manifiesto la problemática asociada
a ciertos niveles de dispersión de parámetros de células en un mismo módulo. En determinadas condi-
ciones, el funcionamiento de este tipo de módulos también provoca la aparición de puntos calientes con
gradientes elevados de temperatura, recortando así su vida útil [60].
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FIGURA 5.7: Potencias de los elementos de la figura 5.4 para diferentes tensiones de la agrupación serie.
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FIGURA 5.8: Curva potencia-tensión de la agrupación serie de la figura figura 5.4 cuando la célula C4 presenta
problemas de funcionamiento.
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FIGURA 5.9: Configuración típica de conexión de diodos de paso en una serie de 36 células.

5.2. Generador Fotovoltaico

Un generador fotovoltaico es una asociación eléctrica de módulos fotovoltaicos para adaptarse a
las condiciones de funcionamiento de una aplicación determinada. Se compone de un total de Np · Ns
módulos, siendo Np el número de ramas y Ns el número de módulos en cada serie. El número de ramas
define la corriente total del generador, Ig = Np · Im, y el número de módulos por serie define la tensión
del generador, Vg = Ns ·Vm . La figura 5.10 muestra un generador fotovoltaico compuesto por 2 ramas de
3 módulos en serie. Sin embargo, al considerar las características reales de los módulos que componen un
generador fotovoltaico es necesario analizar un fenómeno que altera estos cálculos sencillos: las pérdidas
por dispersión de parámetros.

FIGURA 5.10: Esquema de un generador fotovoltaico compuesto por 2 ramas de 3 módulos en serie. El esquema
incluye la protección con fusibles y por rama y los diodos de paso incluidos en cada módulo.
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5.2.1. Pérdidas por dispersión

Los parámetros eléctricos de los módulos fotovoltaicos que componen un generador nunca son exac-
tamente iguales. La dispersión de estos parámetros provoca que la potencia eléctrica total sea inferior a
la suma de las individuales.

Para abordar el cálculo del comportamiento del generador es preciso emplear herramientas de aná-
lisis estadístico. Según [101] la corriente de máxima potencia de un conjunto de módulos puede carac-
terizarse por una distribución tipo Weibull:

f (Impp) = αβ−α Iα−1
mppexp

[
−
(

Impp

β

)α]
(5.14)

siendo α el factor de forma y β el factor de escala de la distribución. La eficiencia de conexión serie es:

ηcs =
Ir
mpp

Impp
(5.15)

donde Ir
mpp es la corriente de la rama, y Impp la media de las corrientes del grupo de módulos. A partir

de la distribución y la definición de eficiencia de conexión serie puede deducirse que ésta se calcula
mediante

ηcs = N−
1
α

s (5.16)

siendo Ns el número de módulos en la serie. Por otra parte, puede demostrarse que la tensión de un
grupo de módulos puede modelarse mediante una función gaussiana y que la dispersión de valores de
tensión es suficientemente baja para poder considerar que la eficiencia de conexión de ramas en paralelo
es igual a 1.

Según la ecuación 5.16 la eficiencia de la conexión serie disminuye si aumenta Ns. Así, para reducir
las pérdidas por dispersión es aconsejable el uso de series cortas. Sin embargo, esta opción implica
trabajar con tensiones bajas que pueden conducir a grandes secciones de cableado en sistemas de gran
potencia.

Asimismo, la eficiencia aumenta con α. La dispersión de valores de un conjunto modelado por una
distribución tipo Weibull depende inversamente del valor de α. Por tanto, un método para reducir las
pérdidas por dispersión consiste en realizar clasificaciones de los módulos atendiendo a sus valores
reales de corriente. En sistemas de cierta entidad, puede ser conveniente realizar una clasificación en
dos o tres categorías y componer cada rama con módulos pertenecientes a una misma categoría. Este
método puede, teóricamente, conllevar reducciones del 2-3 % en las pérdidas globales del sistema.

La base de partida para realizar las clasificaciones es la información suministrada por el fabricante
de los módulos. Esta información (habitualmente conocida como “flash-list”) consiste en un conjunto
de medidas eléctricas para cada uno de los módulos. Estas medidas se realizan en una cámara oscura
en la que se sitúa el módulo para iluminarlo durante un breve lapso de tiempo (de ahí el nombre de
“flash”) simulando su funcionamiento a sol real. La indeterminación asociada a este método en relación
a las medidas a sol real son del mismo rango que la separación entre categorías. Como ha sido puesto de
relieve recientemente en el contexto de controles de calidad de plantas fotovoltaicas [61], estas medidas
conllevan un error asociado que limitan su aplicación para la construcción de las categorías de módulos.
En esta experiencia se demostró que la desviación estándar de las diferencias entre los valores recogidos
en el “flash-list” y los obtenidos a sol real era similar a la anchura de las categorías necesarias para
clasificar los módulos. Por tanto, aunque la clasificación es aconsejable desde el punto de vista teórico,
su práctica queda cuestionada seriamente cuando emplea como material de partida las medidas tipo
“flash”.
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Capítulo 6

Sistemas Fotovoltaicos de Conexión a Red

6.1. Conceptos básicos

6.1.1. Definición de un SFCR

Un Sistema Fotovoltaico Conectado a la Red (SFCR) es un sistema cuya función es producir energía
eléctrica en condiciones adecuadas para poder ser inyectada en la red convencional.

Como se muestra en la figura 6.1, un SFCR se compone del generador fotovoltaico, un inversor
DC/AC y un conjunto de protecciones eléctricas.

La energía producida por este sistema será consumida parcial o totalmente en las cercanías, y la
energía sobrante será inyectada en la red para su distribución a otros puntos de consumo. Es común que
existan mecanismos de retribución económica que compensan al propietario del sistema por la energía
que su sistema intercambia con la red. Pueden distinguirse, de forma simplificada, dos esquemas: la
retribución con prima (feed-in tariff ) y el balance neto (net-metering).

En el mecanismo de retribución con prima1, generalmente el propietario del SFCR recibe ingresos
derivados de la energía total producida (independientemente de la que haya sido consumida en las
cercanías del SFCR). En este caso, el diseño no necesita considerar un consumo a satisfacer, como sí
será el caso en los sistemas autónomos o de bombeo. Con este mecanismo, el objetivo del diseñador es
que la producción anual del sistema sea la máxima posible sin tomar en consideración los consumos
cercanos (siendo posible instalar un SFCR sin ningún consumo asociado). Este mecanismo favorece
la implantación de los sistemas fotovoltaicos cuando el coste de la energía producida es superior al
de la tarifa eléctrica convencional (sin tener en consideración las externalidades ambientales). Aunque
formalmente favorece la generación distribuida, sin ningún condicionante adicional puede ocasionar
un crecimiento desordenado que disocie las ubicaciones de los sistemas fotovoltaicos de los centros de
consumo.

El mecanismo de balance neto2 compensa los saldos de energía eléctrica entre el SFCR y un sistema
de consumo asociado. Cuando la producción del SFCR supera al consumo, la red eléctrica3 absorbe

Ge f , Ta

Generador FV

Pdc

=

∼
Inversor

Pac

b

Protecciones

Red

FIGURA 6.1: Esquema de un SFCR.

1Este mecanismo es de uso común en los países europeos. La referencia [30] proporciona información sobre el uso de este
mecanismo en diferentes países europeos, donde es frecuentemente implementado.

2Este mecanismo es la elección habitual en los Estados Unidos de América. La referencia [26] detalla las diferentes modalida-
des empleadas en varios estados.

3En este mecanismo la red eléctrica puede ser asimilada a un sistema de almacenamiento infinito. Cabe la posibilidad de
repercutir los costes asociados a este almacenamiento al propietario del SFCR mediante peajes o algún esquema similar.
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el excedente puntual, generándose derechos de consumo diferido para el propietario del SFCR. Estos
derechos de consumo se pueden ejercer cuando la producción del SFCR no es suficiente para satisfacer el
consumo asociado. La interacción entre el SFCR, el consumo y la red bajo este mecanismo de retribución
favorece la generación distribuida y la gestión de la demanda4. El diseño de un SFCR en el contexto
de este mecanismo debe incluir el consumo asociado como una variable adicional que condicionará el
tamaño del generador fotovoltaico.

Salvo afirmación expresa en contra, a lo largo de este capítulo se supondrá que el SFCR se enmarca
en un mecanismo de retribución con prima y, por tanto, se obviará el consumo asociado.

6.1.2. Normativa aplicable en España

En el momento de escritura de este documento, la legislación aplicable a un SFCR en España es la
siguiente:

RD. 1578/2008 [11]:

• Marca las primas por la venta de la energía producida.

• Establece un procedimiento de convocatorias con cupos de potencia y preasignación.

• Establece dos tipos de SFCR (dos tipos de prima y cupos de potencia).

◦ Tipo I. Instalaciones que estén ubicadas en cubiertas o fachadas de construcciones fijas,
cerradas, hechas de materiales resistentes, dedicadas a usos residencial, de servicios, co-
mercial o industrial, incluidas las de carácter agropecuario; o bien, instalaciones que estén
ubicadas sobre estructuras fijas de soporte que tengan por objeto un uso de cubierta de
aparcamiento o de sombreamiento, en ambos casos de áreas dedicadas a alguno de los
usos anteriores, y se encuentren ubicadas en una parcela con referencia catastral urbana.
◦ Tipo II. Instalaciones no incluidas en el tipo I anterior.

Recientemente este Real Decreto ha sido modificado en algunos aspectos por el RD 1565/2010
[4], por el RD 14/2010 [6] (cuya disposición adicional primera tiene el título "Limitación de
las horas equivalentes de funcionamiento de las instalaciones fotovoltaicas") y por el RD.
1699/2011.

RD. 1699/2011 [13]

• Establece las condiciones administrativas, contractuales, económicas y técnicas básicas para
la conexión a las redes de distribución de energía eléctrica de las instalaciones fotovoltaicas
(además de otras tecnologías) de potencia no superior a 100 kW5, siendo 5 kW la potencia
máxima admisible de un inversor monofásico.

• Describe los requisitos técnicos de conexión a red que un SFCR debe cumplir6, dedicando
especial atención a los sistemas de seguridad eléctrica.

• Simplifica las tramitaciones para la conexión de pequeñas instalaciones de generación eléc-
trica.

• Contempla la posibilidad de conexión en la red interior de un consumidor y establece un
plazo de cuatro meses para la publicación de una propuesta de Real Decreto que regule las
condiciones administrativas, técnicas y económicas del consumo de la energía eléctrica pro-
ducida para consumo propio (previsiblemente mediante un mecanismo de balance neto).

• Fija el contrato-tipo que debe ser firmado por el usuario del SFCR y la compañía eléctrica a la
que se conecta el sistema.

• Deroga el RD. 1663/2000 y modifica algunos aspectos del RD. 1578/2008.

4Más información en el vídeo de las jornadas “Competitividad de las energías renovables. Autoconsumo y Balance Ne-
to” http://www.eoi.es/mediateca/video/1331 y en los documentos de la Jornada “El Autoconsumo Fotovoltaico en España”
http://asif.org/2011/09/jornada-solar-fotovoltaica-el-autoconsumo-fotovoltaico-en-espana/.

5Este Real Decreto define la potencia nominal del SFCR como la suma de la potencia de los inversores que intervienen en las
tres fases de la instalación en condiciones nominales de funcionamiento. Será esta definición la empleada en todo el documento al
referirnos a la potencia nominal del SFCR, y se utilizará la expresión “potencia nominal del generador” para designar la potencia
del generador fotovoltaico.

6Hasta la publicación de este Real Decreto, estos requisitos estaban recogidos en el derogado RD. 1663/2000.
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RD. 436/2004 [9]: establece los procedimientos de legalización de un SFCR. Algunos de estos pro-
cedimientos han sido actualizados por el RD 661/2007 [5] y por el RD 1578/2008.

Reglamento Electrotécnico de Baja Tensión (2002) [70]. Debe destacarse que no hay un capítulo
específico dedicado a los SFCR.

Documento HE5 del Codigo Técnico de la Edificación [10].

6.1.3. Características distintivas de SFCR sobre suelo y en edificación

Tradicionalmente se distingue entre SFCRs instalados sobre suelo y en edificación. Dentro de los ins-
talados sobre suelo existen los sistemas estáticos, con una inclinación y orientación fija, y los sistemas de
seguimiento, que varían la posición del generador a lo largo del día y año para maximizar la radiación
efectiva incidente. En los instalados sobre edificación es frecuente diferenciar los sistemas según el grado
de integración del sistema con el edificio. Así, el documento HE5 del Código Técnico de la Edificación
considera tres casos en lo que a disposición de módulos se refiere: general, superposición de módu-
los e integración arquitectónica. Considera que existe integración arquitectónica cuando los módulos
cumplen una doble función energética y arquitectónica y además sustituyen elementos constructivos
convencionales o son elementos constituyentes de la composición arquitectónica. Se supone que existe
superposición arquitectónica cuando la colocación de los módulos se realiza paralela a la envolvente del
edificio.

SFCR sobre suelo

El diseño de un SFCR sobre suelo tiene como objetivo maximizar la producción energética anual del
sistema con el menor coste y la menor ocupación de terreno posibles. Como primera clasificación dis-
tinguiremos entre los sistemas estáticos, aquellos cuya inclinación y orientación permanece inalterable,
y los sistemas de seguimiento.

El fundamento de los sistemas de seguimiento es doble: en primer lugar, la radiación incidente au-
menta al seguir al sol; además, las pérdidas por reflexión disminuyen si el apuntamiento al sol mejora.
Por tanto, el objetivo de estos sistemas es reducir el ángulo formado entre la línea que une el genera-
dor con el sol y la perpendicular al plano del módulo y así apuntar al sol a lo largo de su movimiento
celeste. Las diferentes técnicas de seguimiento buscan concretar ese objetivo general sacrificando un
apuntamiento perfecto en aras de conseguir sistemas estructurales más económicos y mejores aprove-
chamientos del terreno.

Así, el mejor método de seguimiento desde la perspectiva de la producción eléctrica es el denomina-
do a doble eje, que consigue apuntar al sol con precisión a lo largo de todo su recorrido. En el siguiente
puesto de los que optimizan la producción destaca el seguimiento acimutal, que sacrifica un movimiento
(inclinación del generador) para conseguir sistemas más económicos. El método consiste en girar de este
a oeste sobre un eje vertical. Su uso está decreciendo en comparación al método de doble eje. Otro plan-
teamiento diferente es el utilizado por el seguimiento polar. El único eje sobre el que se produce el giro
está inclinado de forma paralela al eje de rotación de la Tierra, consiguiendo que el generador aparezca
al sol como perpendicular a sus rayos durante gran parte del recorrido. No obstante, las complicaciones
estructurales y de giro, y la dificultad de su implantación en grandes plantas han provocado que su
uso sea ocasional. Por último se debe mencionar el método de seguimiento horizontal con eje Norte-
Sur. Sus ventajas son la sencillez y estabilidad estructural (el eje es horizontal y paralelo al terreno, con
tantos puntos de apoyo como se consideren necesarios), la facilidad de motorización, así como el mejor
aprovechamiento del terreno en relación a un sistema de doble eje7.

El mejor aprovechamiento de terreno depende directamente del porcentaje de radiación que quedará
sombreada por los seguidores cercanos, lo que se conoce como sombras mutuas. En general, cuanto más
exacto es el método de seguimiento, menos eficiente es su aprovechamiento de terreno: para un mismo
valor de radiación sombreada, la separación entre seguidores aumenta en sistemas que apuntan mejor.
De ahí que los sistemas estáticos sean la opción preferida cuando el terreno disponible sea limitado
y se desee alcanzar una potencia instalada determinada (por ejemplo para aprovechar toda la capaci-
dad que ofrece el punto de conexión concedido) o limitar la inversión económica a costa de reducir la
productividad del sistema.

7El lector interesado en sistemas de seguimiento podrá encontrar mayor información al respecto y un conjunto de ecuaciones
que describen los diferentes métodos en [79].
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Recordando que en un SFCR sobre suelo el objetivo es obtener el menor coste de la energía produ-
cida durante su vida útil con la menor ocupación de terreno posible, el diseñador debe configurar el
generador (principalmente su tamaño y tipo de seguimiento) teniendo en cuenta al menos tres factores:

La inversión económica que es posible realizar, relacionada principalmente con la potencia del
generador8 y con el tipo de seguimiento empleado.

El rendimiento económico deseado, relacionado con la energía producida por el sistema y, por
tanto, con el modo de seguimiento empleado y con la radiación disponible.

La ocupación de terreno, relacionado con el modo de seguimiento empleado.

Es ciertamente dificil establecer recomendaciones de aplicación universal. Por ejemplo, los sistemas de
seguimiento han proliferado en España en los últimos años. Sin embargo, debido a un contexto reciente
de bajos precios de módulos, ya no son la opción más frecuente: la mayor productividad ofrecida ya
no supera tan ampliamente sus contraprestaciones de mayor ocupación de terreno y, principalmente,
mayor inversión.

Los sistemas instalados sobre suelo frecuentemente superan la potencia de 100 kW, y en varios casos
superan los 50 MW, y por tanto, suelen contar con una instalación de evacuación en Media Tensión. En
este tipo de SFCR una proporción importante del trabajo de ingeniería se dedica al diseño del sistema
de interconexión de los módulos para formar el generador, el sistema eléctrico que conecta el generador
con los equipos inversores, el sistema de evacuación a red de la energía producida y la red de tierras.

SFCR en edificación

El diseño de un SFCR en edificación es frecuentemente más complejo que el de un SFCR sobre suelo.
La integración del sistema fotovoltaico con el edificio exige tener en cuenta muchos factores que con-
dicionan la ubicación y la configuración del generador. Así, la orientación e inclinación del generador
ya no puede ser elegida para optimizar la producción energética sino que las características propias del
edificio y de los elementos que alberga obligan muy frecuentemente a optar por ángulos que difieren
del óptimo. En este tipo de sistemas, el diseñador debe tomar las decisiones oportunas para aprovechar
las sinergias entre edificio y sistema fotovoltaico, reduciendo las posibles interferencias entre uno y otro.
Por ejemplo, un generador fotovoltaico puede ser instalado como toldo fijo sobre ventanas reduciendo
la insolación que entra en el edificio y por tanto, disminuyendo la carga térmica en el mismo. La ubica-
ción del generador vendrá determinada por la orientación de la fachada que se pretende sombrear, su
inclinación será un compromiso entre la producción energética del SFCR y la cantidad de sombra desea-
da, y el tamaño del generador dependerá del área acristalada a sombrear. Es recomendable acudir a la
referencia [3] para contemplar las variadas posibilidades de uso de sistemas fotovoltaicos en edificios.

Para las instalaciones fotovoltaicas en edificación es de particular importancia el documento HE5
del Código Técnico de la Edificación. Esta normativa obliga a incorporar sistemas fotovoltaicos según la
aplicación del edificio. Así, por ejemplo, un hipermercado de más de 5000 m2 o una nave de almacena-
miento de más de 10 000 m2 deben emplear sistemas fotovoltaicos. La potencia mínima de estos sistemas
queda determinada por la ecuación 6.1:

Pmin = C · (A · S + B) (6.1)

siendo Pmin la potencia (kWp) mínima a instalar, A y B dos coeficientes que dependen de la utilidad
del edificio, S la superficie construida en metros cuadrados y C un coeficiente relacionado con la zona
climática en la que se ubica el edificio. En todo caso, esta potencia mínima debe ser superior a 6,25 kWp.

Este documento divide España en cinco zonas climáticas de acuerdo al valor medio anual de la
radiación global diaria en el plano horizontal. Por ejemplo, toda la cornisa cantábrica está encuadrada
en la zona I (radiación inferior a 3,8 kWh/m2) mientras que Canarias y parte de Andalucía pertenecen a
la zona V (radiación superior a 5 kWh/m2) . El coeficiente C de la ecuación 6.1 toma un valor de 1 para la
zona I y un valor de 1.4 para la zona V, de forma que este Código aboga por instalar mayor potencia en
las zonas con mayor radiación.

En los apartados 6.3.1 y 6.4.1 se discute sobre los requisitos que este documento exige para la dispo-
sición de módulos y sombras en el generador.

Los sistemas instalados en edificación no suelen superar la potencia de 100 kW. Su interconexión con
la red eléctrica se realiza frecuentemente en Baja Tensión, aunque esta opción no siempre es posible,

8También deberá tener en cuenta la limitación de potencia que impone las características del punto de conexión concedido
por la compañía eléctrica, tal y como se explica en el apartado 6.1.4.
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tal y como se describe en el apartado 6.1.4. En este tipo de SFCR el diseño de los sistemas eléctricos
debe tener en cuenta las canalizaciones previstas o existentes en el edificio. Por facilidad de instalación
y mantenimiento, y por seguridad de los sistemas, es recomendable el uso de canalizaciones separadas
del resto de sistemas del edificio. Sin embargo, los criterios de seguridad eléctrica aconsejan utilizar una
red de tierras común para el edificio y el sistema fotovoltaico. Una proporción importante del trabajo de
ingeniería se dedica a ubicar correctamente el generador para maximizar la producción y minimizar el
efecto del sombreado, y a diseñar y elegir los elementos de anclaje de los módulos al edificio.

Sistemas de concentración

En los sistemas de concentración9 es imprescindible adoptar el seguimiento a doble eje, ya que los
concentradores, grosso modo, son ciegos a la radiación difusa y tan sólo son capaces de aprovechar la
componente directa de la radiación. La concentración de radiación, una tecnología madura ampliamen-
te empleada en los sistemas de energía solar de alta temperatura, tiene aún una importancia discreta
dentro de los SFCR. La razón de su utilización, esto es, reducir costes empleando menos material activo,
es todavía un objetivo por alcanzar. Cabe destacar que el material semiconductor requerido en estos
módulos es actualmente más caro que el silicio empleado en los módulos convencionales. Además, los
sistemas fotovoltaicos de concentración, y particularmente los que optan por altos índices de concentra-
ción (500x a 1000x) son más sensibles al desapuntamiento, sombras mutuas y suciedad que los sistemas
convencionales. Por otra parte, debe tenerse en cuenta que sólo pueden emplearse allí donde la propor-
ción anual de radiación directa sea muy elevada. En los últimos años se han llevado a cabo diferentes
iniciativas para aumentar el número de instalaciones con sistemas de concentración, particularmente en
España. Por tanto, es necesario estar atentos a la evolución de esta aplicación.

6.1.4. Condiciones técnicas de la conexión

Para percibir una compensación ecónomica por la energía producida o intercambiada con la red , el
SFCR debe cumplir determinados requisitos legales en cuanto a su conexión.

Debe tenerse en cuenta que la reglamentación eléctrica española establece la separación administra-
tiva entre la comercialización y la distribución de la energía. Así, la empresa que nos suministra energía
eléctrica en nuestro hogar es distinta de la que adquiere la energía que produce el SFCR que podamos
tener en nuestro tejado (aunque, cómo es habitual, pertenezcan a una misma corporación). Por tanto, al
menos administrativamente, la generación fotovoltaica y el consumo “cercano” son dos sistemas inde-
pendientes. No obstante, es claro que la corriente eléctrica no entiende de leyes ni contratos, sino que
fluye según las leyes de Kirchhoff. Así, la energía producida por un SFCR será consumida parcial o
totalmente en el propio edificio que lo alberga o en las cercanías de la instalación.

La separación existente entre empresa comercializadora y empresa distribuidora se refleja en la sepa-
ración de contratos y facturas, y por tanto, también de elementos y puntos de medida. La consecuencia
evidente es que, en general, no pueden utilizarse las lecturas de dos contadores distintos (uno de venta y
otro de compra) para componer una única factura. De esta forma, para poder vender la energía eléctrica
producida es necesario conectar el sistema fotovoltaico en un punto propiedad de la compañía eléctrica,
siempre externo a las instalaciones eléctricas propias de la edificación o lugar que acoge al SFCR. Más
aún, tal y como se puede deducir del listado de normativa aplicable, los SFCR que superan la potencia
de 100 kW no pueden conectarse en la red de BT. De aquí que, en ciertos casos, la legalización de un
sistema fotovoltaico presente ciertas complicaciones.

Destacan dos situaciones:

Titulares con suministro en Media Tensión (MT) con SFCR de potencia menor a 100 kW: a pesar
de que la potencia fotovoltaica es menor que el valor que obliga a la conexión en MT, la obli-
gación de conexión en un punto propiedad de la compañía eléctrica implica el uso de un trans-
formador BT-MT distinto al usado para consumo. Sin embargo, esta solución conlleva pérdidas
energéticas e incremento de inversión de la instalación inaceptables. Afortunadamente, el reciente
RD 1699/2011 regula la posibilidad de inyectar “aguas abajo”10 del transformador de consumo y
hacer los balances necesarios en las facturas de venta y consumo.

9Un sistema de concentración es aquel que, para obtener reducción de costes, reduce el tamaño del material activo (en este
caso, la célula fotovoltaica) y emplean lentes que concentran la radiación solar. De esta forma, la potencia eléctrica por área
expuesta es teóricamente similar (despreciando las pérdidas debidas a la lente y al acoplamiento) a la de un módulo convencional
empleando menos material semiconductor.

10En la terminología de redes eléctricas es de uso común las expresiones “aguas arriba” y “aguas abajo”. Estas expresiones
parten de la suposición de que el flujo de potencia es siempre unidireccional (desde la central de generación, hasta el punto de
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Titulares en edificios de varias viviendas: de nuevo, la necesidad de realizar la conexión aguas
arriba del contador de consumo implica, en este caso, la instalación de cableado bajante desde la
vivienda en cuestión hasta la sala de contadores del edificio (situado habitualmente en el sotano
o plantas bajas). Esta solución no es siempre fácil ni técnica (no siempre existe espacio o canaliza-
ciones disponibles en la bajante del edificio) ni administrativamente (es necesario el permiso de
la comunidad de vecinos). Esta situación se resolverá cuando se regule el mecanismo de balance
neto.

6.2. Inversor DC/AC

6.2.1. Conceptos Generales

La señal de potencia suministrada por un generador fotovoltaico iluminado es en tensión continua,
que debe ser acondicionada para permitir el correcto acoplamiento a la red eléctrica. El equipo de acon-
dicionamiento de potencia, denominado inversor DC/AC11, realiza la conversión de continua a alterna
cumpliendo con determinados requisitos de tensión eficaz, frecuencia, distorsión armónica de las ondas
de tensión y corriente, eficiencia y rendimiento, seguridad eléctrica, etc.

Como será explicado en un apartado posterior, el inversor generalmente funciona como fuente de
corriente autoconmutada y sincronizada con la red.

6.2.2. Características de un inversor comercial

La información que se puede obtener de la ficha técnica proporcionada por el fabricante de un inver-
sor puede incluir los siguientes parámetros:

Potencia nominal y máxima, siendo ésta un porcentaje de sobrecarga que el equipo es capaz de
soportar durante un determinado período de tiempo (indicado por el fabricante).

Ventana de búsqueda del Punto de Máxima Potencia (MPP en siglas inglesas): es el rango de ten-
siones en las que el inversor aplica un algoritmo de búsqueda del MPP del generador fotovoltaico.
Cuando este punto permanece fuera de esta ventana, el inversor fija en el generador FV la tensión
correspondiente al valor límite de la ventana. Por tanto, configurar un generador de forma que el
MPP recaiga fuera de esta ventana con cierta frecuencia no tiene consecuencias perniciosas para el
inversor, pero ocasiona pérdidas energéticas variables según la frecuencia de este hecho.

Tensión máxima de entrada: es la máxima tensión que el inversor puede aguantar sin sufrir una
avería. A diferencia de la ventana de tensiones anterior, sobrepasar esta tensión tiene consecuen-
cias importantes sobre algunos componentes de entrada del inversor.

Tensión nominal de salida: es la tensión de red a la que se puede conectar el inversor (habitual-
mente 230 Vdc para equipos monofásicos y 400 Vac para equipos trifásicos).

Eficiencia máxima: máximo valor que toma la relación entre potencia de salida y potencia de en-
trada. En inversores de calidad la eficiencia es estable en un amplio rango de funcionamiento del
equipo y de un valor cercano a la eficiencia máxima.

Rendimiento europeo: es la relación entre la energía entregada por un inversor que recibe una
energía producida por un generador fotovoltaico funcionando en unas condiciones de radiación
características de la zona centroeuropea. Este parámetro fue propuesto con el objetivo de poder
comparar equipos de diferentes fabricantes con un criterio de calidad energética. Debe tenerse en
cuenta que su valor está ligado a unas condiciones de radiación determinadas y, por tanto, no
puede aplicarse sin corrección previa al cálculo de producción en lugares con diferente insolación.

Umbral de arranque: según las unidades en las que se expresa, puede indicar la radiación solar
incidente en el generador (W/m²) o la potencia de entrada (W) necesaria para que el inversor
comience el proceso de conversión.

consumo), de forma que la analogía hidraúlica (el flujo parte de la central situada arriba hacia el punto de consumo situado abajo)
permite designar la ubicación de elementos del circuito. Por ejemplo, en una misma linea de consumo, el contador de energía
se encuentra “aguas arriba” de los equipos de consumo. Aunque esta terminología es ambigua en las redes donde el flujo de la
potencia es bidireccional, tales como aquellas en las que conviven sistemas fotovoltaicos con nodos de consumo, se utiliza con el
mismo significado. Así, en el caso de un transformador, el punto de BT está “aguas abajo” y la conexión en MT está “aguas arriba”

11DC son las siglas inglesas de direct current, corriente continua, y AC las correspondientes a alternating current, corriente
alterna.
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6.2.3. Tipos de inversores

A grandes rasgos, los inversores pueden agruparse en tres categorías:

Inversor central: un único inversor dedicado a todo el generador (o a un conjunto de ramas)

Inversor orientado a rama (string-inverter): un inversor dedicado a una rama del generador.

“Módulo-AC”: un inversor dedicado a un módulo del generador.

A la hora de optar por una de estas categorías deben tenerse en cuenta las siguientes consideraciones:

Los inversores orientados a rama son particularmente útiles en algunos sistemas de integración
arquitectónica, al poder adaptarse mejor a las condiciones de funcionamiento con orientaciones e
inclinaciones diversas.

Los inversores centrales son recomendables para instalaciones de medio o gran tamaño. Permiten
reducir costes (de adquisición, instalación y mantenimiento) y aumentar fiabilidad y eficiencia.

Los inversores “módulo-AC” deben descartarse en cualquier caso (salvo pequeños sistemas de-
mostrativos).

La potencia del inversor debe estar en consonancia con la potencia del generador (una planta de 1
MWp debiera contar con 10 inversores de 100 kW o 4 de 250 kW, pero no con 200 de 5 kW).

Por otra parte, la salida de un inversor puede ser monofásica o trifásica. En general, un inversor
monofásico no supera la potencia de 5 kW12, y son poco comunes los inversores trifásicos de potencia
inferior a 10 kW.

6.2.4. Principio de funcionamiento.

Un inversor suele estar compuesto por los siguientes bloques, cuyo funcionamiento será detallado
en los siguientes apartados:

Filtro de entrada: atenúa el rizado que produce la conmutación en la corriente de entrada.

Convertidor DC/DC: adecúa (eleva o reduce) la tensión de salida del generador a la tensión ne-
cesaria para el puente de conmutación. Puede realizar las funciones de búsqueda del punto de
máxima potencia.

Puente inversor: realiza el troceado de la señal continua para convertirla en alterna.

Filtro de salida: elimina o atenúa los armónicos no deseados.

Transformador: adecua el valor de tensión de salida del puente al de la red y proporciona aisla-
miento galvánico entre la parte DC y AC.

Control: realiza la supervisión de la entrada y salida del convertidor DC/DC y del puente inversor
y entrega las consignas correspondientes para localizar y seguir el MPP del generador, y para
obtener una señal sinusoidal con bajo contenido en armónicos en la salida del inversor.

La parte fundamental de este equipo es el puente de conmutación, compuesto por un conjunto de dis-
positivos semiconductores de potencia (MOSFETs13 e IGBTs14, principalmente).

Suponiendo una fuente de tensión continua conectada en la entrada de un conjunto de dispositivos
semiconductores de potencia, se puede obtener a la salida ondas de tensión y corriente alternas mediante
la conmutación controlada de estos dispositivos.

El funcionamiento básico de un inversor puede entenderse a partir del circuito de la figura 6.2. Repre-
senta un inversor de puente completo en H con dos ramas de inversión, cada una con dos dispositivos
de conmutación (en el caso de esta figura se trata de IGBTs) controlados para conseguir un determinado
valor de tensión de salida, corriente, nivel de armónicos, etc. En esta primera aproximación, se considera
que la conmutación de los dispositivos sigue patrones de onda cuadrada. En la figura 6.3 se representa
la señal g1 aplicada al dispositivo S1, siendo g4 = g1 y g2 = g3 = −g1. Dicho en lenguaje llano, los
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FIGURA 6.2: Esquema de un inversor monofásico con topología VSI. La figura incluye un convertidor DC/DC
tipo Boost (elevador) junto con el puente inversor, ambos utilizando dispositivos IGBTs. Este equipo
incluye un transformador de baja frecuencia a la salida.
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FIGURA 6.3: Evolución temporal de una onda cuadrada de tensión empleada para controlar conmutación de un
inversor.

dispositivos S1 y S4 se activan simultáneamente mientras los dispositivos S2 y S3 están desactivados, y
viceversa.

Este tipo de conmutación produce a la salida del inversor una señal cuadrada con un valor de tensión
pico y eficaz V y periodo T. Se puede calcular la distorsión armónica total (THD15, total harmonic
distortion) a través de la ecuación 6.2:

THDv =
1

V1

√√√√ ∞

∑
n=3,5,...

V2
n =

√√√√ ∞

∑
n=3,5,...

1
n2 = 0,4829 (6.2)

siendo Vn el armónico n-ésimo y V1 el armónico fundamental.
La versión trifásica de este inversor utiliza tres ramas de inversión controladas por patrones de con-

mutación con onda cuadrada desfasados 120°. En este caso, los valores de THD de las tensiones de
línea16 se calculan con la ecuación 6.3:

12En España la conexión en monofásica sólo está permitida para potencias que no superen este valor.
13MOSFET son las siglas de Metal Oxide Semiconductor Field Effect Transistor, es decir, transistor de efecto de campo con estruc-

tura Metal-Oxido-Semiconductor.
14IGBT son las siglas de Insulated Gate Bipolar Transistor, es decir, transistor bipolar con puerta aislada.
15La distorsión armónica total es una medida de la similitud entre la forma de onda y su componente fundamental a través del

ratio entre la potencia de las componentes de frecuencia diferente a la fundamental (armónicos) y la potencia de la componente
fundamental (en sistemas eléctricos habitualmente con frecuencia de 50 Hz). Valores altos de la THD implican un alto contenido
en armónicos, y por tanto una onda con diferencias apreciables respecto a la componente fundamental.

16En este caso, puede demostrarse que los armónicos múltiplos de 3 de los voltajes línea a línea son nulos.
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THDv =
1

cos π
6

√√√√ ∞

∑
n=3,5,...

cos2 n π
6

n2 = 0,3103 (6.3)

obteniendo unos valores inferiores a los de un inversor monofásico de puente completo.
A pesar de su sencillez de implementación y el bajo nivel de pérdidas por conmutación, este patrón

de conmutación mediante onda cuadrada tiene serios inconvenientes. Son relevantes el alto valor de
distorsión de onda, la existencia de armónicos cercanos al fundamental y la imposibilidad de regular el
valor de la tensión de salida.

Frente a esta técnica, se plantean otros patrones de conmutación dando diferentes soluciones a la
regulación de la tensión de salida y a la reducción de distorsión. Destacaremos únicamente el basado
en modulación del ancho de pulso (PWM, Pulse Width Modulation). Este método consiste en generar un
patrón de conmutación a partir de la comparación entre una onda de referencia con una onda trian-
gular. El caso más común elige una sinusoide como señal de referencia, adquiriendo la denominación
SPWM (modulación del ancho de pulso con señal sinusoidal): siguiendo la figura 6.4, este método ge-
nera un pulso de polaridad positiva cuando la señal sinusoidal supera a la onda triangular y un pulso
de polaridad negativa en caso contrario. Recorriendo la secuencia de pulsos que se obtiene es fácil com-
probar que el ancho de pulsos es variable, con pulsos positivos más anchos al aproximarse al máximo
de la sinusoide, y anchura similar de pulsos positivos y negativos en los pasos por cero de esta señal de
referencia.

La frecuencia de la onda senoidal es la que se desea como armónico fundamental de la onda de sali-
da. La frecuencia de la onda triangular, y por tanto la frecuencia de conmutación, está relacionada con
la de la onda senoidal mediante el denominado índice de modulación de frecuencia. Una ventaja funda-
mental de este tipo de modulación reside en la reducción de la distorsión armónica que depende ahora
inversamente del índice de modulación de frecuencia. Así, por ejemplo, para un valor de frecuencia de
conmutación de 10 kHz y para una onda de salida de 50 Hz, el primer armónico estaría alrededor del or-
den 200. Este armónico está muy alejado de la componente fundamental y será más facilmente filtrable.
Sin embargo, aunque podría ser deseable utilizar una frecuencia de conmutación lo mayor posible, debe
tenerse en cuenta que las pérdidas por conmutación aumentan proporcionalmente con la frecuencia. Por
tanto, debe elegirse un compromiso que aúne valores adecuados de eficiencia y distorsión armónica.

Por otra parte, la amplitud de la onda senoidal y la de la onda triangular están relacionadas mediante
el índice de modulación de amplitud. De esta forma, la amplitud de la onda de salida es modificable por
el sistema de control.

Finalmente, el control SPWM aplicado a un inversor trifásico puede calcularse a partir de cada una
de las funciones de conmutación aplicadas a cada una de las tres ramas. Estas funciones de conmu-
tación surgen de la comparación entre una onda triangular y tres sinusoides desfasadas 120° entre sí,
obteniendo valores de distorsión inferiores a los de un inversor monofásico.

FIGURA 6.4: Onda SPWM monofásica bipolar.
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Hasta aquí se ha supuesto que el inversor está diseñado con topología de fuente de tensión17 (VSI,
voltaje source inverter) (figura 6.2). Este tipo de inversores consideran que la tensión en su entrada
no depende de los cambios que se produzcan en su salida. Sin embargo, la tensión de un generador
FV depende de las condiciones meteorológicas y del punto de trabajo18. Parece así que la suposición
necesaria para la topología VSI no es aplicable en sistemas fotovoltaicos. Sin embargo, deben hacerse
dos consideraciones:

En sistemas de conexión a red, los inversores incorporan un algoritmo de búsqueda del punto de
máxima potencia. Es común que este algoritmo esté incorporado en un sistema de control que
actúa sobre la tensión de entrada de un convertidor DC/DC sitúado a la entrada del inversor. De
esta manera, el sistema de control del inversor impone al generador FV un valor de tensión de
trabajo.

Por otra parte, el proceso de conmutación del convertidor elevador y el puente inversor produce en
la entrada un rizado que debe ser filtrado. Para reducir este rizado, los inversores suelen incorporar
en su entrada un filtro compuesto por condensadores. El comportamiento de un condensador
reduce las variaciones de la tensión en la entrada del inversor.

Estos dos factores de diseño permiten asumir que la entrada del puente de conmutación se comporta
como una fuente de tensión.

Por otra parte, los inversores de conexión a red vierten su energía en la red eléctrica, cuyo compor-
tamiento es asimilable a una fuente de tensión con una impedancia en serie. Esto quiere decir que la
tensión a la salida del inversor vendrá fijada por la red eléctrica. Para conseguir que el inversor funcione
correctamente se utiliza una combinación de control de corriente y elementos inductivos en la salida19

de forma que el inversor se comporte como una fuente de corriente en su salida. El control obligará
a que esta fuente de corriente guarde una cierta fase con la tensión de red20 y a que su amplitud esté
en consonancia con la corriente de entrada al inversor (determinada por el algoritmo de búsqueda del
MPP).

6.2.5. Búsqueda del punto MPP

Una de las funciones que incorpora el sistema de control de un inversor de conexión a red es la lo-
calización y seguimiento del MPP del generador. Dado que este punto no es conocido a priori, debe ser
localizado mediante un algoritmo de búsqueda. No debe olvidarse que el MPP depende de las condi-
ciones de radiación y temperatura, y por tanto, su posición será cambiante con el tiempo. En general, el
sistema de control recabará información sobre el funcionamiento del sistema (por ejemplo, tensión y co-
rriente a la salida del convertidor DC/DC) y, en base al algoritmo empleado, dictará ordenes que alteren
el punto de trabajo (por ejemplo, modificando la tensión de entrada del convertido DC/DC mediante
cambios en el patrón de conmutación del transistor SB de la figura 6.2).

Existen diversos algoritmos de búsqueda y seguimiento del MPP sin que hasta ahora exista consenso
sobre el mejor de ellos [50]. Aquí describiremos dos de ellos: el denominado “alterar y observar” (P&O,
perturb and observe) y el de “conductancia incremental”.

El algoritmo P&O es el más utilizado por su facilidad de implementación. El modo de funciona-
miento de este algoritmo se basa en la ecuación 6.4. Cuando el generador está funcionando en un punto,
el algoritmo introduce una modificación en el punto de trabajo (perturb) y mide la potencia resultante
en el nuevo punto de trabajo (observe). Teniendo en cuenta la potencia y tensión del punto anterior a
la modificación, este algoritmo puede decidir el lugar de la curva en el que se encuentra el punto de
trabajo.

Curva Potencia-Tensión :


dP
dV > 0 0 < V < Vmpp
dP
dV = 0 V = Vmpp
dP
dV < 0 Vmpp < V < Voc

(6.4)

17En teoría de circuitos, una fuente de tensión ideal es un elemento del circuito cuya tensión es independiente de la corriente
que lo atraviesa. De forma análoga, una fuente de corriente ideal es un elemento que entrega una corriente cuyo valor es indepen-
diente de la tensión en sus extremos.

18Es posible simplificar el comportamiento de un generador como una fuente de corriente cuando la tensión está comprendida
entre el cortocircuito y el MPP, y como una fuente de tensión cuando está entre el MPP y la tensión de circuito abierto.

19De forma análoga a un condensador, una inductancia reduce las variaciones de corriente.
20Generalmente, los inversores de conexión a red proporcionan un factor de potencia unidad (no producen potencia reactiva),

pero mediante el control sobre la corriente de salida es posible realizar compensación del factor de potencia de las instalaciones
cercanas.
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Teniendo en cuenta que la potencia del generador es el producto de tensión y corriente Pdc = I · V,
es posible simplificar la ecuación 6.4 para obtener la ecuación 6.5:

Curva Corriente-Tensión :


dI
dV > − I

V 0 < V < Vmpp
dI
dV = − I

V V = Vmpp
dI
dV < − I

V Vmpp < V < Voc

(6.5)

Dado que el ratio I
V es la conductancia de un elemento, el método basado en la ecuación 6.5 se

denomina de “conductancia incremental”. Con este método, no es necesario realizar ningún cambio
hasta que no se detecta un cambio en la corriente. Además, la ecuación 6.5 permite decidir la dirección
en la que debe producirse el movimiento para volver a localizar el MPP tras un cambio de radiación.
Esta posibilidad evita oscilaciones y movimientos innecesarios.

6.2.6. Transformador de salida

Como último componente los inversores suelen incorporar un transformador. La utilización que
cada fabricante le otorga a este elemento es variada. Destacan las siguientes aplicaciones:

El transformador permite adecuar el nivel de tensión de salida del puente de conmutación a la
tensión de red.

La componente inductiva del transformador es parte del filtro de salida y sirve como acoplamiento
entre la red eléctrica (fuente de tensión) y la salida del inversor (con topología VSI).

Establece el aislamiento galvánico entre la entrada del inversor (DC) y la salida (AC). De esta forma
se impide el paso de corriente continúa desde el inversor hacia la red (por ejemplo para garantizar
que los defectos a tierra que se produzcan en la zona del generador FV no sean transmitidos a la
red eléctrica a través del inversor).

Existen tres opciones en el mercado de inversores de conexión a red: inversores con transformador de
salida en baja frecuencia, inversores sin transformador e inversores con transformador de alta frecuen-
cia.

Las dos primeras opciones se corresponden con lo descrito hasta ahora. En el primer caso, la salida
del inversor se conecta a la red a través de un transformador. En el segundo caso, este transformador no
existe y la conexión se realiza directamente con la red.

La tercera opción realiza tres pasos de conversión: un primer inversor prepara la señal para su pa-
so por un transformador de alta frecuencia; éste, a su vez entrega la señal a un rectificador; esta señal
rectificada requiere una nueva inversión (esta vez sólo cada medio ciclo) para convertirse en sinusoide.
La principal ventaja de este diseño radica en la disminución de tamaño que se logra con un transfor-
mador de alta frecuencia. Sin embargo, la composición del equipo y el control son más complejos, y las
conversiones adicionales que introduce pueden influir negativamente en el rendimiento. Debe tenerse
en cuenta que a la salida del rectificador existe componente de continúa que no es bloqueada por el
transformador y, en caso de fallo del correspondiente control del inversor, puede ser inyectada indebi-
damente en la red.

La normativa vigente en España obliga al uso de un transformador de aislamiento (o elemento equi-
valente) y por tanto descarta la utilización de la opción 2. Este requerimiento puede interpretarse cómo
una obligación de utilizar un transformador situado en la salida del inversor (transformador de baja
frecuencia) y así garantizar la ausencia de componente de continua en la red.

6.2.7. Funcionamiento en isla

Dentro de las protecciones que debe incorporar un inversor de conexión a red, se encuentra la pro-
tección frente a modo isla. Un sistema fotovoltaico conectado a red como el que se muestra en la figura
6.5 puede quedar desconectado de parte de la red mediante algún interruptor de la compañía eléctri-
ca, quedando de esta manera aislado del resto junto con entradas de consumo. Todos los interruptores
de consumo y de instalaciones fotovoltaicas permanecen conectados cuando se produce la apertura del
interruptor de compañía. Según las normas aplicables en la mayoría de los países, en esta situación el
inversor debe desconectarse de su punto de conexión. En caso contrario, el inversor seguiría inyectando
energía que alimentaría la demanda del consumo produciéndose una isla.

La situación previa a la desconexión del interruptor puede representarse con las potencias activas
y reactivas suministradas por el inversor fotovoltaico (PPV), las consumidas por la carga (Pcarga) y las
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FIGURA 6.5: Sistemas fotovoltaicos conectados a barra de distribucion.

suministradas por la red (∆P). Teniendo en cuenta que la mayor parte de los inversores de conexión a
red consiguen un factor de potencia cercano a 1 con un amplio rango de potencia de entrada, puede
asumirse que la potencia reactiva fotovoltaica es nula. Así, antes de la desconexión:

∆P− = Pcarga − PPV (6.6)

∆Q− = Qcarga −QPV ' Qcarga (6.7)

Modelando la carga como un circuito paralelo RLC, se puede escribir:

Pcarga =
V2

Rcarga
(6.8)

Qcarga =
V2

ωL
−V2ωC (6.9)

A partir de la situación previa, pueden distinguirse cuatro casos en los que el inversor detectaría la
isla:

1. ∆P− > 0 → Pcarga > PPV . Al producirse la desconexión, dado que PPV no cambia, disminuye la
potencia entregada a la carga, y por tanto baja la tensión.

2. ∆P− < 0→ Pcarga < PPV . Al producirse la desconexión, aumenta la potencia entregada a la carga,
y por tanto sube la tensión.

3. ∆Q− > 0→ Qcarga > 0. La carga es predominantemente inductiva. Al producirse la desconexión,
dado que el generador FV no entrega reactiva, la reactiva debe tender a 0, y por tanto aumenta la
frecuencia.

4. ∆Q− < 0→ Qcarga < 0. La carga es predominantemente capacitiva. Al producirse la desconexión,
la reactiva debe tender a cero, y por tanto disminuye la frecuencia.

Cualquiera de las cuatro situaciones puede detectarse utilizando rangos de tensión y frecuencia acepta-
bles. Al producirse el corte de interruptor, la tensión o la frecuencia (o ambas) saldrán de esos rangos
y se dará orden de desconexión al inversor. Sin embargo, puede ocurrir que ∆P− ' 0 y ∆Q− ' 0,
ecuaciones que indican que la carga y generación eran casi coincidentes antes de la desconexión del in-
terruptor. Esta situación implicaría una zona de no-detección (NDZ, nondetection zone) como la mostrada
en la figura 6.6.

A partir de estas consideraciones teoricas, se han desarrollado múltiples métodos pasivos y activos
con el objetivo de reducir en la medida de lo posible esta zona. Sin embargo, el análisis de este fenó-
meno debe contextualizarse atendiendo a la probabilidad de que ocurra esa situación de isla. En este
sentido, un estudio experimental de la Agencia Internacional de la Energía [36, 98] llega a las siguientes
conclusiones:

La probabilidad de que se de una situación de balance entre consumo y generación en una red de
Baja Tensión está entre 1× 10−5 y 1× 10−6. Para que se de una situación de isla, este balance debe
coincidir con una desconexión de la red: la probabilidad de ocurrencia simultánea de estos dos
sucesos era virtualmente nula.
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FIGURA 6.6: Zona de no detección en modo isla. Cualquier combinación de potencia activa y reactiva de red
antes de la desconexión que se encuentre dentro de esa región implica que el inversor continuaría
funcionando en modo isla durante un tiempo.

Más aún, el riesgo eléctrico existente en cualquier red eléctrica (independientemente de los siste-
mas fotovoltaicos) es del orden de 1× 10−6. Este estudio mostró que el riesgo de accidente eléctrico
asociado a un sistema fotovoltaico funcionando en isla bajo los escenarios de mayor penetración
fotovoltaica era inferior a 1× 10−9. Este resultado indica que el riesgo asociado al accidente eléc-
trico por “isla FV” no incrementa el riesgo que ya existe en las instalaciones eléctricas.

Cerramos esta sección destacando la reciente exigencia recogida en el RD 1565/2010 [4], según la
cual los sistemas fotovoltaicos quedan obligados al cumplimiento del procedimiento de operación PO
12.3 sobre requisitos de respuesta ante huecos de tensión. Esta exigencia puede entrar en contradicción
con la vigilancia anti-isla, y aún debe ser regulada con mayor precisión.

6.3. Configuración de un SFCR

6.3.1. Orientación e inclinación del generador

Como es habitual en los sistemas fotovoltaicos, la orientación del generador debe ser hacia el ho-
rizonte Sur en el hemisferio Norte (y hacia el horizonte Norte en el hemisferio Sur). La inclinación del
generador debe ser tal que maximice la producción anual, de forma que estará comprendida entre la que
prima la producción en los meses invernales y la que favorece la generación en verano. Una recomen-
dación sencilla consiste en inclinar el generador 10° menos que la latitud del lugar. Es posible obtener
valores más precisos con la ecuación 6.10, en la que los ángulos de inclinación y latitud están en grados
[59]. En cualquier caso, es necesario que la inclinación no se encuentre por debajo de 15° para permitir
que la suciedad acumulada pueda ser retirada por la lluvia.

βopt = 3,7 + 0,69 · |φ| (6.10)

No obstante, y particularmente en sistemas ubicados en la edificación, no siempre es posible optar
por la orientación e inclinación óptimas. Debe tenerse en cuenta que los módulos planos tienen un
gran ángulo de visión, lo que quiere decir que las pérdidas por reflexión sólo son importantes a partir
de un ángulo en torno a 70°. Dicho de otra forma, la sensibilidad al desapuntamiento de un módulo
fotovoltaico plano es muy baja y también las pérdidas energéticas asociadas. De aquí se aprende que
es posible emplear ángulos diferentes al valor óptimo sin consecuencias apreciables en la generación.
Por tanto, es preferible adaptarse a las condiciones del edificio que buscar a toda costa la orientación
Sur, y también es aconsejable emplear estructuras estandarizadas con valores prefijados de inclinación
que construir unas a medida para obtener la inclinación exacta determinada por la ecuación 6.10. Como
ilustración de lo dicho es útil la figura 6.7, que muestra la energía producida por un SFCR instalado en
Madrid con una orientación e inclinación cualesquiera respecto a la producción del mismo SFCR con
orientación e inclinación óptimas.
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FIGURA 6.7: Energía producida por un SFCR con una orientación e inclinación determinada respecto a la energía
producida por el mismo SFCR con la orientación e inclinación óptimas.

El documento HE5 del Código Técnico de la Edificación considera tres casos en lo que a disposición
de módulos se refiere: general, superposición de módulos e integración arquitectónica. Considera que
existe integración arquitectónica cuando los módulos cumplen una doble función energética y arqui-
tectónica y además sustituyen elementos constructivos convencionales o son elementos constituyentes
de la composición arquitectónica. Se supone que existe superposición arquitectónica cuando la coloca-
ción de los módulos se realiza paralela a la envolvente del edificio, no aceptándose en este concepto la
disposición horizontal con en fin de favorecer la autolimpieza de los módulos.

En todos los casos se han de cumplir las tres condiciones: pérdidas por orientación e inclinación,
pérdidas por sombreado y pérdidas totales inferiores a los límites recogidos en la tabla 6.1 respecto a
los valores obtenidos con orientación e inclinación óptimos y sin sombra alguna. Se considerará como
la orientación óptima el sur y la inclinación óptima la latitud del lugar menos 10°.

Para calcular las pérdidas propone la ecuación (6.11):

Perdidas =

{
100 · [1, 2 · 10−4 · (β−φ + 10)2 + 3, 5·10−5 · α2] 15° < β < 90°
100 · [1, 2 · 10−4 · (β−φ + 10)2] β < 15°

(6.11)

TABLA 6.1: Pérdidas límite (en tanto por cien) por orientación e inclinación, y sombras recogidas en el documento
HE5 del Código Técnico de la Edificación.

Caso Orientación e inclinación Sombras Total

General 10 10 15

Superposición 20 15 30

Integración arquitectónica 40 20 50
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siendo β, α y φ la inclinación, orientación del generador y latitud del lugar, respectivamente, todos en
grados sexagesimales.

6.3.2. Configuración eléctrica del generador

El acoplamiento entre un generador fotovoltaico y un inversor implica elegir el número de módulos
que componen cada rama y el número de ramas que compone el generador. El número de módulos en
cada rama determinará el rango de tensiones que entregará el generador, mientras que el número de
ramas impondrá el valor máximo de corriente que el generador es capaz de proporcionar.

Número de módulos en serie

Ya hemos relatado que el inversor está diseñado para soportar una tensión máxima en la entrada.
Superarla puede conllevar la avería del equipo. Con la ecuación 6.12 determinamos el máximo número
de módulos en serie (NsMAX):

VocG(G = 200 W/m2, Ta = −10 °C) < Vmax,inv (6.12)

Recordemos que la tensión de circuito abierto del generador se calcula a partir de la del módulo con
VocG = Ns ·VocM. Por tanto, el número máximo de módulos que se pueden conectar en serie es:

NsMAX =
Vmax,inv

VocM(G = 200 W/m2, Ta = −10 °C)
(6.13)

En las ecuaciones 6.12 y 6.13 se proponen valores de radiación y temperatura ambiente para corregir
la tensión del generador y módulo, respectivamente. Estos valores pueden ser modificados teniendo en
cuenta los valores históricos de la localidad si estuviesen disponibles. En todo caso, la sensibilidad de
la tensión a la temperatura de célula es baja21, por lo que no es necesario dedicar mucha precisión a la
elección de estos valores.

Por otra parte, el algoritmo de búsqueda del MPP se realiza en un rango de tensiones limitado. Para
evitar pérdidas por trabajar en un punto alejado del MPP, la tensión del generador debe estar dentro de
este rango. Para elegir el número de módulos en serie (NsMPP) adecuado para este rango de tensiones
es necesario calcular la tensión del generador en condiciones de funcionamiento, y cumplir la condición
expresada en la ecuación 6.14 :

VmppG(Gstc, Ta = 25 °C) ∈
[
VmppMIN , VmppMAX

]
INV (6.14)

Recordando que la tensión MPP del generador VmppG se calcula a partir de la del módulo (supo-
niendo que todos los módulos son exactamente iguales) con VmppG = Ns ·VmppM. Por tanto, el número
mínimo de módulos en serie adecuado a la ventana MPP del inversor, Nmin

sMPP es:

Nmin
sMPP =

VmppMIN

VmppM(Gstc, Ta = 25 °C)
(6.15)

mientras que el número máximo adecuado a la ventana MPP del inversor, Nmax
sMPP es:

Nmax
sMPP =

VmppMAX

VmppM(Gstc, Ta = 25 °C)
(6.16)

Como método aproximado para obtener el valor de VmppM corregido con la temperatura, puede
tenerse en cuenta que un módulo de 36 células de silicio cristalino conectadas en serie entrega una
tensión VmppM ' 15 V cuando la temperatura ambiente es Ta = 25 °C). A partir de este valor se establece
una regla de tres una vez conocido el número de células en serie del módulo en estudio.

En general, el resultado de la ecuación (6.13) es menor que el obtenido con la ecuación (6.16). De ahí
que el rango de elecciones para el número de módulos en serie estará comprendido en el conjunto de
valores enteros comprendidos entre Nmin

sMPP y NsMAX .

21Habitualmente, para módulos de silicio cristalino, dVocG/dTc = −2,3 · 10−3 · Ncs · Ns. Por ejemplo, para un generador que
emplea módulos de 72 células en serie conectando 15 de estos módulos en serie, la tensión de circuito abierto varía alrededor de
2.5 voltios por cada grado de temperatura de célula. Dicho de otra forma, una variación de 10 °C conduce a una variación del 3.5 %
en la tensión de circuito abierto.
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Es recomendable elegir series compuestas por un número de módulos que puedan ser ubicados en
una única hilera de la estructura. De esta forma se facilita el trazado del cableado, la propia estructura
puede servir como fijación auxiliar y se evitan cruzamientos indeseados. Además, se minimiza la in-
fluencia de las sombras, dado que es muy frecuente la aparición de sombras entre partes del generador
o entre seguidores, sombras de forma rectangular y que comienzan afectando a las partes bajas de la
estructura. Al cablear por hileras, las sombras de las filas bajas no afectan a las hileras inmediatamente
superiores.

Número de ramas en paralelo

El fabricante del inversor elige los componentes para soportar una corriente máxima admisible. En
general, el inversor es capaz de autoprotegerse ante valores superiores a este umbral desplazando el
punto de funcionamiento del generador fuera del MPP. No obstante, el diseñador del sistema debe
elegir el número de ramas en paralelo de forma que no se supere este umbral.

I∗scG < Imax,INV (6.17)

Dado que IscG = Np · IscM, el número máximo de ramas en paralelo es:

NpMAX =
Imax,INV

I∗scM
(6.18)

Elección de la configuración eléctrica

De los cálculos anteriores se obtiene una conjunto de configuraciones eléctricas del generador que
garantizan un buen acoplamiento entre inversor y generador. Para elegir una configuración concreta
deben tenerse diversos factores que obligarán un compromiso: sinergia entre la configuración eléctrica y
ubicación física de los módulos en la estructura, inversión y rendimiento económicos deseados, espacio
disponible, adecuada relación de potencias de generador e inversor.

La potencia del generador fotovoltaico está relacionada directamente con la inversión económica a
realizar. Por otra parte, la relación entre energía generada y potencia nominal es aproximadamente li-
neal en base anual, y por tanto, los ingresos económicos dependen casi linealmente de la potencia del
generador. Por tanto, para decidir la potencia del generador (P∗g = Ns · Np · P∗m) debe tenerse en cuenta
el capital o financiación disponible, y el rendimiento económico deseado. Más aún, la potencia del gene-
rador es proporcional al área del generador y de ahí al terreno ocupado (que también influye, aunque en
menor grado, en el cálculo económico). Por tanto, debe tenerse en cuenta el espacio disponible (o el coste
que se pretende asumir por el uso de terreno). Es así que según el tipo de SFCR (estático, seguimiento)
se debe elegir una relación de potencias entre generador e inversor.

6.3.3. Elección del inversor

Para calcular la potencia entregada por el inversor, Pac, a partir de la potencia suministrada por el
generador fotovoltaico, Pdc, se empleará la curva de eficiencia del inversor, ηinv (figura 6.8). Esta relación
puede modelarse con una función basada en tres coeficientes y la normalización de la potencia de salida
[54]:

ηinv =
po

po + ko
0 + ko

1 po + ko
2 p2

o
(6.19)

donde po = Pac/Pinv, y ko
0, ko

1 y ko
2 son parámetros adimensionales que definen el comportamiento eléc-

trico del inversor. Para obtener la curva o los coeficientes debe recurrirse a la información suministrada
por el fabricante o bien a una campaña de medidas, ya sea en laboratorio o en campo. En todo caso, debe
tenerse en cuenta que la eficiencia del inversor depende de la tensión de entrada [19](algunos equipos
funcionan más eficientemente en la zona alta de la ventana de tensión MPP, otros fabricantes prefieren
la zona baja e incluso algunos eligen la zona intermedia). Este hecho debe tenerse en cuenta a la hora de
elegir el número de módulos en serie del generador.

Como se planteaba en el punto anterior, a la hora de diseñar un SFCR, una de las preguntas a res-
ponder es qué relación debe existir entre la potencia del generador FV y del inversor, P∗g /Pinv. Dado que
la potencia entregada por el generador varía con las condiciones meteorológicas, el inversor trabajará
en diferentes zonas de su curva de eficiencia. Si la relación de potencias es alta, el inversor trabajará
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FIGURA 6.8: Curva de eficiencia de un inversor calculada con tres coeficientes genéricos (ko
0 = 0,01, ko

1 = 0,025,
ko

2 = 0,05 ).

con frecuencia en la región de alta eficiencia, pero a cambio es posible que deba limitar la potencia del
generador para evitar superar su umbral de corriente admisible. La probabilidad de valores de potencia
elevados, y por tanto, el tiempo en el que el inversor trabajará en la zona de alta eficiencia, depende tanto
de la radiación local como del comportamiento del generador FV. En sistemas de integración arquitec-
tónica, donde la orientación e inclinación raramente son óptimas, esta probabilidad puede ser baja. Así,
puede considerarse necesario sobredimensionar el generador FV respecto al inversor con una relación
P∗g /Pinv comprendida entre 1 y 1,422. En sistemas de seguimiento la probabilidad aumenta y no es nece-
sario sobredimensionar el generador, siendo recomendable una relación de P∗g /Pinv de 1, y en todo caso
no superar un sobredimensionamiento del 20 %.

En todo caso, es posible demostrar [58] que la elección de esta relación no es tan importante como
elegir un inversor con buena curva de eficiencia.

6.4. Sombras en generadores

El efecto más evidente que el sombreado parcial produce sobre un generador fotovoltaico es la re-
ducción más o menos importante en la producción: según el área sombreada, la época del año en la que
se produce el sombreado, la configuración eléctrica de los módulos y el generador fotovoltaico, y de la
amplitud del rango de búsqueda de MPP del inversor, por citar algunos condicionantes. Por ejemplo,
investigadores que han analizado el funcionamiento de un gran número de sistemas en Alemania cal-
culan cifras que oscilan entre el 4 % y hasta el 30 % [38, 53]. No deben olvidarse las averías por punto
caliente en módulos sin diodo de by-pass, o con configuración inadecuada, efecto tanto más patente
cuanto más recurrentemente aparecen sombras en la zona no protegida.

Una de las tareas que debe afrontar el diseñador es decidir la ubicación de las diferentes partes que
componen el generador resolviendo un compromiso entre la adecuada ocupación del terreno disponible
y la minimización del impacto de sombras arrojadas sobre los módulos23. Son variados los objetos que
pueden producir sombras sobre un generador, tales como elementos de la edificación, arbolado, equipa-
miento industrial, e incluso partes del propio generador, en cuyo caso hablaremos de sombreado mutuo
(particularmente importante en plantas de seguimiento).

22Para sistemas a instalar en España, debe tenerse en cuenta que el Código Técnico de la Edificación, en su artículo HE5-3.2.3.2
indica que “la potencia del inversor será como mínimo el 80 % de la potencia pico real del generador fotovoltaico”

23Debe evitarse reducir este factor más allá de lo razonable, recordando que la posición solar en el inicio y final del día convierte
en imposible la tarea de eliminar el sombreado.
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A continuación mostramos los procedimientos de cálculo empleados para la estimación de sombras
producidas por objetos externos (sombras lejanas) y sombras mutuas. Cuantificaremos las pérdidas con
el factor de sombras, FS, definido como la relación entre el área del generador afectada por sombras y
el área total (por tanto, un factor de sombras nulo implica la ausencia de sombras y un factor de sombra
unidad indica el sombreado total del generador).

6.4.1. Sombras lejanas

El tratamiento de las sombras producidas por objetos lejanos puede abordarse mediante la descrip-
ción de los objetos a partir de sus dimensiones y posición en el espacio. De esta forma se puede conocer
en todo momento la sombra arrojada en el sistema. Sin embargo, es difícil poder caracterizar con exacti-
tud los objetos en cuestión, e incluso teniendo la información necesaria son necesarios elevados tiempos
de cálculo. Otro enfoque consiste en describirlos por su situación en un mapa de coordenadas cilíndricas
(azimut y altura). La ventaja de este método es que la caracterización de los objetos puede conseguirse
con procedimientos sencillos [23, 86]. Este método sirve para describir la reducción en la radiación vista
por un observador situado en un punto concreto del generador. Por tanto, puede no ser adecuado pa-
ra estudios precisos de funcionamiento del generador en unas condiciones concretas, y su aplicación a
generadores de gran tamaño debe realizarse con precaución.

Este tratamiento es el adoptado en el Código Técnico de la Edificación [10]. El procedimiento consiste
en la comparación del perfil de obstáculos que afecta a la superficie de estudio con el diagrama de
trayectorias del sol. Los pasos a seguir son los siguientes:

1. Localización de los principales obstáculos que afectan a la superficie, en términos de sus posiciones
acimutales y de elevación. Para ello puede utilizarse un teodolito.

2. Representación del perfil de obstáculos en el diagrama de la figura 6.9, en el que se muestra la
banda de trayectorias del sol a lo largo de todo el año, válido para localidades de la Península
Ibérica y Baleares (para las Islas Canarias el diagrama debe desplazarse 12° en sentido vertical
ascendente). Dicha banda se encuentra dividida en porciones, delimitadas por las horas solares
(negativas antes del mediodía solar y positivas después de éste) e identificadas por una letra y un
número (A1, A2, ..., D14).

3. Cada una de las porciones de la figura 6.9 representa el recorrido del sol en un cierto periodo
de tiempo (una hora a lo largo de varios días) y tiene, por tanto, una determinada contribución
a la irradiación solar global anual que incide sobre la superficie de estudio. Así, el hecho de que
un obstáculo cubra una de las porciones supone una cierta pérdida de irradiación, en particular
aquélla que resulte interceptada por el obstáculo. Debe escogerse como referencia para el cálculo
la tabla más adecuada de entre las que se incluyen en el apéndice B de tablas de referencia del
apartado HE5 del Código Técnico de la Edificación.

4. Las tablas incluidas en este apéndice se refieren a distintas superficies caracterizadas por sus án-
gulos de inclinación y orientación. Debe escogerse aquélla que resulte más parecida a la superficie
en estudio. Los números que figuran en cada casilla se corresponden con el porcentaje de irradia-
ción solar global anual que se perdería si la porción correspondiente resultase interceptada por un
obstáculo.

5. La comparación del perfil de obstáculos con el diagrama de trayectorias del sol permite calcular
las pérdidas por sombreado de la irradiación solar que incide sobre la superficie, a lo largo de
todo el año. Para ello se han de sumar las contribuciones de aquellas porciones que resulten total
o parcialmente ocultas por el perfil de obstáculos representado. En el caso de ocultación parcial se
utilizará un valor fraccional equivalente.

Suponiendo que el diagrama de la figura 6.9 corresponde a un generador ubicado en Madrid, inclinada
30° y orientado 10° al sudeste, será necesario emplear la tabla correspondiente a β = 35° y α = 0° del
apéndice B del apartado HE5 del Código Técnico de la Edificación. Por ejemplo, esta tabla indica que a
la celda A5 le corresponde el valor 1,84. Esta celda está cubierta en un 60 % de su superficie. Por tanto,
la contribución al factor de sombra (en tanto por cien) de esta celda es 1,84 · 0,6 = 1,104. Siguiendo este
mismo procedimiento para el resto de celdas sombreadas escribimos:

FS = 0,2 · B4 + 0,6 ·A5 + 0,8 ·A6 + B6 + 0,3 ·C6 + A8 + 0,4 · B8 + 0,2 ·A10
= 0,2 · 1,89 + 0,6 · 1,84 + 0,8 · 1,79 + 1,51 + 0,3 · 1,65 + 0,98 + 0,4 · 0,99 + 0,2 · 0,11

FS ' 6,3 %
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FIGURA 6.9: Sombras en el horizonte.

6.4.2. Sombras mutuas

Suele considerarse aceptable un factor de sombras anual con valores comprendidos entre el 2 y el
4 %, tanto en instalaciones estáticas24 como de seguimiento. En casos específicos este factor puede ser
más alto. Este factor de sombras implica un nivel de ocupación de terreno que depende del modo de
seguimiento del generador. Suele utilizarse un parámetro denominado GCR (Ground Coverage Ratio,
ratio de cubrimiento del terreno), que es la relación entre el área del generador y el área de terreno
ocupado (por tanto, siempre será GCR < 1). El inverso de este parámetro es el Ratio de Ocupación de
Terreno (ROT, o Ground Requirement Ratio, GRR), relación entre el área de terreno necesaria para ubicar
un generador de un área determinada para obtener el factor de sombras requerido (ahora ROT > 1).
A modo de regla sencilla, y teniendo en cuenta exclusivamente el sombreado mutuo, para obtener los
valores de factor de sombras reseñados suele considerarse que un sistema estático requiere un ROT
de 2, un sistema de seguimiento de eje horizontal Norte-Sur requiere un ROT de 4, y un sistema de
seguimiento de doble eje necesita un ROT de 6.

La reducción de potencia para una fracción de sombra dada depende de la configuración eléctrica
del generador fotovoltaico. Esta reducción está comprendida entre dos extremos [46]. El límite superior
o pesimista asume que el sombreado de cualquier parte del generador supone una potencia nula a la
salida. El límite inferior u optimista asume que la reducción de potencia es proporcional a la fracción
sombreada de radiación directa. Sin embargo, no es evidente establecer relaciones de uso general que
representen la variedad de casos que aparecen entre estos límites. Gordon y Wenger [46] calculan que,
en una base anual, la aproximación optimista es el más adecuado, particularmente en el caso de gene-
radores de gran tamaño, en los que la modificación de la curva I-V en algunos módulos debido a la
sombra y al funcionamiento de los diodos bypass tiene menor impacto en el generador que en sistemas
de pequeño tamaño. De ahí que, a lo largo de este documento, asumiremos como válida la formulación
optimista25 para el tratamiento de las sombras.

Sistemas estáticos

Las filas que componen el generador arrojan sombras unas sobre otras en determinados momentos
del día y año. Como ya se ha indicado, el diseñador debe decidir la separación entre filas como compro-
miso entre la ocupación del terreno y la productividad anual del sistema. Como recomendación general,
es de uso común respetar un mínimo de 4 horas de sol en torno al mediodía del solsticio de invierno

24Como límite, debe tenerse en cuenta que el Código Técnico de la Edificación [10] obliga a que las pérdidas por sombra
sean inferiores al 10 % como caso general, al 15 % en instalaciones de superposición y al 20 % en instalaciones de integración
arquitectónica.

25Implementada en la función fSombra de solaR [78]
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libres de sombra. La longitud de la sombra de un obstáculo se mide con:

d =
h

tan γs
(6.20)

siendo h la altura de la fila adyacente, h = L · sin(β), y L la longitud del generador, según se indica en la
figura 6.10.

En el mediodía del solsticio de invierno la altura solar es γs = 90°− 23,45°− |φ| ' 67°− |φ| . Por
tanto, la distancia mínima que permite 4 horas libres de sombra alrededor del mediodía es:

dmin =
h

tan(61°− |φ|) (6.21)

A modo de ejemplo, calculemos el ROT que resulta de aplicar este criterio a un lugar con latitud
φ = 41°. El ángulo de inclinación óptimo para esta latitud es, aproximadamente, β = 30° y por tanto
h = L/2 y dmin = L

2·tan(20) ' 1,37 · L. Siguiendo la figura 6.10, ROT = AT
AG

= d+L·cos(β)
L . Por tanto, en este

caso particular, ROT = 2,23.

Sistemas de seguimiento a doble eje

Los seguidores que componen una planta bloquean parte de la radiación que incide sobre ellos según
su posición. Una de los aspectos del diseño consiste en ubicar a los seguidores para reducir las pérdidas
por sombra sin desaprovechar el terreno. Para acometer esta tarea es necesario simular el funcionamien-
to del sistema para diferentes posiciones relativas de los seguidores, y tomar la decisión en base a los
resultados de productividad y ROT de cada posibilidad26 [79].:

La geometría de un sistema de seguimiento a doble eje está determinada por los siguientes paráme-
tros (figuras 6.11 y 6.12) :

1. La inclinación del generador, β (idealmente igual al ángulo cenital solar), y la orientación del ge-
nerador fotovoltaico, α, (idealmente igual al acimut solar).

2. Factor de forma del seguidor, b, calculado como el ratio entre la longitud, L, y la anchura del
seguidor, W, del seguidor (figura 6.12).

b =
L
W

(6.22)

3. Separación entre los seguidores en las direcciones Este-Oeste, Leo, y Norte-Sur, Lns.

En este sistema, el ROT se calcula con:

ROT =
Lns · Lew

L ·W (6.23)

Al calcular las sombras mutuas entre seguidores, un sistema puede ser modelado como un grupo
de seis seguidores distribuidos en una matriz de dos filas en la dirección Norte-Sur (figura 6.13). Con
este modelo pueden representarse todas las posibles sombras que inciden en un seguidor perteneciente
a este sistema (suponiendo que no hay desnivel en el terreno y que todos los seguidores están ubicados
en la cuadrícula). En esta planta "tipo"pueden distinguirse tres situaciones de sombra: E-O o lateral, N-S
o delantera y diagonal o cruzada, en función del seguidor que produce el bloqueo de radiación. Para
caracterizar cada situación de sombra se empleará un factor FSxx calculado como la razón entre el área
del generador afectado por la sombra y el área total (así, FSxx es cero en ausencia de sombra).

L

β
h

L · cos(β)d

FIGURA 6.10: Dimensiones y distancias entre filas de un sistema estático.

26Implementado en la función optimShd de solaR [78]
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FIGURA 6.11: Sombras mutuas en un conjunto de cuatro seguidores.

b

b
b

b
β

s1 = b · cos(β)s2 =
b·sin(β)
tan(γs)

L

W

FIGURA 6.12: Dimensiones de un seguidor a doble eje y longitud de su sombra arrojada.
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FSeoFSeo
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FIGURA 6.13: Posibles sombras en un conjunto de seis seguidores.

83



6. SISTEMAS FOTOVOLTAICOS DE CONEXIÓN A RED

Mediante consideraciones puramente geométricas es posible caracterizar los tres factores de sombra
con las siguientes ecuaciones, en las que emplearemos los valores normalizados de las distancias, leo =
Leo
W y lns =

Lns
W :

|leo · cos(ψs)| < 1
|leo · sin(ψs)| < s ⇒ FSeo =

(1− |leo cos(ψs)|) · (s− |leo sin(ψs)|)
s

(6.24)

|lns · cos(ψs)| < s
|lns · sin(ψs)| < 1 ⇒ FSns =

(s− |lns cos(ψs)|) · (1− |lns sin(ψs)|)
s

(6.25)

s > |lns · cos(ψs)|+ |leo sin(ψs)|
1 > |leo · cos(ψs)| − |lns · sin(ψs)| ⇒

FSd =
[s− (|leo · sin(ψs)|+ |lns cos(ψs)|)] · [1− (|leo · cos(ψs)| − |lns sin(ψs)|)]

s
(6.26)

siendo ψs el acimut solar y γs la altura solar y donde la longitud de sombra (normalizada con la
anchura del seguidor) se calcula con:

s = s1 + s2 (6.27)
s1 = b · cos(β) (6.28)

s2 =
b · sin(β)

| tan(γs)|
(6.29)

El factor sin(γs)
sin(γs+β)

representa la proyección de sombra existente en el suelo sobre el plano del ge-
nerador, y por tanto, el porcentaje de área sombreada que debe ser eliminado de la radiación directa.
Desarrollando este factor se obtiene una formulación alternativa que puede facilitar el cálculo de los tres
factores:

FSeo =
(1− leo cos(ψs)) · (s− leo sin(ψs))

s
(6.30)

FSns =
(s− lns cos(ψs)) · (1− lns sin(ψs))

s
(6.31)

FSd =
[s− (leo · sin(ψs) + lns cos(ψs))] · [1− (leo · cos(ψs)− lns sin(ψs))]

s
(6.32)

Para un planta de seguimiento a doble eje se calcula la irradiación recibida por un seguidor promedio
como la media aritmética ponderada de la radiación recibida por los seis seguidores, según la propor-
ción de seguidores que ocupan cada posición (por ejemplo, es evidente que una planta multimegawatio
contará con una alta proporción de seguidores en la posición del nº 5) (figura 6.13), siendo esta radia-
ción promedio la base para el cálculo de la producción final de la planta. Nuevamente en la figura 6.13
comprobamos que el seguidor 1 recibe sombra E-O del 2 por la tarde, mientras que el 3 la recibe del 2
por la mañana; el 2 recibe sombra E-O del 1 por la mañana y del 3 por la tarde (en la segunda hilera, la
situación es idéntica). En lo que a sombras cruzadas se refiere, el seguidor 6 es sombreado por el 2 por
la tarde, el 5 por el 1 por la mañana y por el 3 por la tarde, y por último, el seguidor 4 recibe sombra del
2 por la mañana. Un análisis equivalente integra el factor N-S en el calculo global.

Realizando la simulación de este sistema incluyendo el cálculo de sombras, y repitiendo la simula-
ción para varias combinaciones (Lns,Leo) pueden elaborarse gráficos de nivel27como el de la figura 6.14,
donde se recoge el ratio entre la energía anual producida por un seguidor promedio incluyendo el efecto
de por sombras mutuas 28 y la energía anual producida por un seguidor sin sombreado.

Una primera observación a la figura 6.14 permite comprobar que existe un par (Lns, Leo) tal que, para
una determinada producción de energía, proporciona el mejor valor de ocupación de terreno. Dicho
de otra manera, una vez que se acepta un valor de pérdida por sombras mutuas, a partir de cierto
tamaño de cuadricula carece de sentido aumentar la distancia entre seguidores. Esta figura permite

27Implementados en la función optimShd de solaR [78]
28Recordemos que en el cálculo de la producción del seguidor afectado por sombras mutuas se considera que la reducción en

potencia está exclusivamente relacionada con el área sombreada, por tanto sin tener en consideración las conexiones eléctricas
entre módulos).
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FIGURA 6.14: Ábaco para planta de seguimiento a doble eje. Recoge el ratio entre la energía anual producida por
un seguidor afectado por sombras mutuas (EacS) y la producida por un seguidor sin sombreado
(Eac0). Las curvas de color negro representan la fracción de energía no afectada por sombras. Las
curvas de puntos representan el valor del ROT.

comprobar que valores de ROT comprendidos entre 5 y 6 son razonables en cuanto a energía producida
y a incremento de productividad por aumento en la ocupación. De la línea correspondiente a ROT = 6
(que, decíamos, era un valor característico de los sistemas a doble eje) comprobamos que produce unas
pérdidas cercanas al 2 %.

Como es de esperar, la aparición de sombras se produce al amanecer y al atardecer (figura 6.15) siem-
pre que la separación entre seguidores no baje de un cierto umbral. Así, el seguidor promedio amanece
recibiendo entre el 30 % y el 40 % de la radiación efectiva que llega a un seguidor aislado, pero en un
periodo de tiempo breve queda libre de sombras hasta el atardecer.

Sistemas de seguimiento de eje horizontal

Consideremos que los seguidores son de longitud infinita en sentido Norte-Sur (despreciamos el
efecto de bordes). Así, los parámetros que determinan el diseño de este tipo de sistema son (6.16):

1. La inclinación del generador fotovoltaico, β, (coincidente con el ángulo ψns).

2. La dimensión en sentido Este-Oeste del campo generador, L.

3. La separación entre los diferentes seguidores en la dirección Este-Oeste, Leo.

Por tanto, ROT = Leo
L .
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FIGURA 6.15: Evolución del sombreado en un seguidor promedio situado en una cuadricula. En la gráfica, el
valor 0 indica sombra total y el valor 1 ausencia de sombra.
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FIGURA 6.16: Dimensiones básicas en sistemas con seguidores de eje horizontal.
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Para caracterizar numéricamente el sombreado, se empleará el factor FSeo. Mediante consideraciones
geométricas, utilizando la distancia normalizada leo =

Leo
L , es posible escribir:

FSeo =
s− leo

s
= 1− leo · cos(β)

= 1− leo ·
sin(ω)√

sin2(ω) + (cos(ω) cos(φ) + tan(δ) sin(φ))2
(6.33)

En este caso, la configuración de la planta consiste en elegir la distancia entre ejes de seguidores
contiguos. La figura 6.17 muestra las pérdidas energéticas por sombreado mutuo para diferentes sepa-
raciones entre ejes. Dado que la distancia está normalizada, esta gráfica relaciona las pérdidas con el
ROT. Nuevamente aparece una región de valores que representan un buen compromiso entre energía
producida y ocupación de terreno (alrededor de ROT=4 con pérdidas por sombreado inferiores al 4 %).
Superar este valor de ocupación proporciona incrementos de producción muy bajos que desaconsejan
aumentar la separación. Por tanto, si para instalaciones de doble eje proponíamos el valor de ROT=6, el
valor elegido para instalaciones de eje horizontal N-S es ROT=4.

Limitación de ángulo y retroseguimiento

Como ha sido estudiado anteriormente, el sombreado en un generador puede producir problemas
por el efecto de punto caliente. En seguidores de eje horizontal se puede evitar la incidencia de sombras
en cualquier instante mediante algoritmos de backtracking o retroseguimiento [77]. Esta técnica provoca
el desvío del seguidor de su posición óptima en los instantes en los que se produce la sombra entre
seguidores, evitando el impacto de sombras pero con la consiguiente reducción en energía producida
por alejamiento del apuntamiento óptimo.

De la ecuación (6.33) se deduce que sólo existe sombreado cuadno leo · cos(β) ≤ 1. Para evitar la apa-
rición de sombras, el ángulo de inclinación de los seguidores debe ser tal que la longitud de la sombra
sea igual a la distancia entre seguidores. Denominemos con β al angulo de inclinación con retrosegui-
miento, y con β0 al ángulo de inclinación original. El triángulo definido por el rayo solar, el seguidor y
la sombra debe cumplir la siguiente condición, basada en el teorema de los senos:

leo

cos(β0 − β)
=

1
cos β0

(6.34)
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FIGURA 6.17: Separación entre seguidores de eje horizontal.
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Por tanto, el ángulo de inclinación que garantiza la ausencia de sombras a costa de apartarse de la
condición de seguimiento es:

β = β0 − arc cos(leo · cos β0) (6.35)

En la figura 6.18 se representa la evolución del ángulo de inclinación de un seguidor de eje hori-
zontal sometido a retroseguimiento y, además, con limitación de su ángulo de inclinación. Al amanecer
el seguidor está en posición horizontal. Según avanza el día el seguidor gira en sentido contrario al
movimiento solar para evitar las sombras. En un determinado momento se cruza con el sol y puede
continuar el movimiento convencional. En un instante de la tarde debe volver a cambiar el sentido hasta
la horizontal en la noche.

Por otra parte, por motivos estructurales es habitual limitar el ángulo de inclinación en seguidores
de doble eje a valores máximos alrededor de 70°, principalmente como técnica de protección frente al
viento. Esta peculiaridad de funcionamiento tiene semejanzas con la técnica de retroseguimiento por el
hecho de implicar un desvio de los seguidores de su posición óptima obteniendo sombras más cortas
que en el caso teórico. El límite de inclinación de un seguidor industrial implica una red más densa que
en el caso teórico, siendo la cruz de la moneda la reducción en la energía generada por incidencia no
perpendicular. Siguiendo este razonamiento para seguidores de doble eje, cabe la posibilidad de utilizar
retroseguimiento en el movimiento cenital, y no sólo en sentido acimutal, como es común en equipos de
control comercial.

Elección de separaciones

Con mayor separación disminuyen las pérdidas por sombreado mutuo y por tanto, aumenta la pro-
ductividad del sistema. Sin embargo, aumentan los costes relacionados con el área ocupada y los costes
relacionados con los elementos de unión entre estructuras (cableado, canalizaciones, zanjas). Por tan-
to, la separación óptima entre elementos (seguidores o estructuras estáticas) es aquella que conduce al
mínimo valor del coste de la energía producida por el sistema.

La determinación de la separación óptima es un ejercicio particular que depende no sólo de la técnica
de seguimiento elegida, sino también de las condiciones económicas de los elementos que componen el
sistema. No debe olvidarse que, la consideración de las condiciones del terreno (fronteras, irregularida-
des, vaguadas, etc.) obliga, en general, a decantarse por una separación algo difrente al resultado del
ejercicio de optimización. El lector interesado queda invitado a la lectura de la referencia [81].

6.5. Cálculo de la productividad de un SFCR

La potencia entregada a la salida de un SFCR está determinada por los siguientes factores:
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FIGURA 6.18: Retroseguimiento y limitación del ángulo de inclinación en seguidores de eje horizontal.
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6.5. Cálculo de la productividad de un SFCR

La irradiancia efectiva incidente en el plano del generador, cuyo procedimiento de cálculo es el
objeto de estudio del capítulo 3.

La temperatura ambiente a la que está sometido el generador fotovoltaico.

En ausencia de información detallada, puede asumirse un valor constante Ta = 25 °C en el caso de
simulaciones anuales [82].

Si se dispone de los valores máximos y mínimos diarios, es posible sintetizar una secuencia intra-
diaria mediante una combinación de funciones coseno [51]29.

El impacto de sombras sobre el generador, tal y como ha sido explicado en la sección 6.4.

El comportamiento eléctrico del generador fotovoltaico, según lo estudiado en los capítulos 4 y 5.

La curva de eficiencia del inversor y su ventana de búsqueda del MPP (sección 6.2).

La eficiencia del resto de componentes del sistema, principalmente cableado y transformador de
BT/MT. Es práctica común considerar constantes las pérdidas asociadas al cableado (por ejemplo,
1,5 %) y modelar el funcionamiento del transformador si se dispone de información al respecto, o
asumir un valor constante de pérdidas (por ejemplo, 2,5 %).

6.5.1. Energía Producida por un Sistema Fotovoltaico conectado a la Red

A partir de la secuencia de valores de irradiancia efectiva y temperatura ambiente, se calcula el
funcionamiento del generador (tensión y corriente MPP, y por tanto potencia), del inversor, del cableado
y del transformador (si lo hubiese). Estas secuencias intradiarias de potencia pueden ser integradas en
períodos de tiempo adecuados para obtener las correspondientes estimaciones de energía producida en
base diaria, mensual o anual.

El cálculo detallado según este procedimiento exige la ayuda de herramientas software que imple-
menten cada paso30. Sin embargo, la energía producida por un SFCR en un período anual puede ser
estimada, de forma aproximada, con la ecuación 6.36:

Eac = P∗g ·
Ge f ,a

Gstc
· PR · (1− FS) (6.36)

donde Eac es la energía producida anual (kWh), Gstc es la irradiancia en condiciones estándar de medida
(STC, Gstc = 1 kW/m2, Tc = 25 °C), P∗g es la potencia nominal del generador FV (kWp) en condiciones
estándar de medida, Ge f ,a es la irradiación efectiva anual incidente en el plano del generador (kWh/m2),
PR es el rendimiento del sistema o performance ratio y FS es el factor de sombras, siendo estos dos últimos
parámetros adimensionales.

Frecuentemente se utiliza la productividad del sistema, Yf , que es el cociente entre energía producida
y la potencia nominal del generador fotovoltaico:

Yf =
Eac

P∗g
kWh/kWp (6.37)

Es importante resaltar que el valor de la potencia nominal que se emplea en las ecuaciones anteriores,
P∗g , resulta de multiplicar la potencia nominal de un módulo, según lo recogido en su ficha técnica, por el
número de módulos que componen el generador. De esta forma, este valor de potencia nominal supone
que todos los módulos que componen el generador son idénticos y que su potencia es la que se especifica
en la ficha de técnica. Las pérdidas por dispersión de parámetros y las debidas a la tolerancia de potencia
quedan incluidos dentro del performance ratio (tabla 6.2).

6.5.2. Pérdidas en el Sistema

El performance ratio (PR) es un factor concebido para incluir todas las pérdidas de un sistema fotovol-
taico que no tienen dependencia con las condiciones meteorológicas. De esta forma, este factor puede
caracterizar el funcionamiento de un sistema durante un período independientemente de la localidad
en la que se ubica. En sentido estricto esta afirmación no se corresponde con la realidad porque algunas

29Implementado en la función fTemp de solaR [78]
30Implementado en la función prodGCPV de solaR [78]
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pérdidas incluidas en el PR tienen relación con la climatología del lugar. En particular, es destacable el
efecto de la temperatura en la potencia entregada, y de ahí que este factor de mérito varíe de un día al
siguiente o de un mes a otro.

Sin embargo, el uso del PR se realiza normalmente para caracterizar períodos anuales. En este con-
texto, y dado que la influencia de la temperatura es un factor de segundo orden comparado con la
relación entre energía e irradiación, suele aceptarse que el PR anual sirve para caracterizar la calidad de
un sistema fotovoltaico.

Las pérdidas que habitualmente incluye un PR anual son las que se recogen en la Tabla 6.2.
El análisis de funcionamiento de diversos sistemas FV europeos llevado a cabo por la Agencia Inter-

nacional de la Energía [27] ha mostrado que el rango de valores que toma el performance ratio anual es
bastante amplio, con mínimos de 0,4 y máximos de 0,85. Para sistemas instalados desde 1996, el valor
promedio de esta base de datos europea ha sido de 0,74.

6.5.3. Productividad para sistemas estáticos y de seguimiento. Elección entre tipologías

Es conocimiento común que la potencia entregada por un generador fotovoltaico es tanto mayor
cuanto mayor sea el nivel de radiación efectiva incidente en el mismo. El cálculo de la radiación efectiva
incluye las pérdidas por reflexión, efecto relacionado con el ángulo formado entre la línea que une el
generador con el sol y la perpendicular al plano del módulo. Cuanto mayor es este ángulo, mayor
es la radiación reflejada, efecto que podemos experimentar si observamos desde diferentes ángulos la
intensidad de nuestra imagen en una superficie acristalada de un edificio.

Teniendo en cuenta que la radiación directa es, en general, proporcionalmente superior a la radiación
difusa, y que las pérdidas por reflexión disminuyen si el apuntamiento al sol mejora, se diseñan los
sistemas de seguimiento solar. Su objetivo común es reducir el ángulo formado entre el vector solar y
el vector director del plano generador a lo largo del movimiento celeste del sol. Las diferentes técnicas
de seguimiento buscan concretar este objetivo general sacrificando un apuntamiento perfecto en aras de
conseguir sistemas estructurales más económicos y mejores aprovechamientos del terreno.

Así, el mejor método de seguimiento desde la perspectiva de la producción eléctrica es el denomina-
do a doble eje, que consigue apuntar al sol con precisión a lo largo de todo su recorrido. En los sistemas
de concentración es imprescindible adoptar este método, ya que los concentradores, grosso modo, son
ciegos a la radiación difusa y tan sólo son capaces de aprovechar el componente directo de la radiación.

En el siguiente puesto de los que optimizan la producción se encuentra el seguimiento acimutal,
que sacrifica un movimiento (inclinación del generador) para conseguir sistemas más económicos. El
método consiste en girar de este a oeste sobre un eje vertical. Su uso está decreciendo en comparación al
método de doble eje.

Otro planteamiento diferente es el utilizado por el seguimiento polar. El único eje sobre el que se
produce el giro está inclinado de forma paralela al eje de rotación de la Tierra, consiguiendo que el
generador aparezca al sol como perpendicular a sus rayos durante gran parte del recorrido. No obstante,
las complicaciones estructurales y de giro, y la dificultad de su implantación en grandes plantas han
provocado que su uso sea ocasional.

Por último se debe mencionar el método de seguimiento horizontal con eje Norte-Sur. Sus ventajas
son la sencillez y estabilidad estructural (el eje es horizontal y paralelo al terreno, con tantos puntos de

TABLA 6.2: Factores de pérdidas incluidos en el performance ratio anual junto con valores recomendados.

Factor de pérdidas Valor

Dispersión de parámetros entre los módulos que
componen el generador

2-4 %

Tolerancia de potencia de los módulos respecto a
sus características nominales

3 %

Temperatura de funcionamiento de los módulos 5-8 %

Conversión DC/AC realizada por el inversor 8-12 %

Efecto Joule en los cables 2-3 %

Conversión BT/MT realizada por el transformador 2-3 %

Disponibilidad del sistema 0,5-1 %
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apoyo como se consideren necesarios), la facilidad de motorización, así como el mejor aprovechamiento
del terreno en relación a un sistema de doble eje.

En las figuras 6.19 y 6.20 se observa que el seguimiento a doble eje es claramente más productivo
que las otras dos tecnologías, con incrementos que varían con la latitud y con la radiación global anual.
En relación con un SFCR estático, la mejora en productividad oscila entre el 30 % y 50 %, siendo mejor
para bajas latitudes y alta radiación. Comparado con el seguimiento horizontal, la mejora se mueve en
un margen estrecho comprendido entre el 25 % y 30 %, siendo ahora mejor para altas latitudes y baja
radiación. La comparación entre los SFCR estáticos y el seguimiento horizontal arroja incrementos de
productividad que oscilan entre el 5 % y 20 %, siendo preferible el seguimiento horizontal para bajas
latitudes y alta radiación. Estas cifras deben tomarse como indicativas, teniendo en cuenta la incerti-
dumbre de los datos (base de datos de radiación, correlaciones de radiación difusa, etc.) sobre los que se
construyen los mapas.

La elección entre una u otra técnica debe tener en cuenta, no sólo la mejor productividad, sino tam-
bién otros condicionantes como el coste del sistema, el mantenimiento asociado o las necesidades de
ocupación de espacio.

El mejor aprovechamiento de terreno depende directamente del porcentaje de radiación que quedará
sombreada por los seguidores cercanos. En general, cuanto más exacto es el método de seguimiento,
menos eficiente es su aprovechamiento de terreno: para un mismo valor de radiación sombreada, la
separación entre seguidores aumenta en sistemas que apuntan mejor. De esta forma el espacio necesario
es superior para el seguimiento a doble eje que para el seguimiento en eje horizontal Norte-Sur, y a su
vez, mayor que para un SFCR estático. De ahí que en determinados casos en los que existan limitaciones
de espacio disponible, pueda resultar interesante una técnica que ofrezca menor productividad.
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FIGURA 6.19: Productividad (kWh/kWp) de diferentes SFCR en la región comprendida entre las latitudes 30° y
50° Norte, y longitudes −10° y 10°. Los cálculos han sido realizados a partir de los valores de
radiación proporcionados por la base de datos SODA-ESRA [7].
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FIGURA 6.20: Comparativa entre la productividad de diferentes SFCR en la región comprendida entre las lati-
tudes 30° y 50° Norte, y longitudes −10° y 10°. Los cálculos han sido realizados a partir de los
valores de radiación proporcionados por la base de datos SODA-ESRA [7].
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Capítulo 7

Sistemas Fotovoltaicos Autónomos

7.1. Conceptos generales

7.1.1. Definición

Un sistema fotovoltaico autónomo (SFA) produce energía eléctrica para satisfacer el consumo de
cargas eléctricas no conectadas a la red, empleando un sistema de acumulación energético para hacer
frente a los períodos en los que la generación es inferior al consumo.

7.1.2. Aplicaciones y configuraciones típicas

En la figura 7.1 se muestran las cuatro configuraciones más comunes en los SFA. Los sistemas domés-
ticos (SHS) suelen incorporar únicamente cargas en continúa. Por esta razón, no es necesario que el SFA
incluya un inversor. Estos sistemas están compuestos por el generador, un acumulador electroquímico
y un regulador de carga y descarga. Cuando el consumo incluye cargas de alterna es necesario que el
SFA incluya un inversor. Cabe la posibilidad de que el consumo esté compuesto por cargas en continúa
y en alterna, o exclusivamente por cargas en alterna. El funcionamiento del inversor puede ocasionar
la circulación de transitorios de corriente que el regulador no es capaz de gestionar correctamente. Por
este motivo, es recomendable que el inversor esté conectado directamente a la batería, y no a la salida
del regulador. Los inversores para SFA suelen incorporar un mecanismo de regulación de descarga que
permite esta conexión. El funcionamiento de estos inversores es, en muchos aspectos, similar al de los
inversores de conexión a red pero con varias peculiaridades. La principal diferencia está en su salida:
dado que estos inversores no están conectados a una red con la que sincronizar, deben funcionar co-
mo fuentes de tensión (y no como fuentes de corriente, caso habitual en los SFCR). Por lo general no
incluyen un buscador del punto de máxima potencia.

Como caso especial destacan los sistemas híbridos. Como se entenderá en la descripción de los mé-
todos de dimensionado de los SFA, existe una probabilidad no nula de fallo de suministro. Así, durante
un año típico, es previsible que un porcentaje de la energía demandada por la red de consumo no pueda
ser correspondida por el SFA. El dimensionado de un SFA consiste, por tanto, en elegir los tamaños de
generador y acumulador como una solución de compromiso entre mínima probabilidad de fallo y míni-
mo coste. Sin embargo, existen ciertas aplicaciones que no pueden estar sometidas a cortes de suministro
(principalmente las aplicaciones profesionales) o redes de consumo de un tamaño tal que exigen un ge-
nerador y acumulador excesivamente grandes. En estos casos el SFA incluye un grupo electrógeno que
suministra la energía deficitaria y permite reducir el tamaño del SFA. Un SFA puro implica una inversión
elevada pero supone unos costes de mantenimiento muy bajos. Por el contrario, un grupo electrógeno
es una adquisición poco costosa pero está asociado a costes de mantenimiento no despreciables, prin-
cipalmente en zonas remotas. La combinación de ambos permite reducir el tamaño del generador FV
y el acumulador con la aportación energética del grupo, mientras que el generador fotovoltaico permi-
te reducir las horas de funcionamiento del grupo, y por tanto el gasto en combustible y consiguiente
mantenimiento. De aquí se sigue que el dimensionado de estos sistemas es, nuevamente, un ejercicio de
optimización. El control de arranques y paradas del grupo vendrá definido por el funcionamiento de
los equipos de consumo. Para aquellas cargas que no puedan asumir un corte de suministro el grupo
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funcionará como equipo de emergencia, activándose para alimentar estas cargas a partir de un nivel de
alerta. En otros casos, bastará con que el grupo mantenga el nivel de flotación de la batería. En general,
el inversor y el grupo electrógeno no funcionarán simultáneamente y no existirán problemas de sincro-
nismo. En aquellos casos en los que exista la posibilidad de activación conjunta de estos dos equipos, se
deberá incluir un mecanismo de sincronización entre ambos.

7.2. Componentes de un SFA

7.2.1. Acumulador electroquímico

Un acumulador electroquímico es una batería secundaria o recargable, capaz de almacenar energía
eléctrica mediante una transformación en energía electroquímica. Es capaz de dar autonomía al sistema
fotovoltaico al satisfacer los requerimientos de consumo en cualquier momento, independientemente
de la generación. También contribuye al buen funcionamiento del sistema al aportar picos de intensi-
dad superiores a los que proporciona el generador FV y al estabilizar el voltaje del sistema, evitando
fluctuaciones dañinas en los equipos de consumo.

La variada gama de acumuladores que se emplean en los SFA se basan, casi en su totalidad, en la
tecnología de ácido-plomo. Es por esta razón que el contenido de este apartado hará referencia exclusiva
a este tipo de acumuladores.

Definiciones

Para comprender el desarrollo de este apartado se requieren unas definiciones previas:

Capacidad nominal (Cb) es la carga eléctrica que puede ser extraída de una batería hasta llegar a la
descarga total.

Régimen de carga/descarga es la corriente aplicada a una batería para restablecer/extraer la capacidad
nominal. Normalmente se presenta como un ratio entre la capacidad nominal y la corriente. Por
ejemplo, si la capacidad es 300 Ah, se habla de un régimen de carga (descarga) C10 cuando se
aplican (extraen) 30 A, de forma que en 10 horas se restablece (extrae) la capacidad.

Habitualmente, la documentación técnica de los fabricantes incluye la capacidad a C10. Sin embar-
go, los regímenes de funcionamiento más habituales en los sistemas fotovoltaicos son del orden de
C100. Como regla aproximada puede emplearse la relación C100 ' 1,35 ·C10. Es importante resaltar
que, debido a esta relación, la corriente I10 correspondiente a C100, no equivale a 0,1 · I10. En el caso
anterior, con C10 = 300 A h, I10 = 30 A, y como C100 ' 405 A h, obtenemos I100 = 4,05 h.

Estado de carga (SoC) de una batería es la capacidad de una batería parcialmente cargada, dividida por
su capacidad nominal. Por tanto siempre será 0 < SoC < 1.

Profundidad de descarga (PD) es el complemento del estado de carga.

Tensión de corte: es la tensión a la que finaliza la descarga de la batería. Depende del régimen de des-
carga y del tipo de batería. Determina la profundidad de descarga máxima, PDmax, y por tanto, la
capacidad útil, CU , siendo

CU = PDmax · Cb (7.1)

Eficiencia farádica es el ratio entre la carga extraída durante la descarga y la carga requerida para res-
tablecer el estado inicial.

Eficiencia energética es el ratio entre la energía extraída durante la descarga y la energía requerida para
restablecer el estado inicial.

Funcionamiento

Una batería de ácido-plomo se compone de un ánodo o electrodo positivo con PbO2, un cátodo o
electrodo negativo con Pb, y el electrolito a base de H2SO4 diluido en agua. Su funcionamiento es una
reacción electroquímica de oxidación-reducción:
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FIGURA 7.1: Configuraciones típicas.

Ánodo (+):

PbO2 + SO2−
4 + H+ + 2e−

descarga−−−−⇀↽−−−−
carga

PbSO4 + 2H2O (7.2)

Cátodo (-):

Pb + SO2−
4

descarga−−−−⇀↽−−−−
carga

PbSO4 + 2e− (7.3)

Global:

Pb + PbO2 + 2H2SO4
descarga−−−−⇀↽−−−−

carga
2PbSO4 + 2H2O (7.4)

Durante la descarga, ambos electrodos transforman la materia activa en sulfato de plomo y con agua
en el ánodo. Este proceso supone consumo de electrolito (disminuye su densidad) y cambios de volumen
de los materiales activos (el volumen del PbSO4 es superior al del PbO2 y este al del Pb). Dado que las
reacciones químicas se producen en la superficie porosa de la materia activa, los cambios de volumen
dificultan la homogeneidad del proceso y la adecuada difusión del electrolito entre la materia activa.
Más aún, la concatenación de cambios de volumen provoca tensiones mecánicas en las rejillas con la
consiguiente fractura del material activo que se desprende y precipita al fondo. Como consecuencia, las
descargas repetidas producen pérdida de material activo y degradación de las placas. Por otra parte, si
la descarga es muy rápida y la batería permanece descargada largo tiempo, el sulfato cristaliza y no es
recuperable. A este fenómeno se le denomina sulfatación.

Durante la carga, el sulfato de plomo se transforma en oxido de plomo, plomo y ácido. Cuando el
proceso de carga está por finalizar, la reacción química implica la electrolisis del agua, con liberación de
oxigeno e hidrógeno (conocido como gaseo). Esta liberación supone la pérdida de agua del electrolito
pero también la homogeneización del electrolito por agitación. Este fenómeno reduce la estratificación
del electrolito, situación que se produce cuando la gravedad y la falta de movimiento provocan mayor
concentración de electrolito en la zona inferior, pero también contribuye a la corrosión por oxidación
de la rejilla positiva, por lo que su utilización debe ser controlada convenientemente. Más aun, debe
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tenerse en cuenta que la pérdida de agua producida por el gaseo debe ser compensada en el proceso de
mantenimiento.

Una alternativa para evitar la reposición de agua es el tipo de baterías VRLA (valve-regulated lead acid).
Utilizan recipientes sellados con una válvula que permite la liberación de gas sólo cuando la presión en
el interior sobrepasa un umbral (fenómeno producido por una sobrecarga excesiva, que debe ser evitado
en este tipo de baterías). En condiciones normales de funcionamiento, el gas queda confinado en la
batería y se recombina para producir nuevamente agua. Estas baterías inmovilizan el electrolito, que ya
no está en fase líquida. Existen dos métodos a destacar: las baterías de gel (añaden SiO2 al electrolito) y
las baterías AGM (absorbed glass matt) en las que el electrolito es absorbido en un conjunto de fibras de
cristal con alta porosidad.

Modelo eléctrico Una batería de ácido-plomo puede ser modelada como una fuente de tensión, VBI ,
en serie con una resistencia, RBI , tal y como se indica en la Figura 7.2. Como será estudiado a conti-
nuación, ambos parámetros están relacionados con la densidad del electrolito y con la temperatura. Un
incremento en la concentración del ácido provoca un aumento en VBI y una disminución en RBI , ya
que las reacciones se producen más fácilmente. Por el contrario, con la disminución de la densidad VBI
disminuye y RBI aumenta.

Con este modelo, la tensión de salida de la batería en el proceso de carga es el descrito por la ecuación
7.5.

VB = VBI + ICRBI (7.5)

mientras que en el proceso de descarga es (ecuación 7.6):

VB = VBI − IDRBI (7.6)

El comportamiento de la fuente de tensión equivalente está relacionado directamente con la densidad
de electrolito. Cuando el electrolito es homogéneo, es posible aplicar la ecuación 7.7:

VBI = ρe + 0,84 (7.7)

Para baterías cargadas, ρe varia entre 1,2 g/cm3 y 1,28 g/cm3. Por tanto, la tensión en circuito abierto
de un vaso, VBI , está comprendida entre 2,04 V a 2,12 V. Precisamente la medida de la tensión en cir-
cuito abierto de la batería es un método posible para estimar el estado de carga de una batería, con el
inconveniente de que una medida precisa requiere desconectar el acumulador del sistema.

En la figura 7.3 se muestra la evolución de la tensión en bornes de una batería cargada con corriente
constante a lo largo del tiempo. Esta figura incluye varias curvas para diferentes valores de corriente
de carga y de temperatura ambiente. En cada una de ellas pueden observarse tres zonas de comporta-
miento. La primera de ellas, comprendida entre el inicio de carga y el primer punto de inflexión es la
zona de carga normal, en la que la producción de ácido provoca el aumento de VBI y la disminución de
RBI . Dado que el valor de VBI en esta zona es superior al producto IC · RBI , es evidente el consiguiente
aumento de VB. La segunda zona a diferenciar está comprendida entre los dos puntos de inflexión. El
primer punto de inflexión corresponde al inicio del gaseo, y el segundo corresponde a la tensión de final
de carga. En esta segunda zona se produce la electrólisis del agua (gaseo) que se corresponde con un
incremento notable de la resistencia RBI , debido a que el proceso se realiza con más dificultad1. A partir

VBI

RBI

Id Ic +

VB

−

FIGURA 7.2: Modelo eléctrico de batería.

1En esta zona, el rendimiento farádico empieza a decrecer, lo que indica que la corriente entrante no se emplea en el alma-
cenamiento de energía sino en procesos secundarios. De ahí que esta corriente entrante no será directamente aprovechable en el
proceso de descarga.
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del segundo punto de inflexión la tensión se mantiene constante. Adentrarse en esta zona de trabajo
implica la degradación de la batería, y por tanto, debe ser evitada.

Dado que la gasificación por sobrecarga, útil para reducir la estratificación, debe ser un proceso con-
trolado para evitar acortar la vida de la batería, es necesario establecer un límite de carga en la batería.
Como se detalla en el siguiente apartado, en los equipos reguladores es práctica común utilizar la ten-
sión del vaso como indicador indirecto del estado de carga, y por tanto, este límite vendrá definido por
un valor de tensión. Como puede observarse en la figura 7.3, estos límites varían con la corriente de
carga y con la temperatura. Para una temperatura de 25 °C parece razonable utilizar un valor compren-
dido entre 2,3 V y 2,4 V, tal y como se indica en la Norma Técnica Universal para Sistemas Fotovoltaicos
Domésticos [40].

Durante la descarga, la tensión VBI disminuye y la resistencia RBI aumenta, de forma que la tensión
en bornes de la batería, VB, disminuye durante el proceso. En la figura 7.4 se observa que la tensión en
bornes de la batería evoluciona de forma lineal durante todo el proceso, decreciendo abruptamente al
acercarse a la descarga total. Si nuevamente recurrimos a la tensión como indicador del estado de carga
de la batería, el equipo regulador deberá evitar la descarga de la batería a partir de un umbral localizado
en torno a los 2 V para esta batería concreta. Tal y como se indica en [40], este valor es característico de
cada tipo de batería, y por tanto deben evitarse valores universales.

El régimen al que se produce la descarga está relacionado con la capacidad que presenta la batería.
Así, la mayor capacidad está disponible para regímenes de carga lentos, tal y como se puede observar
en la figura 7.5.

Efecto de la temperatura Cuando la temperatura ambiente es baja, el electrolito se hace más viscoso y
decrece la movilidad de los iones, aumentando así la resistencia eléctrica (RBI en el modelo). La figura
7.5 muestra que la la disminución de la temperatura reduce la capacidad de la batería para todos los
regímenes de descarga. De forma aproximada, puede decirse que la capacidad para un régimen de
descarga determinado baja a razón de 1 %/°C [56]. Como situación extrema, si el electrolito se congela,
no hay movimiento iónico, y por tanto la capacidad es nula. Para evitarlo, en lugares muy fríos hay que
recurrir a densidades altas de electrolito .

Cuando la temperatura ambiente es alta, las reacciones se aceleran (RBI disminuye), y la corrosión
se ve favorecida, siendo éste un factor de degradación de las baterías. Así, en climas cálidos, se debe
optar por bajas concentraciones de electrolito. Esta elección aumenta la resistencia equivalente, pero
este hecho se ve compensado por la mayor movilidad iónica debida a la alta temperatura.

Tal y como se observa en la figura 7.3, hay que tener en cuenta que el valor de tensión al que empieza
la sobrecarga disminuye debido a que la resistencia interna baja con la temperatura. Por tanto, es nece-
sario corregir el umbral de corte con la temperatura. Dado que las corrientes que circulan por la batería
son de un valor tal que no incrementan significativamente la temperatura de la batería respecto de la
ambiente, es aceptable utilizar ésta como referencia para la corrección.

Ciclado. Mecanismos de degradación

A lo largo de su operación, la batería es sometida a continuas cargas y descargas. Este proceso se
denomina ciclado, y según sus características tendrá unas consecuencias determinadas sobre la vida
de la batería. Los dos mecanismos de degradación principales asociados al ciclado son la perdida de
material activo que ocasionan las descargas repetidas, y la estratificación.

La estratificación se produce por la acción conjunta de la resistencia de las rejillas, la falta de mo-
vimiento de la batería y la gravedad. Así, cuando se produce la descarga de una batería inicialmente
cargada, la resistencia de las rejillas provocará que la densidad de corriente de las zonas superiores sea
mayor que en las zonas inferiores. Por tanto, al finalizar la descarga, el perfil de densidad del electrólito
no será uniforme en toda la altura de la batería, sino que mostrará un máximo en la parte baja. Cuando, a
continuación, se inicia una carga, la densidad de corriente en la zona inferior de las rejillas será superior
dado que la mayor densidad de electrolito es sinónimo de menor resistencia eléctrica interna (RBI). De
esta forma, el proceso de estratificación iniciado en la descarga se reafirma en la carga posterior. El efec-
to de la gravedad y la ausencia de movimiento2 en la batería contribuirán a agravar este desequilibrio,
de forma que la mayor densidad del electrolito sobre el agua provocará que aquel se desplace hacia el
fondo. El alto nivel de concentración de ácido en las zonas inferiores consecuencia de la estratificación
contribuye a la corrosión de las rejillas. En estas condiciones es conveniente recurrir al gaseo que se
produce durante una sobrecarga controlada, útil para remover el electrolito y homogeneizarlo.

2Por ejemplo, las baterías instaladas en vehículos raramente están estratificadas, porque el propio movimiento de estos ho-
mogeneiza el electrolito.
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FIGURA 7.3: Curvas de evolución de la tensión en bornes de una batería durante un proceso de carga a corriente
constante, para diferentes valores de corriente de carga y temperatura ambiente. Las curvas están
particularizadas para una batería con una capacidad C10 = 300 Ah. Se ha utilizado el modelo de
comportamiento propuesto en la referencia [34].

Existen otros mecanismos de degradación. Destacan los siguientes:

Corrosión externa de los terminales: Aumenta la resistencia de contacto, de forma que la corriente
no se distribuye uniformemente entre los vasos que componen un conjunto acumulador. Se produ-
ce en ambientes agresivos y con altas temperaturas, siendo recomendable la aplicación de grasas
y limpieza en los terminales de conexión.

Corrosión interna de las rejillas: Durante la sobrecarga, el material de las rejillas se degrada, for-
mando depósitos en los vasos. Este fenómeno disminuye la capacidad de forma irreversible.

Gaseo excesivo: Cuando se permite una sobrecarga excesiva para eliminar la estratificación, el
gaseo produce pérdidas de electrolito, corrosión en la placa positiva y averías en las baterías VRLA.

Sulfatación: Cuando la batería opera en largos periodos de carga parcial el sulfato de plomo cris-
taliza, y deja de participar en las reacciones químicas, disminuyendo así la capacidad de forma
irreversible. Además, al cristalizar se produce un cambio de volumen local, provocando tensiones
en la rejilla que pueden ocasionar fisuras.

Depósitos de materia activa: cuando la batería opera en bajos estados de carga durante largos
periodos, la materia activa pierde adherencia y puede precipitar al fondo del vaso. Además de
disminuir la capacidad, puede ocasionar cortocircuitos que causen la muerte de la batería.

Como resumen, los factores que influyen sobre la resistencia del acumulador al ciclado son [44]:
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FIGURA 7.4: Relación entre la tensión y la profundidad de descarga de una batería para un proceso de descar-
ga a corriente constante. Esta curva está particularizada para un régimen de descarga de 100 h y
temperatura ambiente de 25 °C, para una batería con capacidad C10 = 300 Ah.
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FIGURA 7.5: Relación entre el régimen de descarga y la capacidad de la batería.
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La profundidad de descarga: las descargas profundas disminuyen los ciclos de vida de una batería.

El régimen de carga: cuanto mayor es el régimen de carga y el porcentaje de sobrecarga, menor
será la vida alcanzada.

La temperatura: las temperaturas altas aceleran la corrosión en los electrodos disminuyendo los
ciclos de vida.

El ciclado y los agentes externos contribuyen a degradar el acumulador hasta que alcanza el fin de su
vida útil, momento que puede ser definido como un valor mínimo en su capacidad útil [40].

Composición

Los elementos típicos de una batería quedan señalados en la figura 7.6. Las rejillas dan soporte es-
tructural a los materiales activos (oxido de plomo en ánodo, plomo en cátodo) y conducen la corriente
eléctrica hacia el circuito externo. Están fabricadas en aleaciones de plomo. La aleación de plomo-calcio
proporciona alta resistencia a la corrosión por sobrecarga pero presenta elevada corrosión en bajos esta-
dos de carga, mientras que la aleación de plomo-antimonio presenta buen comportamiento en ciclado y
en descarga profunda. La rejilla negativa es plana, mientras que la rejilla positiva puede ser plana (para
operación en flotación) o tubular (para operación en ciclado).

Los materiales activos participan en las reacciones químicas. Están adheridos a las rejillas. Deben ser
porosos para permitir la penetración del electrolito.

El electrolito participa en la reacción y realiza el transporte iónico para cerrar el ciclo de corriente
de las reacciones. La elección del electrolito debe tener en cuenta su densidad, conductividad, punto
de congelación, poder de corrosión e impurezas. Para reducir la resistencia eléctrica del electrolito, su
densidad debe ser alta, pero un electrolito de alta densidad es muy agresivo (produce corrosión en la
rejilla positiva). Por otra parte, altos regímenes de descarga requieren mayor densidad para facilitar el
transporte iónico. Los acumuladores estacionarios utilizan densidades más bajas que los de arranque.
El electrolito puede ser líquido (aireadas) o inmovilizado (VRLA).

Los separadores aislan las placas de diferente polaridad pero permiten el movimiento iónico a tra-
vés suyo. Deben tener resistencia mecánica, ser permeables y porosas, resistentes a la oxidación, sin
contaminantes y eléctricamente no conductores.

Tipos de acumuladores

Un acumulador incorporado a un SFA debe ser capaz de funcionar sometido a ciclados diarios y
anuales de carga y descarga, teniendo en cuenta que la carga entregada por el generador depende di-

FIGURA 7.6: Batería estacionaria con desglose de elementos.
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rectamente de la radiación (variable en los períodos intradiario e intraanual). Debido a las posibles
fluctuaciones en la carga aportada, es probable que se sucedan periodos prolongados en carga parcial.
Por último, dadas las características del consumo conectado a los SFA, es habitual que las descargas sean
a baja intensidad con periodos de descarga largos, típicamente en torno a las 100 horas.

Existen cuatro tipos de acumuladores que son de interés en los sistemas fotovoltaicos autónomos,
todos basados en la tecnología de ácido-plomo.

Los más sencillos son las denominadas baterías de arranque (SLI: Starting, Lighting, Ignition), habi-
tualmente empleadas en automóviles, y por tanto fácilmente localizables en cualquier mercado local.
Esta característica junto a su bajo precio (comparado con otras opciones) las convierten en una opción
frecuentemente empleada en sistemas de electrificación rural de pequeño tamaño, y suelen utilizarse
como reemplazo de baterías estropeadas si el servicio de mantenimiento no funciona correctamente.
Presentan un buen comportamiento en descarga de alta intensidad y tienen buen rendimiento de des-
carga a bajas temperaturas. Sin embargo, no son resistentes frente al ciclado, con lo que su vida útil se
acorta sustancialmente al funcionar en un sistema fotovoltaico.

En segundo lugar cabe mencionar las baterías de tracción (empleadas, por ejemplo, en carretillas
elevadoras). Por razón de su aplicación tienen resistencia suficiente para soportar un elevado número
de ciclos profundos de carga-descarga. Como contrapartida, requieren aportación de agua y manteni-
miento frecuente. Por esta razón, su empleo en sistemas fotovoltaicos autónomos sólo es aconsejable
cuando exista la seguridad de que el usuario y el servicio de mantenimiento cuidarán este elemento de
forma regular.

A continuación destacan las denominadas baterías estacionarias (figura 7.6), comúnmente emplea-
das en sistemas de alimentación ininterrumpida (UPS) o instalaciones remotas (por ejemplo, radioen-
laces). Habitualmente funcionan en régimen de flotación (salvo casos esporádicos, no deben entregar
carga). Este modo de funcionamiento obliga a que posean gran reserva de electrolito aunque realizan
poco uso de agua. Son baterías con resistencia a la corrosión y elevada fiabilidad. Todas estas caracterís-
ticas las convierten en una opción muy interesante para su incorporación a los SFA. No obstante, debe
tenerse en cuenta su precio más elevado frente a las anteriores opciones.

Finalmente, señalemos las denominadas baterías “fotovoltaicas”. En el segmento económico de este
tipo de baterías es posible encontrar baterías SLI modificadas para adaptarse a las condiciones de fun-
cionamiento de un SFA, mientras que en el segmento alto se ofrecen baterías estacionarias modificadas.

La elección entre uno u otro tipo es un ejercicio que debe tener en consideración no sólo criterios
puramente técnicos sino también aspectos como el coste del sistema, recursos de mantenimiento dis-
ponibles durante la vida del sistema, disponibilidad de reemplazo en el mercado local o capacidad de
intervención del usuario. No obstante, para aplicaciones fotovoltaicas se recomienda usar baterías esta-
cionarias aireadas de placa positiva tubular, o al menos baterías SLI modificadas (placas más gruesas,
mayor cantidad de electrolito por encima de las placas, más baratas que las estacionarias), con aleación
de Pb-Sb en la rejilla y vaso transparente [40].

7.2.2. Regulador de carga

Un regulador de carga es un equipo electrónico capaz de evitar la sobrecarga y la descarga excesi-
va de un acumulador cuando se alcanzan determinados umbrales, generalmente determinados por la
tensión en bornes de la batería.

Para proteger frente a la sobrecarga, el regulador puede desconectar al generador de la batería (re-
gulador serie, figura 7.7a) o bien derivar la corriente del generador hacia otro lugar, sea este un corto-
circuito o un disipador (regulador shunt o paralelo, figura 7.7b). Esta última opción debe incorporar un
diodo de bloqueo entre el generador y la batería para evitar descargas de ésta sobre el camino alter-
nativo que ofrece el regulador. Para proteger frente a la sobredescarga, lo común, tanto en reguladores
serie como paralelo, es desconectar los equipos de consumo de la batería. Estos equipos suelen emplear
interruptores MOSFETs como dispositivos de conmutación.

Es conveniente observar que en las dos protecciones la batería siempre es la que impone la tensión
del sistema, sea al módulo, a los equipos de consumo o al menos al regulador. Dicho de otra forma, los
equipos de consumo y el módulo nunca quedan conectados de forma directa sin la intervención de la
batería. Recordemos que una de las funciones del acumulador es estabilizar la tensión del sistema y así
evitar fluctuaciones dañinas en los equipos de consumo.

El funcionamiento del regulador puede ser descrito por dos ciclos de histéresis, uno para cada pro-
tección (figura 7.8).

En la protección contra la sobrecarga, el regulador dará orden de desconexión del generador cuando
la tensión de la batería supere el “voltaje de fin de carga”, Usc. A partir de ese momento, la tensión de
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FIGURA 7.7: Esquema eléctrico de un regulador de carga.
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FIGURA 7.8: Histéresis de protección frente a sobrecarga y sobredescarga en un regulador.

la batería, sometida ahora a un proceso de descarga por los equipos de consumo, disminuirá su tensión.
Cuando ésta alcance el “voltaje de reposición”, Urc, comunicará de nuevo la batería con el generador.
Hay dos tipos básicos de estrategias de control. En los controladores “on-off” se interrumpe totalmente
la corriente de carga cuando se alcanza el “voltaje de fin de carga”, mientras que en los controladores
con "modulación del ancho de pulso", o PWM, se recurre a reducir gradualmente la corriente de carga
cuando se alcanza el “voltaje de fin de carga”, manteniendo así el voltaje constante, y precisamente igual
a este valor. Ambos tipos de reguladores y de estrategias de control son adecuadas para SHSs sin que
parezca existir una ventaja real asociada a cada estrategia de control en términos de mejorar la vida útil
de la batería [40]. En la práctica la selección de los voltajes de fin de carga y reposición debe buscar
una solución de compromiso que conjugue la carga completa de la batería (voltajes altos) y evitar la
corrosión de las rejillas y el excesivo consumo de agua (voltajes bajos). Los umbrales deben adaptarse a
cada tipo de batería (mediante ensayos, o recomendaciones del fabricante). Sin embargo, es importante
notar que la sensibilidad del “voltaje de fin de carga” al tipo de batería es relativamente baja y puede
recurrirse a valores de uso general. El lector interesado puede recurrir a la información incluida en las
referencias [40, 97] que puede ser resumida en los siguientes puntos:

En el caso de reguladores “on-off” el “voltaje de fin de carga” debe estar en el rango de 2,3 V a
2,4 V por vaso a 25 °C. En los reguladores con control por modulación por ancho de pulso (PWM),
la tensión constante de fin de carga debe ser ligeramente inferior con el objetivo de reducir la
pérdida de agua y la tasa de corrosión, siendo el margen recomendado de 2,3 V a 2,35 V por vaso
a 25 °C.

En los controladores “on-off”, el voltaje de reposición debe estar en el rango de 2,15 V a 2,2 V por
vaso a 25 °C.

El “voltaje de fin de carga” y el “voltaje de reposición” deben corregirse por temperatura a razón
de 4 mV/°C a 5 mV/°C por vaso.

Para la protección contra la sobredescarga, el regulador desconecta la batería de los equipos de consu-
mo cuando la tensión alcanza el umbral definido por Usd. A partir de esta desconexión, la batería será
sometida a un proceso de carga por el generador fotovoltaico y su tensión subirá. Cuando ésta alcance
el valor de reconexión, Urd, conecta de nuevo la batería a los equipos de consumo. En la práctica, la se-
lección del voltaje de desconexión debe buscar una solución de compromiso entre un usuario satisfecho

104



7.3. Dimensionado de un SFA

(valores bajos de desconexión que maximizan la disponibilidad de energía) y la protección de la batería
y otros componentes del sistema (valores altos de desconexión que alejan el riesgo de sobredescarga).
Es conveniente el uso de avisos luminosos en el regulador que alerten de la cercanía de la desconexión
para que el usuario pueda alterar la pauta de consumo y adaptarse al funcionamiento del sistema. Existe
una amplia variedad de combinaciones de sistemas de alarma, siendo destacable el código de colores
tipo semáforo. Nuevamente, los voltajes de desconexión y reconexión de carga deben adaptarse a cada
tipo de batería. Sin embargo, a diferencia de la protección contra sobrecarga, es preferible no recurrir a
valores universales para estos umbrales y es conveniente recurrir a las recomendaciones del fabricante
o ensayos en laboratorio para establecer los valores adecuados.

7.2.3. Luminarias

Las cargas típicas en los sistemas domésticos son luminarias, radios y televisores, correspondiendo
generalmente a la iluminación la parte más importante del consumo energético. Por razones de eficien-
cia, se recomienda el uso de lámparas fluorescentes.

Una lámpara fluorescente convencional está formada por un tubo de descarga con gas a baja presión,
un recubrimiento de una mezcla de polvos fluorescentes y dos electrodos en los extremos. Aplicando
tensión entre los electrodos, debido a la ionización permanente del gas se produce el movimiento de
las partículas cargadas (corriente eléctrica). La ionización permanente es producida por la radiación
exterior, y por tanto, es limitada. Alcanzado un umbral de tensión, la causa de ionización cambia: la
tensión aplicada supone un campo eléctrico suficiente como para comunicar energía a los electrones,
que ahora son capaces de ionizar a los átomos del gas. Este proceso se realimenta y se produce un
efecto avalancha. A partir de esta etapa, con pequeños incrementos de tensión la corriente aumenta
rápidamente, hasta alcanzar un límite que ocasiona un arco eléctrico, que debe ser controlado. Este arco
eléctrico afecta al gas, que emite energía electromagnética que es absorbida por el material fluorescente
para producir radiación en el rango de lo visible. Al encender el tubo con picos de alta tensión, se
produce desgaste en los electrodos por el bombardeo iónico. Así, el proceso de encendido es el que más
contribuye a la degradación de los tubos fluorescentes. Un método alternativo consiste en precalentar
los electrodos (con un circuito basado en un condensador y en una resistencia) facilitando el paso a la
etapa de emisión termoiónica, y acortando el período de encendido.

Es necesario el uso de un circuito auxiliar denominado balasto, capaz de adecuar la tensión de en-
trada a la tensión de encendido necesaria para que fluya corriente por el tubo, regular la corriente que
circula por el tubo una vez que se ha producido el encendido para evitar su destrucción y precalentar
los electrodos para reducir el impacto que produce el proceso de encendido.

La serie de encendidos y apagados repetidos degradan los componentes del tubo recortando la vida
de la lámpara. En la Norma Técnica Universal [40] se recomienda que la lámpara resista un mínimo de
10 000 ciclos de encendido y apagado, y en todo caso, deberá resistir 5 000 ciclos.

En las especificaciones técnicas de las lámparas fluorescentes se emplean algunos conceptos de lu-
minotecnia. Recogemos aquí los más básicos y frecuentes:

Flujo radiante: es la potencia emitida por la fuente luminosa (Unidad: Watio).

Flujo luminoso: es la potencia emitida capaz de producir sensación luminosa en el ojo humano
(Unidad: Lumen).

Iluminación de una superficie sobre la que incide un flujo luminoso es el ratio entre flujo y super-
ficie (Unidad: lux, lumen/m²).

Eficiencia de la luminaria (tubo y balasto) es la relación entre potencia eléctrica consumida por
el conjunto y la potencia luminosa producida (Unidad: Lumen/Watio). Se recomienda que esta
eficiencia sea superior a 50 lm/W, y en todo caso, debe ser superior a 35 lm/W.

7.3. Dimensionado de un SFA

7.3.1. Conceptos generales

El dimensionado de un SFA consiste en decidir el tamaño del generador fotovoltaico y acumulador
que serán capaces de proporcionar la energía requerida por una determinada carga a partir de la radia-
ción disponible en la zona. Debido al comportamiento aleatorio tanto de la radiación como del consumo,
existirá una probabilidad no nula de que la energía requerida por la carga no siempre pueda ser propor-
cionada por el sistema fotovoltaico. De hecho, comprobaremos más adelante que intentar reducir esta
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probabilidad conduce a aumentar indefinidamente el tamaño del generador y el acumulador. Por tanto,
el diseñador esta nuevamente abocado a una decisión de compromiso entre el coste y la fiabilidad del
sistema. Es de uso común caracterizar la fiabilidad del sistema energético mediante la probabilidad de
pérdida de carga (LLP, Loss of Load Probability), definida como la relación entre la energía que no puede
suministrar el sistema fotovoltaico, Ede f , y la energía solicitada por la carga, L durante todo el período
de funcionamiento (ecuación 7.8):

LLP =
Ede f

L
(7.8)

El tamaño del generador y el acumulador vienen definidos por sus respectivas capacidades norma-
lizadas con la energía solicitada por la carga, L. Así, la capacidad del generador, CA, es la relación entre
la energía media que puede producir el generador y la energía consumida por la carga en un periodo
determinado (ecuación 7.9):

CA =
ηG · AG · Gd(β, α)

L
(7.9)

siendo ηG y AG la eficiencia y el área del generador fotovoltaico3, y Gd la irradiación media incidente en
la superficie del generador. Con esta definición de tamaño de generador se deduce que, para la misma
carga, un generador puede ser aceptable con una radiación determinada (el valor de CA es mayor que
1) pero puede ser pequeño con una radiación menor (CA menor que la unidad).

Dado que la energía producida por el generador se calcula a partir de la irradiación incidente, es
posible definir diferentes capacidades de generador para diferentes períodos temporales. Por ejemplo,
si están disponibles las medias mensuales de radiación es posible calcular las respectivas capacidades
mensuales del generador. Es también muy común recurrir al denominado “mes peor”, siendo aquel con
peor relación entre radiación incidente y consumo. Si se considera que el consumo es constante a lo largo
del año, el “mes peor” es aquel con menor valor medio de radiación diaria en el plano del generador.

Dado que la información comúnmente disponible es la radiación horizontal y que la transformación
desde el plano horizontal al inclinado no es tarea evidente, es útil definir un parámetro alternativo de
capacidad del generador, C

′
A, calculada a partir de la radiación horizontal (ecuación 7.10):

C
′
A =

ηG · AG · Gd(0)
L

(7.10)

Estas dos capacidades se relacionan entre sí mediante la ecuación 7.11:

C
′
A = CA ·

Gd(0)
Gd(β, α)

(7.11)

En lo que se refiere a la batería, su capacidad de acumulación se define como la relación entre la
capacidad útil del acumulador y la energía consumida por la carga (ecuación 7.12):

CS =
CU
L

=
CB · PDmax

L
(7.12)

Ahora la tarea de dimensionado consiste en determinar la mejor combinación de CA y CS que implica
el menor coste para una determinada fiabilidad (LLP). De forma sencilla podemos decir que una deter-
minada fiabilidad puede ser obtenida, por ejemplo, con la combinación de un generador grande (CA
alta) y un acumulador pequeño (CS baja). En esta combinación el generador fotovoltaico será capaz de
asumir la carga requerida durante periodos muy prolongados y, por tanto, la energía que suministrará
la batería será pequeña. Otra posibilidad es optar por un generador pequeño (CA baja) y un acumulador
grande (CS alta). En esta combinación el generador presentará frecuentemente déficits de energía que
deberán ser cubiertos por la batería. De esta breve discusión aprendemos que un mismo valor de LLP
puede ser obtenido con varias combinaciones de CA y CS. La elección de una de estas combinaciones
requiere tomar en consideración diferentes aspectos del coste y del funcionamiento del sistema y de las
cargas asociadas.

Para comprender bien el ejercicio de elección, es útil diferenciar entre el ciclado diario y el ciclado
estacional. El ciclado diario es la serie de cargas y descargas de la batería que se producen durante

3Recordemos que la potencia nominal del generador se calcula a partir de estos dos parámetros mediante la ecuación P∗g =
η∗G · AG · Gstc.
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un periodo diario. El ciclado estacional es la serie de cargas y descargas que se producen durante un
periodo prolongado de duración variable (no necesariamente ligado a una estación anual, como podría
sugerir su nombre). La profundidad de descarga asociada al ciclado diario, PDd, está relacionada con
el consumo nocturno, Ln, y por tanto exclusivamente con la capacidad de la batería: PDd = Ln

CB
. Sin

embargo, la duración, D, y profundidad de descarga, PDe, del ciclado estacional están ligados al tamaño
del generador, al consumo diario (diurno y nocturno) y a la radiación disponible. Este ciclado ocurre
cuando se suceden días cuya radiación es inferior a la considerada en diseño, y por tanto el generador no
es capaz de suministrar la energía requerida por la carga. En estos períodos la batería debe proporcionar
la energía necesaria con su consiguiente descarga progresiva. Como previamente se señaló, para evitar
la degradación excesiva de la batería es necesario definir un valor de profundidad descarga máxima,
PDmax, de forma que PDe < PDmax.

Retomando la discusión anterior, la combinación de CA alta y CS baja conduce a ciclados diarios con
valores altos de PDd con ciclados estacionales cortos. Las descargas profundas y frecuentes asociadas
al valor alto de PDd son perjudiciales para la batería, mientras que la corta longitud de los ciclados
estacionales es beneficiosa. La estratificación será fácilmente compensable con sobrecargas controladas
aplicando el mantenimiento adecuado.

La combinación de CA baja y CS alta conduce a ciclados diarios con baja PDd y ciclados estacionales
largos. La baja PDd es beneficiosa para la batería, pero la longitud de los ciclados estacionales puede
favorecer la sulfatación y la estratificación. En este caso, dado el tamaño relativo del generador frente al
acumulador, la frecuencia de sobrecargas será baja y la estratificación no será tan fácilmente compensa-
da.

Como señalábamos al principio de este capítulo, existen ciertas aplicaciones que exigen LLP virtual-
mente nulos o redes de consumo de un tamaño tal que exigen un generador y acumulador excesivamen-
te grandes. En estos casos es habitual que el SFA incluya un grupo electrógeno que suministra la energía
deficitaria y permite reducir el tamaño del SFA. La combinación de un generador FV, un acumulador
electroquímico y un grupo electrógeno permite reducir el tamaño del generador FV y el acumulador
con la aportación energética del grupo, mientras que el generador fotovoltaico permite reducir las horas
de funcionamiento del grupo, y por tanto el gasto en combustible y consiguiente mantenimiento. Así,
el dimensionado de estos sistemas híbridos es un ejercicio de optimización que deberá tener en cuenta
el coste de adquisición, operación y mantenimiento de todos los equipos. El lector interesado en el di-
seño de estos sistemas puede acudir a la documentación suministrada con los programas informáticos
HOMER [1] y Hybrid2 [2].

7.3.2. Métodos

Método de la LLP

Por simplicidad en la exposición supondremos que el consumo es constante a lo largo del año y que
sólo ocurre por la noche. También asumiremos que los componentes del sistema FV no tienen pérdidas
(quedarán incluidas dentro de CA y CS) y pueden ser descritos por relaciones lineales [62].

Así, el estado de carga, SOCj, al finalizar un día j determinado estará relacionado con el estado de
carga del día anterior, SOCj−1, la energía aportada por el generador fotovoltaico y el consumo realizado
(ecuación 7.13).

SOCj = min[SOCj−1 +
CA · Gd,j

Cs · Gd
− 1

Cs
; 1] (7.13)

Se considera que hay déficit de energía cuando la almacenada al final del día no es suficiente para
abastecer el consumo diario, SOCj · Cs · L < L. Reformulando esta expresión, la energía que el sistema
no podrá entregar a la carga durante el día j, Ede f , se calcula con la ecuación 7.14:

Ede f = max{ 1
Cs
− SOCj; 0} (7.14)

Recordando la definición de LLP dada por la ecuación 7.8 obtenemos la ecuación 7.15:

LLP =
∑N

1 Ede f

N · L (7.15)

donde N es la longitud en número de días del período al que se extiende el cálculo. Con estas ecuaciones
es posible simular el funcionamiento de los sistemas definidos por diferentes combinaciones de CA y CS.
En base a estas simulaciones es posible relacionar el coste del sistema con la fiabilidad entregada.
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Es importante tener en consideración que este proceso de cálculo se apoya en series de valores de
radiación solar que reproducen el comportamiento estadístico de la irradiación durante un período de
tiempo más o menos prolongado. La predicción del comportamiento del sistema en base a estas series
temporales está necesariamente limitada por la incertidumbre asociada a este comportamiento. Debe
quedar claro que no es un problema derivado de un modelo de ajuste que pueda ser mejorado para
reducir la incertidumbre, sino de un factor intrínseco ligado al hecho de que la radiación es un proceso
estocástico que, por definición, varía su comportamiento a lo largo del tiempo con una componente
aleatoria impredecible. Así, es posible demostrar que los ejercicios de cálculo para probabilidades de
pérdida de carga inferiores a LLP = 1× 10−2 carecen de utilidad [73].

Es posible condensar estas simulaciones para cada localidad, ajustando las curvas isofiables a una
ecuación analítica:

C
′
A = f · C−u

S (7.16)

donde f y u son dos parámetros sin significado físico dependientes del LLP deseado a través de las
ecuaciones:

f = f1 + f2 · log(LLP) (7.17)
u = exp(u1 + u2 · LLP) (7.18)

donde f1, f2, u1 y u2 son parámetros dependientes de la localidad en cuestión. Para su determina-
ción es necesario realizar varias simulaciones previas aunque algunas curvas están disponibles en la
referencia [39].

A modo de ejemplo, los parámetros correspondientes a Madrid son f1 = −0,2169, f2 = −0,7865,
u1 = −1,2138 y u2 = −15,280. La figura 7.9 recoge varias curvas isofiables correspondientes a Madrid
para valores de LLP entre 1× 10−1 y 1× 10−2. Por ejemplo, para obtener un LLP = 1× 10−2 se puede
optar por un generador con C

′
A = 1 y un acumulador con CS = 4 o por un generador con C

′
A = 1,2 y

un acumulador con CS ' 1,5. Comprobamos que aumentar la fiabilidad implica sistemas más grandes,
aunque esta relación no es lineal, tal y como se muestra en la figura 7.10 (en la que se ha fijado un valor
del acumulador igual a CS = 3) .

Método basados en la experiencia

En base a los sistemas instalados y en funcionamiento, es posible establecer valores de CA y CS que se
adaptan bien a las aplicaciones más comunes, sin llevar a cabo el cálculo detallado del funcionamiento
del sistema. La ventaja evidente de este método es la sencillez, si bien como contrapartida no permite
establecer análisis de fiabilidad. En la actualidad, esta aproximación al dimensionado del sistema es, con
diferencia, la más empleada en las licitaciones de electrificación rural fotovoltaica.

Según la Norma Técnica Universal [40] los valores recomendados para sistemas domésticos son
CA = 1,1 y 3 ≤ CS ≤ 5, mientras que para aplicaciones profesionales son 1,2 ≤ CA ≤ 1,3 y 5 ≤ CS ≤ 8.
Estos valores de utilización general pueden ser sustituidos en el caso de España por los recogidos en la
Tabla 7.1.

7.3.3. Configuración de generador y acumulador

Una vez elegidos los valores de CA y CS, se deben configurar el generador y batería de acuerdo a las
tensiones de trabajo. Recordemos que es la batería la que impone la tensión de trabajo. Normalmente
los SFA no incorporan buscador de MPP como es común en los sistemas fotovoltaicos conectados a red,
aunque es posible configurar la batería y el generador para que la tensión de la batería, Vb, esté cerca del

TABLA 7.1: Valores recomendados de capacidad del generador CA y capacidad del acumulador CS aplicables a
SFA en España [59].

Aplicación

Doméstica Profesional

Zona CA CS CA CS

Norte de España 1,2 5 1,3 8

Sur de España 1,1 4 1,2 6
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FIGURA 7.9: Curvas LLP.

MPP, Vmpp (considerando la influencia de la temperatura). En base a la tensión de la batería obtenemos
las ecuaciones 7.19 y 7.20:

L = Vb ·QL (7.19)
ηG · AG · Gstc = I∗g ·Vb (7.20)

donde ηG incluye las pérdidas debidas a la temperatura de funcionamiento, y de ahí que consideremos
que Vmpp ' Vb. A partir de las ecuaciones 7.9 y 7.12 se obtienen las ecuaciones 7.21 y 7.22:

I∗g =
CA ·QL · Gstc

Gd(β, α)
(7.21)

CU = CS ·QL (7.22)

siendo I∗g la corriente del generador en el punto MPP en condiciones STC4, QL la carga a satisfacer en
amperios-hora, y CU la capacidad útil de la batería en amperios-hora. Al elegir el regulador, su ten-
sión de funcionamiento deberá estar en consonancia con la del sistema. Se recomienda que su corriente
máxima sea un 20 % superior a la de funcionamiento del sistema.

No todos los valores de tensión de batería están disponibles en el mercado. Los vasos tienen una ten-
sión nominal de 2 V, y las baterías comerciales son agrupaciones serie de vasos para ofrecer tensiones
nominales de 12 V, 24 V y 48 V. Lo mismo sucede con los valores de capacidad de batería y corriente del
generador. Por esta razón, al elegir equipos que se adapten a los resultados de las ecuaciones 7.21 y 7.22,
generalmente sobredimensionaremos ligeramente el generador, la batería o ambos para que la configu-
ración eléctrica se adecue al dimensionado del sistema. Dado que los resultados de las ecuaciones 7.21

4En este punto estamos despreciando las pérdidas debidas a la temperatura. Esta aproximación es asumible teniendo en
cuenta que, a la hora de configurar eléctricamente el generador, los valores discretos de tensión y corriente de módulos disponibles
en el mercado conducen a tamaños de generador mayor de lo que resulta de la ecuación 7.20
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FIGURA 7.10: Relación entre C
′
A y LLP para CS = 3 (escala logarítmica en LLP).

y 7.22 corresponden a equipos nuevos y en condiciones nominales, en algunos casos puede ser conve-
niente incorporar un factor de seguridad para tener en cuenta la disminución de la capacidad asociada
al envejecimiento.

La evolución de los elementos que componen el acumulador no es homogénea y aparecerán diferen-
cias que se acentuarán con el tiempo. Esta dispersión de características es dañina porque el regulador
impondrá las mismas condiciones de trabajo a todos los elementos, de forma que aquellos menos ro-
bustos alcanzarán su fin de vida útil de forma más precipitada que si no hubieran formado parte de la
agrupación. Cuando el acumulador está compuesto por elementos en serie, estos problemas pueden ser
solventados en gran medida con sobrecargas controladas para homogeneizar el conjunto. Esta técnica
no soluciona el problema cuando la agrupación incluye conexiones de vasos en paralelo. Por esta ra-
zón, la Norma Técnica Universal marca como obligatorio evitar la conexión en paralelo de más de dos
baterías y en todo caso debe impedirse la conexión en paralelo de dos baterías diferentes o una batería
nueva con una vieja.

7.3.4. Orientación e inclinación del generador

Como se estudió en la sección correspondiente de los sistemas de conexión a red (sección 6.3.1), el
generador fotovoltaico deberá contar con una orientación e inclinación particularmente adaptadas al
lugar y a la aplicación. Nuevamente, la orientación siempre será hacia el Sur en el hemisferio Norte y
hacia el Norte en el hemisferio Sur. Sin embargo, la inclinación depende ahora, no sólo de la latitud sino
también del perfil del consumo. Así, para instalaciones con consumos constantes o similares a lo largo
del año, el objetivo es maximizar la radiación en los meses de menor insolación y por tanto la inclinación
debe ser β = |φ|+ 10◦. Para instalaciones con consumo menor en los meses de baja radiación se busca
maximizar la radiación en los equinoccios y de ahí que β = |φ|. Finalmente, para instalaciones con uso
predominante en verano conviene emplear un ángulo inferior a la latitud, β = |φ| − 10◦. En general, la
inclinación debe superar los 15◦para conseguir que la lluvia pueda desplazar la suciedad acumulada en
los paneles.
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7.3.5. Cálculo del consumo

Las cargas conectadas a un SFA pueden ser de corriente continúa y corriente alterna. Suponiendo
conocida la energía requerida por cada grupo de cargas (o de forma equivalente, su potencia nominal y
horas típicas de uso), la energía total, LT , que debe entregar el SFA viene dada por la ecuación 7.23

LT =
Ldc
ηr

+
Lac

ηinv
(7.23)

siendo Ldc la energía debida a las cargas de corriente continua, Lac la debida a las cargas de corriente
alterna, y ηr y ηinv los rendimientos energéticos del regulador y el inversor, respectivamente. Parte de la
energía producida por el generador fotovoltaico llega a las cargas después de haber sido transformada
en la batería. Ya vimos que la eficiencia de transformación de la batería dependía de su estado de carga,
alcanzando valores bajos al acercarse al fin de carga. Dicho de otra forma, parte de la energía que pro-
duce el generador fotovoltaico no llegará a las cargas, pero debe ser tenida en cuenta en el cálculo como
una pérdida más. Utilizaremos un rendimiento promedio, ηbat, que tendrá en cuenta la eficiencia de la
batería en los diferentes estados de carga y el porcentaje de energía que transita directamente entre el
generador y las cargas sin atravesar la batería. Otras pérdidas que deben ser tenidas en cuenta son las
debidas al efecto Joule en los cables, ηc. Por tanto, el valor final de L resulta de la ecuación 7.24:

L =
LT

ηbat · ηc
(7.24)

Como valores orientativos pueden utilizarse ηinv = 0,9, ηr = 0,95, ηbat = 0,85 y ηc = 0,98.
Hasta aquí hemos considerado conocido el consumo requerido por las cargas conectadas al SFA.

Sin embargo, el carácter aleatorio del comportamiento humano dificulta la caracterización del consumo
eléctrico. Recogemos aquí las palabras de dos investigadores brasileños [71]:

“[...] teóricamente, en una sociedad igualitaria la representación gráfica del consumo eléc-
trico debiera seguir la forma de una distribución Normal. Obviamente, en este caso [...] la
mayoría de las familias mostrarían un consumo cercano a la media. Sin embargo, no es esto
lo que ocurre, sino que en la realidad este comportamiento se corresponde con una distri-
bución Gamma. En palabras sencillas, lo que esta función y sus parámetros relacionados
expresan es que ’mucha gente consume poco y poca gente consume mucho’. Este hecho se
debe a la interrelación de una serie de factores técnicos, de gestión, psicológicos, geográficos,
demográficos, socioculturas y económicos. Todos ellos, dependiendo del grado de predomi-
nancia de cada uno, con mayor o menor intensidad definen el nivel de consumo eléctrico de
cada familia.”

Como ejemplo, en la figura 7.11 se recoge la modelización del consumo eléctrico mensual de las pobla-
ciones brasileñas analizadas en la citada referencia. Es destacable cómo tanto la distribución de proba-
bilidad como el valor medio dependen de la localidad.

A la hora de dimensionar el sistema, será necesario adoptar un conjunto pequeño de valores estándar
aplicables a diferentes grupos de consumo indentificables con las curvas mostradas. Con este conjunto
de valores estándar de consumo se lleva a cabo el proceso de dimensionamiento de varios SFA corres-
pondientes a cada grupo. Esta estandarización es necesaria para conseguir reducir costes, para facilitar
la gestión de la logística y la instalación, y para poder prestar un servicio de mantenimiento eficiente. Sin
embargo, al tratar a todos los usuarios de un mismo grupo como si su consumo fuese idéntico se obten-
drán SFA cuya fiabilidad no será la de diseño. En la figura 7.12 se analiza esta situación [62]. En primer
lugar se calcula el tamaño de un generador y una batería para satisfacer un determinado consumo, Lbase,
con una fiabilidad determinada, LLPbase. Con los resultados de este caso base, manteniendo invariables
el tamaño del generador y batería, se calcula la fiabilidad que corresponde a consumos diferentes a los
del caso base. La curva que relaciona el ratio LLP

LLPbase
con L

Lbase
muestra, por ejemplo, cómo una varia-

ción del 60 % en el consumo implica disminuir a la mitad la fiabilidad del sistema. De aquí se concluye
que empeñarse en un ejercicio de dimensionado de gran precisión carece de demasiada utilidad. Más
importante resulta emplear los métodos reseñados para tomar las decisiones oportunas que garanticen
el buen funcionamiento del sistema elegido en un amplio abanico de condiciones de funcionamiento,
tanto ambientales como humanas.

Aún así, y con la debida cautela derivada de los comentarios anteriores, es útil establecer unos esce-
narios de consumo que sirvan de orientación para los primeros cálculos. Quedan recogidos en la tabla
7.2.
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FIGURA 7.11: Distribución de probabilidades del consumo mensual en cuatro localidades brasileñas analizadas
en [71]. Se señala el valor medio de consumo en cada una las curvas.
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FIGURA 7.12: Relación entre el consumo y la fiabilidad cuando se mantienen invariables el tamaño de un genera-
dor y una batería dimensionados para satisfacer un consumo Lbase con una LLPbase.
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Cerramos este capítulo recomendando la referencia [52] al lector interesado en los aspectos sociológi-
cos de la comunidad receptora que influyen en el diseño, implantación y mantenimiento de un sistema
fotovoltaico.
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TABLA 7.2: Escenarios de consumo para SFA [59].

Aplicación Hipótesis de consumo Criterio de
dimensionado

SHS1

Iluminación

Radio

TV b/n

Sin frigorífico

120 Wh/día

CA = 1,1
3 ≤ Cs ≤ 5

SHS2

Iluminación

Radio

TV color

Sin frigorífico

250 Wh/día

CA = 1,1
3 ≤ Cs ≤ 5

SHS3

Iluminación

radio

TV color

Con frigorífico eficiente

1000 Wh/día

CA = 1,1
CS = 5

Centrales

Todo AC

500 Wh/día por vivienda

CA = 1,1
CS = 5
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Capítulo 8

Sistemas Fotovoltaicos de Bombeo

8.1. Conceptos generales

Un sistema fotovoltaico de bombeo (SFB) emplea un generador fotovoltaico para alimentar una mo-
tobomba y extraer agua de un pozo, almacenarla en un depósito o transportarla de un lugar a otro.

Esta aplicación de la tecnología fotovoltaica posee dos peculiaridades que la hacen particularmente
atractiva. En primer lugar, las curvas de generación y de consumo están bien adaptadas: las épocas de
mayor radiación solar y consiguiente productividad eléctrica son a la vez las de mayor consumo de
agua. En segundo lugar, no es necesario emplear acumuladores electroquímicos para almacenar energía
y dotar de autonomía al sistema: un depósito elevado de agua almacena energía potencial de forma
más barata, segura, eficiente y fiable. Se habla entonces de un sistema fotovoltaico de bombeo directo
(SFBD). Dado que el empleo de depósitos de agua como medio de acumulación es, con diferencia, la
configuración más extendida, a lo largo de este capítulo obviaremos esta distinción.

8.2. Componentes

La figura 8.1 muestra los principales componentes de un SFB: el generador fotovoltaico, la moto-
bomba, el equipo de acoplamiento entre generador y motobomba, el circuito hidraúlico y el depósito de
agua. Se recogen a continuación las características principales de cada uno de ellos.

8.2.1. Motobomba

En sistemas fotovoltaicos es frecuente el empleo de motobombas, equipos que integran de forma
conjunta un motor eléctrico que acciona la bomba de agua. Veamos el funcionamiento de un motor
eléctrico y de una bomba de agua.

Motores eléctricos

Un motor eléctrico es una máquina eléctrica que transforma energía eléctrica en energía mecánica por
medio de interacciones electromagnéticas. Repasemos brevemente algunos conceptos fundamentales de
electromagnetismo que nos servirán para comprender el funcionamiento de los motores eléctricos.

Desde la experiencia de Oersted es sabido que una corriente eléctrica crea un campo magnético en
torno al conductor que la transporta. Además, según la ley de Lorentz, un campo magnético ejerce una
fuerza sobre una carga eléctrica en movimiento. Así, un conductor por el que circula corriente, situado
en el seno de un campo magnético, altera este campo magnético al crear uno nuevo, y dado que la
corriente es carga eléctrica en movimiento, experimenta una fuerza que lo expulsa para disminuir la
alteración (fuerza de Ampere).

Por otra parte, tal y como describe la ley de inducción electromagnética de Faraday, entre los puntos
extremos de una espira atravesada por un campo magnético, aparece una tensión inducida siempre
que el flujo magnético sea variable. Esta condición se cumple cuando la espira está en movimiento,
cuando el campo magnético es variable, o cuando ambas situaciones coinciden. La tensión inducida es
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FIGURA 8.1: Componentes de un sistema fotovoltaico de bombeo de agua. Adaptado de [63].

directamente proporcional a la rapidez con que cambia en el tiempo el flujo magnético que atraviesa la
superficie encerrada por la espira. Al elemento que emite el campo magnético se le denomina inductor
y aquel que es atravesado por este flujo es el inducido.

Si la espira se cierra, circulará una corriente que, a su vez, creará un campo magnético que contra-
rrestará la variación de flujo. Además, al circular corriente, el campo magnético primero realizará una
fuerza sobre la espira en forma de par de giro. Este par de giro es el resultado aprovechable del motor en
forma de potencia mecánica. Este par busca restablecer el equilibrio existente antes de la introducción de
la espira en el campo magnético intentando alinear los ejes magnéticos de inductor e inducido. Una vez
que están alineados, el par es nulo y el motor cesa su movimiento. Por esta razón, los diferentes tipos
de motor incorporan un mecanismo para evitar que se produzca este equilibrio. En la terminología de
motores, el elemento que permanece fijo es el estator y el que realiza el giro es el rotor. Según el tipo de
motor, el rotor puede ser el inducido y el estator el inductor o viceversa.

La relación entre las frecuencias eléctricas en inductor e inducido y la velocidad de giro del rotor es:

f2 = f1 − n · p (8.1)

siendo f2 la frecuencia en el inducido, f1 la frecuencia en el inductor, n la velocidad angular y p el núme-
ro de pares de polos1. Aquellos motores que emplean un colector de delgas (escobillas) en el inducido
modifican la frecuencia en el circuito exterior, fL, y por tanto fL 6= f2. En base a la ecuación 8.1 se esta-
blecen las categorías de motores. Los dos motores más empleados en los SFB son el motor de continua
y el motor de inducción.

El motor de continua emplea un estator-inductor alimentado por corriente DC (o imanes permanen-
tes), alimentando el rotor-inducido mediante una corriente DC transformada en alterna con un colector

1Una máquina bipolar (p = 1) utiliza en el inductor un circuito magnético con dos polos, Norte y Sur. En esta máquina, el
ángulo magnético y geométrico coinciden. En máquinas multipolares (p > 1) el inductor está constituido por un circuito magné-
tico con pares Norte-Sur que se van sucediendo. En este caso, al realizar el giro completo se recorren varios ciclos magnéticos de
forma que a un ángulo magnético, θ, le corresponde un ángulo geométrico, α, según la relación θ = p · α.
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de delgas. De esta forma, el giro del rotor está sincronizado con la frecuencia de la corriente transforma-
da. En este motor se cumple f1 = 0; fL = 0; f2 = np. El uso de escobillas somete a estos motores a un
desgaste que obliga a su mantenimiento. Por esta razón, no están indicados para su empleo con bombas
sumergidas. No obstante, existen motores DC sin escobillas, donde la conmutación se realiza mediante
un circuito electrónico. Los motores de escobillas no necesitan inversor, tienen buen rendimiento, pero
están indicados para potencias bajas.

El motor asíncrono o de inducción emplea un estator-inductor alimentado por una corriente trifásica
alterna que produce un campo magnético giratorio. El rotor-inducido está constituido por espiras cor-
tocircuitadas (jaula de ardilla). Con esta configuración, se produce un par mecánico que busca alinear
el eje de las espiras con el campo giratorio consiguiendo que el rotor se mueva siguiendo al campo. En
este motor se cumple f1 6= 0; fL = f2 = f1− np. Por tanto, la velocidad de giro es inferior a la frecuencia
de alimentación, lo que confiere a este motor el nombre de asíncrono.

Este tipo de motores son los más comunes y en muchos casos más baratos que los de corriente conti-
nua. Tienen pares de arranque muy bajos, adecuados para bombas que requieren bajo par de arranque,
como las centrífugas. Requieren el uso de un equipo denominado variador de frecuencia para adaptar
las condiciones de trabajo del generador a las del motor.

Bombas hidráulicas

Una bomba es una máquina hidráulica que transforma la energía mecánica con la que es accionada
en energía hidráulica del fluido (agua en el caso de los SFB). Al incrementar la energía del fluido, se
aumenta su presión, su velocidad o su altura, todas ellas relacionadas con la conservación de la energía
expresada en el principio de Bernoulli (ecuación 8.2). Cada tipo de bomba altera uno de estos factores
para transportar el agua.

∆p
ρ

+
∆v2

2
+ g · ∆h = cte. (8.2)

siendo p la presión, ρ la densidad del fluido, v la velocidad, g la gravedad y h la altura.
Las bombas de desplazamiento positivo tienen como principio el aumento de presión. Están formadas

por un contorno móvil que obliga al fluido a avanzar por la máquina por cambios de volumen. Son
apropiadas para altos incrementos de presión y bajos caudales. Necesitan un elevado par de arranque
(por tanto, no pueden ser acopladas directamente al generador).

Se pueden distinguir entre:

Bombas de émbolo alternativo, en las que existe uno o varios compartimentos fijos, pero de volumen
variable, por la acción de un émbolo o de una membrana (figura 8.2). Son destacables las bombas
de diafragma, más económicas, pero que requieren el reemplazo de los diafragmas cada dos o tres
años, dependiendo del fabricante.

Bombas volumétricas, en las que una masa fluida es confinada en uno o varios compartimentos que
se desplazan desde la zona de entrada (de baja presión) hasta la zona de salida (de alta presión)
de la máquina. En los SFB es frecuente el uso de las denominadas bombas helicoidales (figura 8.3).

Las bombas rotodinámicas tienen como principio añadir cantidad de movimiento. En este tipo de bom-
bas hay uno o varios rodetes con álabes que giran generando un campo de presiones en el fluido. Dentro
de este grupo son destacables las bombas radiales o centrífugas (figura 8.4), en las que el fluido entra por

(a) (b)

FIGURA 8.2: Bomba de diafragma.
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FIGURA 8.3: Bomba helicoidal.

el centro del rodete, que dispone de unos álabes para conducir el fluido, y por efecto de la fuerza centrí-
fuga es impulsado hacia el exterior, donde es recogido por la carcasa o cuerpo de la bomba. El contorno
de este cuerpo conduce el fluido hacia las tubuladuras de salida o hacia el siguiente rodete (también
denominado etapa).

Las bombas centrífugas están diseñadas para vencer una presión más o menos constante, propor-
cionando elevados caudales para bajas alturas manométricas, y funcionan bien con pequeños pares de
arranque. Se puede aumentar la altura que son capaces de vencer añadiendo etapas en serie en la misma
bomba. Son bombas simples, robustas y de bajo coste.

Las bombas centrífugas se comportan de acuerdo a las leyes de la semejanza, según las cuales el
caudal es proporcional a la velocidad de giro (ecuación 8.3), la altura es proporcional al cuadrado de la
velocidad (ecuación 8.4) y la potencia mecánica en el eje de la bomba (potencia absorbida por la bomba)
es proporcional al cubo de la velocidad (ecuación 8.5). Dado que la potencia mecánica es el producto
del par por la velocidad angular, el par es proporcional al cuadrado de la velocidad (ecuación 8.6).
Estas leyes nos serán útiles para calcular el cambio en el caudal y altura manométrica de una bomba al
variar su velocidad de giro. La aplicación de estas ecuaciones produce un punto de trabajo con la misma
eficiencia que el correspondiente a la velocidad de giro original. Dicho de otra forma, estas relaciones
son válidas únicamente cuando se establecen entre puntos de trabajo con la misma eficiencia.

Q ∝ n (8.3)
H ∝ n2 (8.4)

Pmec ∝ n3 (8.5)
T ∝ n2 (8.6)

FIGURA 8.4: Bomba centrífuga de superficie y sumergible.
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Según la disposición de la bomba puede distinguirse entre bombas sumergibles, flotantes y de su-
perficie. Las bombas sumergibles suelen conformar un único equipo con el motor y son adecuadas para
pozos profundos de pequeño diámetro. Las bombas flotantes son de aplicación en ríos, lagos o pozos de
gran diámetro, lugares con elevado caudal pero escasa altura manométrica. Finalmente, las bombas de
superficie funcionan por succión a nivel del suelo, facilitando el mantenimiento. Debe tenerse en cuenta
que el nivel de succión es limitado y que, en caso de utilizar agua como lubricante, no deben operar en
seco para evitar el sobrecalentamiento.

Configuraciones típicas

Las cuatro combinaciones de motor eléctrico y bomba de agua más empleadas en los SFV son la mo-
tobomba sumergible con motor AC y bomba centrífuga multietapa, la bomba sumergible con motor en
superficie, la motobomba flotante con bomba centrífuga, y el motor DC con bomba centrífuga flotante.

Según la potencia del generador las configuraciones más comunes son:

Sistemas de baja potencia (50 a 400 Wp): motor DC accionando una bomba de membrana y ali-
mentado por un convertidor DC/DC.

Sistemas de media potencia (400-1500 Wp):

• Motobomba con bomba sumergible centrífuga multietapa y motor asíncrono alimentado por
un variador de frecuencia.

• Motobomba con bomba helicoidal y con motor DC sin escobillas accionado por un control
DC.

Potencia superior a 1 kWp: motobomba con bomba sumergible centrífuga multietapa y motor
asíncrono alimentado por un variador de frecuencia.

8.2.2. Acoplamiento generador-motobomba

Un SFB integra dos equipos cuyo funcionamiento es variable con determinadas condiciones particu-
lares. Por una parte, el generador fotovoltaico varía su curva de salida de acuerdo a la irradiancia y a
la temperatura. Por otra, el conjunto motor-bomba cambia de punto de trabajo según las características
de la entrada al motor y según sean las condiciones del acuífero. Para acoplar adecuadamente estos dos
equipos se hace necesario el uso de un equipo adicional capaz de modificar la señal de salida del genera-
dor para adaptarla a las necesidades de la motobomba, y también de modificar el punto de trabajo de la
motobomba en función de la potencia disponible en el generador. En los sistemas que emplean motores
de inducción este equipo es un variador de frecuencia, y en los que incorporan un motor de continúa se
trata de un convertidor DC-DC.

Convertidor DC-DC

Un convertidor DC-DC es un dispositivo que transforma corriente continua de una tensión a otra.
En los SFB regulan la tensión de entrada a la bomba para que el arranque se realice correctamente y la
estabilizan durante el funcionamiento normal. Según sea la relación deseada entre la tensión de entrada
y la tensión de salida se emplea un tipo de circuito u otro. Por ejemplo, cuando se desea elevar la tensión
de entrada se opta por un circuito tipo Boost (figura 8.5a), pero cuando es necesario que la tensión de
salida sea menor que la de entrada se utiliza un circuito tipo Buck (figura 8.5b). La relación entre la
entrada y la salida se puede regular alterando el ciclo de trabajo del dispositivo de conmutación que
incorpora cada tipo de circuito.

Variador de frecuencia

El variador de frecuencia convencional transforma una señal alterna con una tensión y frecuencia
determinadas en otra señal alterna con otra tensión y frecuencia diferentes. Se compone de un rectifica-
dor y un inversor DC/AC conectados a través de un bus de continua, donde el rectificador convierte la
señal de entrada en continua2, y el inversor la transforma de nuevo en alterna a la tensión y frecuencia
deseada.

2En sistemas FV puede evitarse las pérdidas debida al rectificador conectando directamente al inversor, o bien puede asumirse
esta pérdida y conectar al rectificador, lo que sirve como protección contra inversión de polaridad.
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CPV
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(a) Elevador o Boost.

CPV

SB

DB

LB

CDC

(b) Reductor o Buck.

FIGURA 8.5: Convertidores DC-DC.

Este equipo es el encargado de establecer el punto de trabajo al generador fotovoltaico y a la moto-
bomba de forma que su acoplamiento sea el adecuado en las condiciones de radiación y temperatura
existentes. Para fijar el punto de trabajo del generador, la práctica habitual es recurrir a un control PID3

que toma como base una tensión de referencia adaptada al generador en particular. Es posible incorpo-
rar un buscador de MPP aunque su utilización no es muy frecuente. Para fijar el punto de trabajo de
la motobomba, existen diferentes técnicas de control tales como el control vectorial o el control tensión-
frecuencia o escalar. Nos detendremos en el control escalar por su frecuente aplicación.

Para comprender la estrategia de funcionamiento del control escalar, es de particular importancia
saber que el par de giro máximo de un motor de inducción es proporcional al cuadrado del ratio entre
la tensión y la frecuencia de entrada (ecuación 8.7) [43]:

Tmax = kT

(
V1

f1

)2
(8.7)

Junto a esta relación será útil saber que el flujo producido es proporcional a la fuerza electromotriz
que aparece en el estator, E1, e inversamente proporcional a la frecuencia de entrada, f1 , según expresa
la ecuación 8.8:

φ =
E1

4,44 · N1 · f1
(8.8)

siendo N1 el número de espiras que componen el inductor. Salvo para bajas frecuencias es posible apro-
ximar la tensión de entrada a la fuerza electromotriz en el estator, V1 ' E1. Así, la ecuación 8.8 se
transforma en:

φ ' kφ
V1

f1
(8.9)

Por tanto, si la relación entre la tensión y frecuencia de entrada se mantiene constante, V1
f1

= cte., el
par máximo y el flujo en el entrehierro del motor se mantendrán invariables. Este modo de control es
adecuado para cargas con par constante. Sin embargo, debe tenerse en cuenta que el par de las bombas
centrífugas, cuando el rendimiento es constante, es proporcional al cuadrado de la velocidad de giro
(ecuación 8.6). Utilizar la relación anterior para este tipo de cargas no alcanza los valores de eficiencia
óptimos para el conjunto motobomba. Para este tipo de cargas se han propuesto otros modos de control,
desde una modificación de la curva del control escalar de forma que V1 = kV · f 2

1 [14, 74], o métodos
más sofisticados como el control de deslizamiento o el control vectorial [21, 22, 35, 42].

La aproximación realizada en la ecuación 8.9 no es valida a bajas frecuencias. En esta región es ne-
cesario aumentar el valor de la tensión sobre la frecuencia para conseguir que el flujo magnético en

3El control proporcional-integral-derivativo (PID) es un mecanismo de control con realimentación ampliamente utilizado en
sistemas de control industrial. Los tres parámetros del algoritmo del control tiene en cuenta el efecto del error actual (P), el debido
a un histórico de errores recientes (I) y el causado por el ratio de variación del error (D). Los pesos de una suma ponderada de
estos parámetros pueden ser modificados para ajustar el control.
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el entrehierro sea el adecuado. Por otra parte, por encima de la frecuencia nominal, tanto la estrategia
de control lineal como la de control cuadrático obligan a trabajar en tensiones superiores a la nominal.
Dado que no es recomendable superar este umbral, a partir de este punto la estrategia consiste en man-
tener constante la tensión de alimentación del estator y aumentar sólo la frecuencia. De acuerdo con las
ecuaciones 8.9 y 8.7, el flujo y el par máximo disminuirán, pero la potencia permanece constante con un
control adecuado.

8.2.3. Protecciones para pozo y depósito

Durante el funcionamiento del sistema deben evitarse dos situaciones extremas: el vaciado del pozo
y el desbordamiento del depósito.

Cuando la velocidad de extracción de agua por la bomba supera la velocidad de reposición por el
manantial, el giro de la bomba se realizará en vacío con una mezcla de aire y agua. Este fenómeno,
denominado cavitación, puede dañar la bomba por fricción, vibración excesiva y sobretemperatura.
Un método común para evitar esta situación consiste en controlar la frecuencia de salida del variador.
Cuando la motobomba trabaja en vacío, la potencia mecánica necesaria baja y con ella la corriente. Para
recuperar la tensión de referencia, el variador debe subir la frecuencia indefinidamente. Una vez que
se alcanza una frecuencia límite (por ejemplo, 55 Hz), esta protección debe ordenar el paro del sistema.
Para permitir que el acuífero sea capaz de reponer el agua, el control debe incluir un tiempo de espera
antes de rearmar la bomba.

Contra el desbordamiento del depósito caben medidas de aprovechamiento alternativo del agua.
Por ejemplo, puede añadirse una canalización secundaria que conduzca el agua sobrante para otros
usos como regadío, lavandería, o agua para el ganado. Otro enfoque consiste en detener la extracción de
agua. Este método suele implementarse con la combinación de un presostato en la tubería y una boya
en el depósito. Cuando en el depósito se alcanza un nivel determinado, la boya acciona el cierre de la
entrada al depósito. Sin embargo, la bomba sigue elevando agua de forma que la presión dentro de la
tubería aumenta hasta accionar el presostato. Al igual que en la protección contra el vaciado del pozo,
el control debe incluir un tiempo de espera antes de reanudar la marcha para permitir que baje el nivel
del depósito.

8.2.4. Circuito hidráulico

El circuito hidráulico es el conjunto de accesorios que completan la instalación desde la salida del
pozo o sondeo hasta el punto de suministro, pasando por el almacenaje en depósito elevado en caso
necesario. Comprende elementos tales como la tubería de impulsión, el depósito elevado, la boca de
pozo, la tubería de distribución y valvulería asociada.

La tubería de impulsión es la tubería instalada a la salida de la bomba. Podrá ser de polietileno de
alta densidad y calidad alimentaria, de coste menor pero con ciertos problemas a la hora de la instalación
por su tendencia a enrollarse. Como alternativa están las tuberías autoportantes flexibles que evitan los
problemas anteriores, aunque su coste es mayor, además de requerir terminales específicos fabricados
en acero inoxidable que encarecen la instalación.

Para depósitos pequeños (< 1000 l) debe elegirse un depósito plástico de color negro, ya que los
colores que permiten el paso de la luz favorecen la aparición de algas y otros contaminantes. Este plástico
puede ser polietileno de alta densidad para uso alimentario.

8.3. Dimensionado de un SFB

8.3.1. Potencia hidráulica, mecánica y eléctrica en un SFB

La potencia hidráulica, PH , necesaria para bombear agua es función de la altura vertical aparente,
Hv, y del caudal de agua, Q:

PH = g · ρ ·Q · Hv (8.10)

donde g es la aceleración de la gravedad, y ρ es la densidad del agua.
Expresando PH en watios, Hv en metros y Q en m3/h resulta la ecuación 8.11:

PH = 2,725 ·Q · HV (8.11)

Asumiendo que el agua bombeada sale por el conducto a baja velocidad, la potencia de salida de la
bomba necesita satisfacer PH más las perdidas de fricción en la tubería, Pf . Este valor se asimila a una
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altura equivalente H f asociado a un caudal determinado:

Ht = Hv + H f (8.12)

La potencia eléctrica a la entrada de la motobomba, Pel , es:

Pel =
PH + Pf

ηmp
(8.13)

donde ηmp es la eficiencia de la motobomba.
La potencia eléctrica requerida por la motobomba es entregada por un generador FV y acondicionada

por un acondicionador de potencia:

Pel = P∗g ·
G

Gstc

ηg

η∗g
· ηinv (8.14)

siendo G la irradiancia en el plano del generador, ηinv la eficiencia del equipo de acondicionamiento de
potencia y ηg

η∗g
modela el comportamiento del generador con la temperatura.

8.3.2. Cálculo del caudal diario

El caudal diario bombeado por este conjunto es:

Qd =
∫
d

P∗g · G
Gstc

ηg
η∗g
· ηinv · ηmp

2,725 · HT
dt (8.15)

Debido a las variaciones de la temperatura ambiente y de la irradiancia, y también a causa del com-
portamiento dinámico de los pozos, todos los parámetros mencionados anteriormente varían a lo largo
del tiempo. Por tanto, la resolución de la ecuación 8.15 no es tarea evidente. Comprobando el comporta-
miento de una bomba bajo distintas condiciones es posible elaborar herramientas gráficas que resuelven
la anterior integral para ciertas condiciones de irradiación y de temperatura ambiente, siempre conside-
rando constante la altura total a la que se bombea el agua.

El supuesto de altura total de bombeo constante sólo ocurre cuando, por un lado, las pérdidas de
fricción en la tubería son despreciables y, cuando por otro, el nivel del agua dentro del pozo se mantiene
constante. Lo primero se puede asegurar usando diámetros de tubería suficientemente grandes, práctica
habitual ya que el elevado coste de los sistemas de bombeo obliga al uso de sistemas de transporte
y distribución eficientes. De hecho, obtener pérdidas de fricción por debajo del 5 % de la altura total
(H f < 0,05 · HT) constituye un requisito de optimización de los sistemas fotovoltaicos [74].

Se puede definir una “altura total equivalente”, HTE, como el hipotético valor constante que llevaría
al mismo volumen de agua bombeada que la ecuación 8.15 [73]:

Qd =
P∗g ·

2,725 · Gstc · HTE
·
∫

dia

G · ηg

η∗g
· ηinv · ηmpdt (8.16)

Ahora, dada una HTE, la ecuación 8.16 depende exclusivamente de las condiciones meteorológicas y
de las características de la bomba fotovoltaica.

8.3.3. Cálculo de la altura total equivalente

En la medida de lo posible, es necesario realizar la caracterización del pozo donde se instalará la
bomba. Este ensayo consiste en extraer agua con una bomba portátil, y medir la caída del nivel del agua
en el pozo a un cierto caudal de bombeo y cuando dicha caída se ha estabilizado. Tres son los parámetros
que completan la caracterización del pozo tras el ensayo: el nivel estático, HST , el nivel dinámico, HDT ,
y el caudal de ensayo, Qt. Debe tomarse en consideración que la excesiva velocidad de extracción de
agua de un pozo puede dañar su superficie interna y provocar agujeros que pueden llevar a un eventual
colapso del pozo. Consiguientemente, existe un caudal máximo para cada pozo, Qmax. De hecho, la
información de los ensayos mencionados de caracterización de los pozos están, normalmente, referidos
a este caudal máximo al que se puede extraer el agua de ellos (Qt = Qmax).

Con los resultados de este ensayo es posible calcular HTE mediante [73]:
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HTE = HOT + HST + (
HDT − HST

QT
) ·QAP + H f (QAP) (8.17)

donde HOT representa la altura desde la salida del pozo hasta la entrada al depósito y QAP el caudal
aparente, calculado mediante QAP = α · Qd, y α = 0,047 h−1. El cálculo de las pérdidas de fricción en
función del caudal aparente, H f (QAP), se realiza recurriendo a las curvas proporcionadas por el fabri-
cante de las tuberías o fijando un valor constante. En esta ecuación todas las alturas están expresadas en
metros y los caudales en m3/h.

8.3.4. Procedimiento de dimensionado

Como primera aproximación consideremos constantes a lo largo del tiempo las eficiencias de los
componentes del sistema con la elección de ciertos valores adecuados ( ηg

η∗g
= 0,85, ηmp = 0,35, ηinv = 0,9).

Así, es posible calcular de forma aproximada la potencia nominal del generador necesaria para bombear
un caudal diario Qd a una altura total equivalente HTE a partir de la ecuación 8.16:

P∗g =
10 · HTE ·Qd

Gd/Gstc
(8.18)

donde Gd es la irradiación global incidente en el plano del generador.
Por ejemplo, para bombear 30 m3 diarios a HTE = 40 m, con una radiación diaria en el plano del

generador de Gd = 5 kWh/m2 se necesita un generador fotovoltaico de:

P∗g =
10 · 40 · 30

5
= 2400 Wp

Esta primera aproximación nos permite tener un valor de inicio para el proceso de diseño. A con-
tinuación, dividiendo el caudal diario requerido por la radiación diaria media, se obtiene un número
asimilable a un caudal instantáneo medio (m3/h). Con este caudal, se acude al catálogo del fabricante
elegido4 y se elige un grupo de bombas en el entorno de este caudal instantáneo medio. En general,
los catálogos de los fabricantes recogen información del funcionamiento instantáneo de la bomba a su
frecuencia nominal. Por tanto, las curvas H-Q no son de uso inmediato para el dimensionado de un SFB.
Para aproximar el funcionamiento en frecuencia variable, es recomendable multiplicar el valor de HTE
obtenido anteriormente por un factor de 1,4.

Siguiendo con el ejemplo anterior, la operación 30/5 = 6 nos orienta hacia las bombas SP5 y SP8. En
las curvas H-Q de estas bombas situamos el punto definido por H = 1,4 · 40 = 56 y Q = 6, cortando a
las curvas de las bombas SP5A12 y SP8A12.

Con motivo de la ecuación 8.15 destacamos la necesidad de realizar un proceso de simulación del
funcionamiento de la bomba a diferentes frecuencias y su acoplamiento con un generador bajo diferentes
condiciones de radiación y temperatura. El resultado de este conjunto de simulaciones para cada bomba
suele recogerse en nomogramas o gráficos de doble entrada que relacionan el caudal diario, la altura
total equivalente, la radiación diaria y la potencia del generador fotovoltaico5.

Con los nomogramas correspondientes al grupo de bombas elegidas de forma provisional se obtiene
un valor más preciso de la potencia del generador, y se elige la combinación óptima de generador y
bomba. Por ejemplo, la figura 8.6 recoge un nomograma elaborado para una bomba Grundfos SP8A44
con una radiación diaria en el plano del generador de 4 kWh/m2. Si el caudal requerido fuese de 30 m3/d

y la altura manométrica fuese de 125 m, el generador fotovoltaico debería tener una potencia de aproxi-
madamente 7,5 kWp. Este gráfico de doble entrada también permite saber el caudal que será capaz de
bombear un generador de una potencia determinada contra una altura manométrica concreta o en un
rango de alturas.

Es conveniente recurrir a las curvas del fabricante para comprobar el buen funcionamiento de esta
combinación. Así, como seguridad, debe comprobarse que cuando la potencia entregada por el gene-
rador es igual al 80 % de su potencia nominal, el caudal bombeado correspondiente no debe exceder el
máximo admisible por el pozo.

4A modo de ejemplo, la nomenclatura de Grundfos para las bombas sumergibles es SP-XX-A-YY, siendo XX el caudal instan-
táneo nominal de la bomba e YY un valor relacionado con el número de etapas.

5En el apéndice A se detalla el procedimiento de simulación, implementado en las funciones NmgSFB, prodPVPS y HQCurve de
solaR [78]
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Elección de Potencia de Generador para bomba 8A44 y Gd 4 kWh/m²
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FIGURA 8.6: Ejemplo de nomograma elaborado para un bomba Grundfos SP8A44 con una radiación diaria en el
plano del generador 4 kWh/m2.

Una vez decidida la potencia del generador se elige el número de módulos por serie y el número de
ramas. Cuando se emplean variadores de frecuencia se recomienda que la tensión de entrada al variador
sea al menos:

VDC =

√
2VAC
1,1

(8.19)

Así, para una bomba de tensión de 230 Vac se necesita una tensión en la entrada que no sea inferior a
300 Vdc. A partir de esta tensión se configura el número de módulos por serie y el número de ramas del
generador6.

Dado que el mayor consumo de agua está localizado en los meses de verano, conviene emplear
un ángulo inferior a la latitud, β = |φ| − 10◦. En todo caso, la inclinación debe superar los 15◦ para
conseguir que la lluvia pueda desplazar la suciedad acumulada en los paneles.

Finalmente, a partir del caudal QAP y de la longitud de tubería necesaria, se elige el diámetro de la
misma (mediante las curvas del fabricante) de forma que las pérdidas sean inferiores a un porcentaje
prefijado de HTE.

8.3.5. Estimación del caudal

En el capítulo 7.2 discutimos sobre la incertidumbre asociada a la estimación y predicción del con-
sumo eléctrico. Lo dicho allí sigue siendo de validez para el problema de estimar y predecir el caudal
consumido en una zona rural. Al igual que allí, aportaremos unas cifras de contexto que deben ser
empleadas con cautela al ser incorporadas al ejercicio de dimensionado de un SFB.

La Organización Mundial de la Salud considera que la cantidad diaria adecuada de agua para con-
sumo humano es de 50 litros por habitante. En crisis humanitarias, el estándar mínimo es de 3 litros en

6Normalmente se ajusta la tensión de entrada al variador de forma que sea cercana a la de máxima potencia del generador,
teniendo en cuenta el efecto de la temperatura. Para hacer un cálculo rápido puede tenerse en cuenta que un módulo con 36
células en serie ofrece una tensión de 15 V en este punto cuando está en funcionamiento. Para traducir de forma aproximada este
número a un módulo con diferente configuración eléctrica puede aplicarse una regla de tres.
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climas templados y 5 litros en climas cálidos. En programas de cooperación se consideran abastecimien-
tos del orden de 30 a 35 litros por persona. Para sistemas fotovoltaicos, la referencia [74] recomienda la
cifra de 25 litros por habitante si el suministro se realiza a través de fuentes comunitarias y 45 litros por
habitante si el suministro se realiza con grifo en cada domicilio.

Frente a estas cifras es útil enfrentar los consumos más cercanos a nuestra realidad. El consumo en las
grandes ciudades se encuentra hoy en día cerca de los 250 litros por habitante y día. Si se incluyen todos
los consumos, añadiendo los industriales, riego y otros, en las zonas periféricas con rentas medias más
altas y una densidad urbana menor la dotación media urbana anual se sitúa alrededor de los 350 litros
por habitante y día superando los 500 litros para usos globales, incluyendo el agua urbana, de riego y la
destinada a la agricultura. Estas cantidades están cerca de los 700 litros que cada norteamericano gasta
para lavarse, limpiar el coche o regar.
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Capítulo 9

Seguridad Eléctrica en Sistemas Fotovoltaicos

9.1. Introducción

El funcionamiento de un sistema fotovoltaico supone la existencia de ciertas situaciones que pueden
ser peligrosas para las personas o dañinas para los equipos. En términos generales, estas situaciones
pueden ser analizadas con los conceptos y herramientas de uso común en la ingeniería eléctrica. No
obstante, las peculiaridades de la tecnología fotovoltaica merecen un análisis especial en el contexto
de la seguridad eléctrica. Este análisis será realizado en tres apartados principales. En primer lugar se
estudiará el riesgo para las personas y los mecanismos de protección asociados. A continuación se hará
lo propio con las posibilidades de accidente y métodos de protección para los equipos del sistema. Para
cerrar el capítulo se expondrán los métodos de elección de los diferentes dispositivos de protección
aplicados a un sistema fotovoltaico.

Durante el desarrollo de este capítulo se hará continua referencia a un documento básico en la prác-
tica de la ingeniería eléctrica en España: el Reglamento Electrotécnico de Baja Tensión (REBT) [70]. Esta
normativa, aprobada por Real Decreto en el año 2002, consta de 29 artículos que son desarrollados en un
conjunto de 51 Instrucciones Técnicas Complementarias (ITC-BT) y acompañadas por varias guías de
aplicación. Es reseñable que ni en los artículos ni en las ITC-BT aparece referencia alguna a los sistemas
fotovoltaicos, lo que, en algunos casos particulares, dificulta la aplicación de este REBT a la ingeniería
fotovoltaica.

9.1.1. Definiciones

Para el desarrollo posterior nos serán útiles algunas definiciones recogidas en la ITC-BT-01:

Contacto Directo: contacto de personas o animales con partes activas de los materiales y equipos.

Contacto Indirecto: contacto de personas o animales con partes que se han puesto bajo tensión como
resultado de un fallo de aislamiento.

Partes Activas: Conductores y piezas conductoras bajo tensión en servicio normal. Incluyen el conduc-
tor neutro o compensador y las partes a ellos conectadas.

Masa: Conjunto de las partes metálicas de un aparato que, en condiciones normales, están aisladas de
las partes activas.

Tierra: Masa conductora de la tierra en la que el potencial eléctrico en cada punto se toma, convencio-
nalmente, igual a cero.

Toma de tierra: Electrodo, o conjunto de electrodos, en contacto con el suelo y que asegura la conexión
eléctrica con el mismo.

Material de clase 0: Material en el cual la protección contra el choque eléctrico se basa en el aislamiento
principal; lo que implica que no existe ninguna disposición prevista para la conexión de las partes
activas accesibles, si las hay, a un conductor de protección que forme parte del cableado fijo de la
instalación. La protección en caso de defecto en el aislamiento principal depende del entorno.

127
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Material de clase I: la protección contra el choque eléctrico no se basa únicamente en el aislamiento
principal, sino que comporta una medida de seguridad complementaria en forma de medios de
conexión de las partes conductoras accesibles a un conductor de protección puesto a tierra, que
forma parte del cableado fijo de la instalación, de forma tal que las partes conductoras accesibles
no puedan presentar tensiones peligrosas.

Material de clase II: la protección comporta medidas de seguridad complementarias, tales como el do-
ble aislamiento o aislamiento reforzado. Estas medidas no suponen la utilización de puesta a tierra
para la protección y no dependen de las condiciones de la instalación. Este material debe estar ali-
mentado por cables con doble aislamiento o con aislamiento reforzado.

Material de clase III: la protección no se basa en la alimentación a muy baja tensión y en el cual no se
producen tensiones superiores a 50 V en c.a. ó a 75 V en c.c.

Tensión de contacto: Tensión que aparece entre partes accesibles simultáneamente, al ocurrir un fa-
llo de aislamiento. Por convenio este término sólo se utiliza en relación con la protección contra
contactos indirectos. En ciertos casos el valor de la tensión de contacto puede resultar influido
notablemente por la impedancia que presenta la persona en contacto con esas partes.

Tensión de defecto: Tensión que aparece a causa de un defecto de aislamiento, entre dos masas, entre
una masa y un elemento conductor, o entre una masa y una toma de tierra de referencia, es decir,
un punto en el que el potencial no se modifica al quedar la masa en tensión.

Para los esquemas de conexión a tierra se emplea una codificación basada en dos letras:

Primera letra: conexión de alimentación y tierra.

T= conexión directa de un punto de alimentación a tierra.

I= aislamiento de todas las partes activas respecto a tierra.

Segunda letra: conexión de masas con tierra.

T= masas conectadas directamente a tierra, independientemente de la conexión de alimentación.

N= masas conectadas directamente al punto de alimentación puesto a tierra (en alterna, normal-
mente el neutro).

Con esta codificación, los posibles esquemas de conexión a tierra tienen la siguiente nomenclatura:

TT: un conductor (en alterna, el neutro) puesto a tierra y masas a tierra, pero de forma independiente.

TN: un conductor (en alterna, el neutro) puesto a tierra, y masas conectadas al neutro (directamente o
a través de un conductor de protección).

IT: todos los conductores activos aislados de tierra, y masas conectadas a tierra.

El esquema TT es el empleado por las instalaciones receptoras en una red de distribución pública de Baja
Tensión (BT). En general, es el esquema que debe adoptarse a la salida de los inversores de los Sistemas
Fotovoltaicos Conectados a Red (SFCR). El esquema IT es el habitual en el generador fotovoltaico de los
SFCR europeos. Es muy común referirse al esquema IT con la denominación de configuración flotante
del generador.

9.2. Protección de las personas

9.2.1. Efectos de la corriente eléctrica sobre el cuerpo humano

El efecto que produce la corriente eléctrica sobre el cuerpo humano depende de su intensidad y del
tiempo de duración, tal y como se observa en la figura 9.1. Independientemente de la duración hasta
10 mA no genera efectos peligrosos (calambres) pero por encima de 500 mA puede producir fibrilación
muscular.

La intensidad que puede circular por el cuerpo depende de la tensión de contacto y la resistencia
expuesta. Por tanto, las medidas de seguridad básicas consisten en reducir la tensión a la que se puede
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FIGURA 9.1: Efecto de la corriente que circula por el cuerpo humano según su intensidad y tiempo de duración
[84, 85].

exponer un ser humano y aumentar su resistencia (mediante el uso de guantes, calzado, o aislamiento
del suelo).

La resistencia depende del estado de la piel, sudoración, estado físico, superficie de contacto, presión.
No es homogénea, siendo que cada parte del cuerpo presenta valores diferentes. Tampoco es estable con
el tiempo sino que depende de la duración del contacto y de la tensión aplicada: la resistencia disminuye
con la tensión, realimentandose los efectos de altos valores de tensión y baja resistencia.

También la frecuencia eléctrica es un factor a tener en cuenta. Así, la corriente continua es menos
peligrosa que la alterna convencional, pero puede producir electrolisis de la sangre. El umbral de per-
cepción se sitúa en 2 mA y el umbral de control muscular en 75 mA. La alterna convencional (50 Hz)
tiene su umbral de percepción en 0,5 mA y el umbral de control muscular en 15 mA. Finalmente la co-
rriente alterna empleada en algunas aplicaciones industriales (10 kHz) presenta efectos más leves que la
alterna convencional debido al efecto pelicular1. Su umbral de percepción está en 5 mA y el umbral de
control muscular en 75 mA.

Los efectos que produce la corriente dependen también de la trayectoria que sigue al atravesar el
cuerpo, siendo más graves cuando en el camino se encuentran órganos vitales. Dado que esta trayectoria
se realiza siguiendo la ruta más corta o la de menor resistencia, la posibilidad de atravesar órganos
vitales dependerá de los puntos de contacto con la tensión eléctrica. Los efectos también dependen de
la edad, el sexo, el estado físico, la fatiga o el miedo.

En base a estas consideraciones, se establecen unos requisitos para la tensión y la corriente de segu-
ridad [48, 68, 70, 85]:

Se establecen dos condiciones: emplazamientos secos o húmedos (instalaciones de interior); em-
plazamientos mojados (instalaciones en intemperie).

Se define como tensión de seguridad la tensión de contacto máxima admisible durante al me-
nos cinco segundos. Para emplazamientos secos es de 120 V para corriente continua y 50 V para
corriente alterna. Para emplazamientos mojados es de 60 V para corriente continua y 24 V para
corriente alterna.

La corriente máxima admisible se fija en 30 mA para alterna y 100 mA para continua.

1Según este efecto, la corriente tiende a circular por la piel con frecuencias elevadas.
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9.2.2. Protección contra contactos directos

La figura 9.2 muestra los esquemas eléctricos equivalentes a un contacto directo que se produce en
un sistema fotovoltaico cuando el esquema de conexión a tierra es TT o TN. En estos esquemas el cuerpo
humano está simbolizado por las resistencias Rh (resistencia del cuerpo) y Rp (resistencia equivalente
del contacto del cuerpo con el terreno). Rts es la resistencia de la toma a tierra de servicio, que conecta un
conductor con la puesta a tierra, y Rtp es la resistencia de la toma a tierra de protección, que conecta las
masas con la puesta a tierra en un esquema TT. En algunos casos, en los esquemas TN es recomendable
insertar una resistencia entre las masas y la resistencia de servicio para aumentar la protección de los
equipos. Por simplicidad esta resistencia no ha sido incluida aquí, aunque sí en la figura 9.6.

En estas condiciones, la corriente que circula por el cuerpo depende del valor de estas resistencias y
de la tensión entregada por el generador. El caso peor se produce cuando el generador se encuentra en
circuito abierto, VocG. Por tanto, la máxima corriente de fuga que puede producirse, IF,max, es:

IF,max =
VocG

Rh + Rp + Rts
(9.1)

Cuando el esquema de conexión a tierra es IT, el contacto directo no puede cerrar el circuito y por
tanto IF,max = 0. Sin embargo, es necesario tener en cuenta que la resistencia de aislamiento de los
equipos, y particularmente la de los módulos fotovoltaicos es finita. Más aún, al conectar eléctricamente
un número NT de módulos, la resistencia de aislamiento del conjunto, Riso, es la equivalente al paralelo
de las individuales, R(m)

iso . Es importante resaltar que NT es el número total de módulos que componen el
generador dado que la conexión de las resistencias de aislamiento es en paralelo, independientemente
de la configuración eléctrica del generador (figura 9.3).

Así, la resistencia de aislamiento del generador, Riso, es:

Riso =
R(m)

iso
NT

(9.2)

y por tanto, se puede demostrar que la corriente de fuga máxima en una conexión IT es [48]:
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(a) Esquema TT.
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(c) Esquema sim-
plificado TT y TN.

FIGURA 9.2: Esquema eléctrico de un contacto directo en un sistema fotovoltaico con esquema de puesta a tierra
TT o TN.
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FIGURA 9.3: Resistencia de aislamiento distribuida en un generador fotovoltaico con esquema de conexión a tierra
IT.
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I f =
VocG

Riso + Rh
(9.3)

Siendo un sistema de corriente continua, la máxima corriente admisible es inferior a 100 mA. Con
este valor se puede calcular la mínima resistencia de aislamiento que elimina el riesgo por contactos
directos:

I f ≤ 100 mA =⇒ Riso ≥ 10 ·VocG − Rh (9.4)

Este análisis corresponde al funcionamiento en régimen permanente. Si se tiene en consideración el
transitorio debido a la capacidad distribuida existente entre el generador y tierra (Figura 9.4) se pue-
de calcular la corriente de descarga que se producirá a través del cuerpo humano procedente de esta
capacidad.

Salvo en sistemas defectuosos, se cumple Riso � Rh y por tanto la asociación paralelo de la resisten-
cia de aislamiento con la de la persona puede aproximarse por esta última, Riso||Rh ' Rh. El compor-
tamiento eléctrico de un ser humano puede ser representado con una resistencia tipo de Rh = 1000 Ω.
Para la capacidad es posible adoptar un valor de Ciso = 1 µF de acuerdo a ensayos en sistemas reales
[48]. De esta forma, la constante de tiempo de este sistema es T ' Ciso · Rh = 1 ms. Según la norma
CEI479-2 la corriente de descarga tiene una duración equivalente a tres veces la constante de tiempo del
circuito, Tdesc = 3 · T = 3 ms y se calcula con:

Idesc =
VocG

Rh ·
√

6
(9.5)

Según la norma CEI479-2, dado que la descarga dura 3 ms, se necesitan tensiones de generador su-
periores a los 1000 V para producir dolor, y tensiones superiores a los 3000 V para que exista riesgo por
fibrilación [84].

9.2.3. Protección contra contactos indirectos

En un contacto indirecto la persona toma contacto con una parte del sistema que no debiera estar
puesta a potencial (por ejemplo, la estructura metálica, el marco de los módulos o las carcasas de los
equipos eléctricos). Sin embargo, algún defecto del sistema puede provocar que la resistencia de aisla-
miento sea demasiado baja, produciéndose un camino por el que fluye la corriente de fuga, exponiendo
a la persona a un potencial de contacto peligroso. En las figuras que se muestran a continuación se su-
pone que el contacto se produce en el marco del generador fotovoltaico, representado con una línea
discontinua.

Cuando el esquema de conexión a tierra es TT, un contacto indirecto como el representado en la
figura 9.5 produce una tensión de contacto, Vc, que depende de la corriente de fuga y la resistencia de la
tierra de protección. Es posible demostrar que la máxima corriente de fuga posible es la de cortocircuito
del generador [48]. Por tanto,

Vc ' IscG · Rtp (9.6)

Cuando el esquema de conexión a tierra es TN (figura 9.6) el circuito se cierra a través de la resis-
tencia de aislamiento del generador y de la resistencia R que conecta la toma a tierra con el conductor
puesto a tierra. Por tanto, el contacto indirecto no produce tensión en el ser humano, Vc = 0, aunque sí
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FIGURA 9.4: Capacidad distribuida en un generador fotovoltaico con esquema de conexión a tierra IT.
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FIGURA 9.5: Esquema eléctrico de contacto indirecto en un sistema fotovoltaico con esquema de conexión a tierra
TT.
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FIGURA 9.6: Esquema eléctrico de contacto indirecto en un sistema fotovoltaico con esquema de conexión a tierra
TN.

existirá una corriente de fuga cuyo valor depende de la resistencia de aislamiento del generador y de la
resistencia R (ecuación 9.7):

IF,max =
VocG

Riso + R
(9.7)

Cuando el esquema de conexión a tierra es IT, un contacto indirecto como el representado en la figura
9.7 no puede cerrar el circuito. En esta situación no existirá corriente de fuga, IF = 0, y la persona no
estará expuesta a tensión de contacto, Vc = 0.

9.2.4. Resumen de protecciones

Según la ITC-BT-24 las protecciones a utilizar para proteger frente a contactos directos deben estar
basadas en evitar que una persona pueda entrar en contacto con las partes activas de la instalación, e
incluye una protección complementaria cuando las anteriores no consiguen su objetivo:

Protección por aislamiento de las partes activas.

Protección por medio de barreras o envolventes.

Protección por medio de obstáculos.

Protección por puesta fuera de alcance por alejamiento.
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FIGURA 9.7: Esquema eléctrico de contacto indirecto en un sistema fotovoltaico con esquema de conexión a tierra
IT.

Protección complementaria por dispositivos de corriente diferencial-residual.

Esta misma ITC-BT-24 recoge las formas de protección para contactos indirectos:

Protección por corte automático de la alimentación: cuando se produce el contacto, el objetivo es
evitar que la fuente eléctrica siga alimentando la fuga.

Protección por empleo de equipos de clase II2 o por aislamiento equivalente, con la misión de
alcanzar resistencias de aislamiento de alto valor y estables en el tiempo.

Puesta a tierra, como camino preferente para conducir la corriente de fuga y para servir de poten-
cial común para todos los elementos que entran en contacto con ella.

En un sistema fotovoltaico es de uso común que el esquema de tierra sea IT en la zona del generador
fotovoltaico y TT a partir de la salida del inversor. En este contexto, todo el sistema de protecciones
reseñado se puede condensar en tres niveles [48]:

Nivel 1: Refuerzo del aislamiento de las partes activas.

Nivel 2: Sistema de detección de aislamiento.

Nivel 3: Puesta a tierra.

El nivel 1, o refuerzo del aislamiento de las partes activas incluye las siguientes medidas:

Configuración flotante del generador: se impiden los accidentes por contactos indirectos.

Cableado con aislamiento de protección para reforzar la protección contra contactos indirectos3.

Aislamiento galvánico AC-DC: Mediante transformadores de devanados independientes en los
inversores se imposibilita el cierre de corriente de fallo a través del inversor.

El nivel 2, o sistema de detección de aislamiento abarca las medidas necesarias para comprobar el ade-
cuado funcionamiento del nivel 1 y las actuaciones a llevar a cabo cuando el nivel 1 ha fallado. Para
la vigilancia es común el empleo de un vigilante de aislamiento. Una posible implementación consiste
en un equipo que genera una señal de baja frecuencia (2 a 5 Hz) para evitar las fugas capacitivas del
cableado, la inyecta en un polo activo y mide la corriente de retorno por tierra, obteniendo así una me-
dida indirecta de la resistencia de aislamiento. Cuando el valor obtenido se encuentra por debajo de
cierto umbral (característico del sistema, tal y como describe la ecuación 9.2) el vigilante ordena una
secuencia de acciones para evitar el accidente eléctrico. La secuencia más recomendable debe compren-
der la parada y desconexión del inversor, el cortocircuito del generador fotovoltaico y la puesta a tierra

2Véase la definición aportada al principio de este capítulo.
3Se suele aceptar que un módulo fotovoltaico está dotado de las características propias de un material de clase II. La combi-

nación de módulos fotovoltaicos con cableado con aislamiento de protección cumple así el requerimiento de emplear materiales
de clase II exigido por la ITC-BT-24 para evitar contactos indirectos.
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del mismo. Sin embargo, esta secuencia conlleva la utilización de varios elementos de protección que
pueden encarecer en demasía el equipo inversor. Por esta razón, algunos equipos de menor potencia
optan por desconectar al inversor del generador (a pesar de que en esta situación la tensión del campo
fotovoltaico es la máxima disponible) y otros optan por continuar funcionando pero activan una alarma
que puede ser visual o comunicada telemáticamente.

Los dos niveles anteriores se asientan sobre el nivel 3, que proporciona la protección de la puesta a
tierra directa de todas las masas accesibles de la planta. Gracias a ella se consigue limitar la tensión que
con respecto a tierra puedan adquirir las masas en caso de derivación, y se dota de un potencial común
a todas las masas accesibles de forma simultánea4.

9.2.5. Puesta a tierra

Un sistema de puesta a tierra consta de la toma a tierra (generalmente picas o placas metálicas resis-
tentes a la corrosión), un conjunto de conductores de tierra que conectan la toma a tierra con el borne
principal de tierra, lugar al que van conectados los conductores de unión equipotencial (para mante-
ner el mismo potencial con otros elementos parcialmente enterrados, como canalizaciones metálicas)
y los conductores de protección, que unen las masas con la toma a tierra. Es importante remarcar la
necesidad de que todos los elementos del sistema de puesta a tierra de un sistema fotovoltaico estén
interconectados. De esta forma, todas las masas metálicas accesibles por una persona están conectadas a
una superficie equipotencial, disminuyendo así la posibilidad de aparición de tensiones peligrosas entre
masas que pertenecen a equipos diferentes.

Para el cálculo de la resistencia de la puesta a tierra constituida por una única pica vertical, es apli-
cable la ecuación Rt = ρ

Lp
, siendo ρ la resistividad del terreno y Lp la longitud de la pica. De forma

orientativa, la tabla 9.1 ofrece unos valores medios aproximados de resistividad en función del terreno.
Para mejorar la resistencia de la puesta a tierra, se utilizan varios electrodos interconectados separa-

dos una cierta distancia. En términos generales, es suficiente con ubicar una pica cada 10 m o 15 m. La
resistencia equivalente del conjunto puede aproximarse por el paralelo de las individuales. Así, deno-
tando con np el número de picas que componen el sistema de puesta a tierra, su resistencia es:

Rt '
ρ

np · Lp
(9.8)

Por ejemplo, para conseguir una Rt = 5 Ω en un terreno con ρ = 100 Ω se deberán utilizar aproxi-
madamente 10 picas de una longitud de 2 metros (cada una de ellas tendrá una resistencia Rt,i = 50 Ω).

Una de las misiones de la puesta a tierra consiste en disminuir la tensión de contacto que aparece
al circular una corriente de fugas durante un contacto indirecto. Los esquemas IT y TN no producen
tensión de contacto en el primer contacto indirecto y, por tanto, sólo el esquema TT necesita esta función
de la puesta a tierra. En este esquema, suponiendo la existencia de un dispositivo de protección (por
ejemplo, un vigilante de aislamiento) que limita la corriente de fuga, el valor de la resistencia de la
puesta a tierra debe cumplir:

Rtp ≤
Vmax

I f
(9.9)

Apliquemos la ecuación 9.9 a un ejemplo concreto. Una instalación fotovoltaica se considera local
mojado5, así que la máxima tensión de contacto admisible en la zona de corriente continua es Vmax =
60 V. Al ser corriente continua la máxima corriente admisible que puede circular por el cuerpo humano

TABLA 9.1: Valores medios aproximados de la resistividad en función del terreno según la ITC-BT-18.

Terrenos cultivables fértiles 50 Ω m

Terrenos cultivables poco fértiles 500 Ω m

Suelos pedregosos 3000 Ω m

4Cuando dos masas pertenecientes a dos equipos diferentes son accesibles simultáneamente por una única persona, es posible
que, ante un defecto de funcionamiento, entre las dos masas aparezca una tensión peligrosa para un ser humano. La equipoten-
cialidad de una toma a tierra común evita la aparición de estas tensiones.

5Según la ITC-BT-30, se consideran como locales o emplazamientos mojados las instalaciones a la intemperie.
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es Imax = 100 mA. Si este generador fotovoltaico utiliza el esquema TT e incorpora un dispositivo de
protección que limite la corriente de fuga, deberá emplear una toma a tierra que cumpla Rtp ≤ 600 Ω.

Un esquema IT es intrínsecamente seguro ante contactos indirectos, pero es posible que el generador
fotovoltaico ya haya tenido un primer defecto a tierra. Si permaneciendo este primer fallo se produce
un contacto indirecto adicional, el sistema produce una tensión de contacto que hay que limitar. En esta
situación, dado que el primer fallo a tierra transforma el esquema IT en un esquema TT, el valor límite
de la resistencia de la puesta a tierra en ausencia de un dispositivo que limite la corriente de fuga es:

Rtp ≤
Vmax

Isc
(9.10)

Consideremos ahora la instalación fotovoltaica anterior con un esquema IT. Suponiendo que el ge-
nerador tiene una corriente de cortocircuito igual a Isc = 150 A, para proteger frente a la eventualidad
de la combinación de un primer fallo a tierra con un segundo contacto indirecto, suponiendo que el
sistema no incorpora un dispositivo que limite la corriente de fuga (o para proteger también frente a la
posibilidad de que éste no realice correctamente su función) la resistencia de la puesta a tierra debe ser
ahora Rtp ≤ 0,4 Ω.

Este segundo cálculo arroja un valor difícilmente alcanzable en un terreno con valores de resistivi-
dad eléctrica normales dentro de ciertos costes razonables. En general, se suele adoptar como requisito
mínimo el resultado de la ecuación 9.9 aplicado a la zona de corriente alterna (por tanto, empleando
Vmax = 24 V y Imax = 30 mA). Con este primer resultado se diseña un sistema de puesta a tierra. Según
las condiciones del terreno, la accesibilidad a personas y coste asumible, se intenta mejorar la puesta a
tierra con la vista puesta en el resultado de la ecuación 9.10 aplicada al generador fotovoltaico.

A la hora de realizar puestas a tierra en lugares donde ya existen tomas a tierra que pertenecen a otras
instalaciones eléctricas es importante entender su funcionalidad para tomar la decisión correcta. Cuando
el sistema de tierra existente corresponda a la instalación de Baja Tensión del edificio en el que se ubicará
el SFCR (situación habitual en la integración en edificios), se utilizará la puesta a tierra existente para
conectar las masas del sistema fotovoltaico. De esta forma, todas las masas metálicas accesibles para una
persona estarán unidas a una superficie equipotencial y así, en caso de fallo de aislamiento, no podrá
estar expuesto a una tensión peligrosa. Cuando el sistema de tierras existente corresponde al neutro de
Media Tensión del transformador de la compañía eléctrica es necesario separarse suficientemente para
no interferir en su funcionamiento6. Según la ITC-BT-08, dos tomas de tierra son independientes cuando
al circular la máxima corriente de defecto por una de ellas, la otra no alcance, respecto a un punto de
potencial cero, una tensión superior a 50 V. Para terrenos de resistividad no elevada (ρ < 100 Ω m), esta
condición se cumple para distancias superiores a 15 m.

9.3. Protección de los equipos

9.3.1. Tormentas eléctricas

En el interior de las nubes se producen corrientes de aire con suficiente velocidad como para atomizar
las partículas de agua y hielo del interior y dotarlas de carga electrostática. Las partículas cargadas
positivamente ascienden a las capas superiores de las nubes y las negativas permanecen en la base
(figura 9.8). Esta separación de cargas produce un campo eléctrico en el interior del núcleo tormentoso.
Por otra parte, las cargas negativas de las capas inferiores atraen a las cargas positivas de la superficie
terrestre. Cuando el campo eléctrico interno de la nube alcanza la ruptura del aire, se producen las
descargas eléctricas hacia la superficie terrestre. Esta descarga comienza en la nube con un trazador
descendente. Cuando este trazador se acerca a una distancia de entre 10 a 100 m de la tierra, se generan
diversos trazadores ascendentes desde la superficie terrestre en busca del trazador descendente. Aquel
trazador ascendente que conecta con el descendente cierra la descarga y determina el lugar del impacto.

La descarga está determinada principalmente por el campo eléctrico interno de la nube. Sólo cuando
el trazador se encuentra a una distancia de entre 10 a 100 metros, las condiciones locales suponen una
influencia determinante en la localización del impacto. Por ejemplo, las construcciones metálicas de
mayor altura (antenas) o superficie (instalaciones fotovoltaicas) favorecen la formación de trazadores
ascendentes que conecten con el descendente. Por tanto, las instalaciones fotovoltaicas no aumentan la
probabilidad de descargas locales, pero una vez que se producen, son lugares con mayor probabilidad
de impacto.

6Por ejemplo, el artículo 12 del RD1663/2000 dice expresamente que “la puesta a tierra de las instalaciones fotovoltaicas
interconectadas se hará siempre de forma que no se alteren las condiciones de puesta a tierra de la red de la empresa distribuidora”.
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FIGURA 9.8: Formación de un rayo eléctrico (imagen elaborada a partir de la fotografía disponible en
http: // commons. wikimedia. org/ wiki/ File: DC16_ Lightning. jpg ).

9.3.2. Sobretensión inducida

El efecto de una descarga eléctrica sobre un sistema fotovoltaico se manifiesta mayoritariamente en
forma de sobretensión inducida. Esta sobretensión aparece por tres fenómenos de acoplamiento dife-
renciados: el galvánico, el capacitivo y el inductivo [20].

El acoplamiento galvánico surge cuando la descarga se produce de forma directa sobre alguna parte
del sistema. En esta situación, los elementos metálicos conducen la corriente de la descarga, pudiéndose
producir corrientes paralelas cuando el aislamiento de los cables o equipos no es capaz de confinar la
corriente en el conductor.

El acoplamiento capacitivo en el generador fotovoltaico se debe a la existencia de cargas positivas en
la superficie terrestre atraídas por la carga negativa de la base del núcleo tormentoso. Este sistema, cuya
estructura está conectada eléctricamente a tierra, quedará cargado positivamente. Cuando se produce
la descarga eléctrica, la distribución de cargas cambia súbitamente. Como un condensador que se des-
carga de forma violenta, circulará una corriente de valor elevado y la tensión respecto a tierra cambiará
rápidamente.

Para entender el acoplamiento inductivo hay que recordar que una descarga eléctrica supone una
corriente de gran valor en un lapso de tiempo muy corto7, originando una inducción magnética a su
alrededor. Según describe la ley de Faraday-Lenz, un campo magnético variable produce una fuerza
electromotriz proporcional a la variación de su flujo. Así, aquellos conductores que, a modo de ante-
na, capten el flujo magnético derivado de la descarga, desarrollarán una sobretensión inducida en sus
extremos (figura 9.9).

El valor de la sobretensión depende de la velocidad del cambio del flujo magnético. Asumiendo que
el flujo magnético es proporcional al campo magnético y al área que atraviesa, pueden distinguirse cua-
tro factores que determinan la sobretensión inducida: tiempo de aparición y extinción de la descarga,
distancia de la descarga al generador, intensidad de la descarga y área efectiva del generador. Los tres
primeros factores dependen del mecanismo formador de la tormenta, ante los cuáles el diseñador y el
instalador poco pueden hacer. Sin embargo, el área efectiva que el generador fotovoltaico ofrece a la
inducción magnética son responsabilidad directa tanto del diseñador como del instalador. Cuando el
cableado del generador recorre el perímetro, el bucle eléctrico tiene un área similar a la del generador.
De esta forma, al ocurrir una descarga eléctrica, el flujo magnético será probablemente alto. Para reducir
el flujo captado los conductores deben ser guiados a lo largo de caminos cercanos, de forma que la super-
ficie de captación que forman sea la mínima necesaria. Además, cada cierta distancia se deben realizar

7El 50 % de las descargas conducen 30 kA, con un ratio de 20 kA/µs [20].
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FIGURA 9.9: Inducción sobre un generador.

cruzamientos entre los cables y así crear bucles anidados con signos alternos que contribuyen a redu-
cir aún más el flujo captado. Esta estrategia se emplea en ciertas ocasiones en las redes de distribución
eléctrica, tal y como se aprecia en la figura 9.10.

9.3.3. Sistemas de protección

Los sistemas de protección se dividen en métodos de protección externa frente a descargas y métodos
de protección frente a sobretensiones.

Un sistema de protección externa frente a descarga tiene la tarea de captar y conducir adecuada-
mente la descarga para evitar que impacte sobre el objeto a proteger. Se compone de un terminal aéreo,
el conductor de bajada (que, en caso de ser varios, deberán estar interconectados) y la red de puesta a
tierra. El terminal aéreo capta la descarga y la conduce a través del conductor de bajada hasta la red de
tierra, que deberá difundir la corriente de forma segura en la superficie. Dado que este sistema de pro-
tección puede conducir impulsos de corriente de alto valor, generará campos magnéticos a su alrededor,
con el consiguiente peligro de sobretensión. Es necesario respetar una distancia de seguridad (más de

FIGURA 9.10: Cruzamiento de líneas en una red aerea para aumentar la protección contra sobretensiones.
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1 m) entre los conductores de bajada y la instalaciones metálicas cercanas. Si no se puede respetar esta
distancia, el sistema de puesta a tierra de la protección externa y la estructura metálica deben interco-
nectarse para evitar la aparición de arcos entre conductores al circular la descarga. Por el contrario, si la
distancia es superior a la de seguridad, los sistemas de puesta a tierra deben ser independientes8.

La utilización de un sistema de protección externa depende de dos factores principales: la proba-
bilidad estadística de tormentas eléctricas en la zona9 y el tamaño del sistema a proteger. En general,
los sistemas fotovoltaicos cuya potencia es inferior a 500 Wp (por ejemplo, los sistemas domésticos de
electrificación rural) no requieren de sistemas protección externa.

Los métodos de protección frente a sobretensiones persiguen igualar los diferentes potenciales que se
producen en el momento en el que se aparece la sobretensión a uno común de seguridad. Por tanto, estos
métodos están formados por una red de tierras que proporciona el potencial común y por dispositivos
que, cuando es necesario, conectan los conductores a proteger a este potencial común. Los varistores
suelen ser empleados para cumplir esta función. El comportamiento de un varistor se asemeja a una
resistencia variable con la tensión, con un valor muy alto cuando la tensión está por debajo de un umbral
(de forma que todos los conductores permanecen desconectados de tierra en funcionamiento normal) y
con valor casi nulo cuando se supera el umbral (de forma que todos los conductores son conectados a
tierra durante la breve duración de la sobretensión). Estos dispositivos tienen un tiempo de actuación
bajo (inferior a los 25 ns) y una corriente máxima de actuación de 15 kA, con una tensión residual inferior
a 2 kV.

Es importante tener en cuenta que cuando un varistor actúa, realiza un cortocircuito entre sus cone-
xiones. De ahí que se deba evitar su ubicación entre elementos que puedan interactuar de forma dañina
cuando se produce un cortocircuito. Por ejemplo, la figura 9.11 muestra el estado en el que quedó una
caja de protecciones después de que los varistores que albergaba entrasen en funcionamiento. Esta caja
estaba conectada a la salida del generador fotovoltaico y de ella partían varios metros de cable hasta el
inversor DC/AC. Pero los varistores no eran el último elemento de la caja: entre ellos y la salida se ins-
talaron sendos fusibles en cada polo. ¿Qué ocurrió? Cuando los varistores entraron en funcionamiento
para intentar reducir una sobretensión atmosférica, se comportaron como un cortocircuito. Este camino
fácil ofrecido por los varistores fue aprovechado por los condensadores que los inversores tienen en la
entrada para descargar su carga almacenada. Esta descarga adicional podía ser asumida sin problemas
por los varistores, pero también atravesó a los fusibles, que no estaban capacitados para hacer frente
a esta intensidad. Los fusibles explotaron y con ellos todos los elementos de la caja. La solución fue
sencilla: se retiraron todos los fusibles situados entre los varistores y el inversor.

9.4. Elementos de protección

A continuación se describen los diferentes elementos que son necesarios para acometer las tareas de
protección reseñadas en los puntos anteriores.

FIGURA 9.11: Efectos del funcionamiento de un diseño defectuoso de una caja de protecciones que incluye varis-
tores.

8Según la ITC-BT-08, dos tomas de tierra son independientes cuando al circular la máxima corriente de defecto por una de
ellas, la otra no alcance, respecto a un punto de potencial cero, una tensión superior a 50 V.

9El cálculo de esta probabilidad requiere del uso de mapas de nivel isoceráunico y puede ser estimada mediante el procedi-
miento descrito en el apartado 4.2 de [20].
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9.4.1. Protecciones en DC

Cortocircuitos

El cortocircuito es un punto de trabajo no peligroso para el generador fotovoltaico. Puede, sin em-
bargo, ser perjudicial para el inversor. Como medio de protección se recomienda incluir fusibles en cada
polo10. Por otra parte, el portafusible asociado sirve como elemento de seccionamiento, facilitando las
tareas de mantenimiento. Aunque el cortocircuito no sea peligroso para el generador, su establecimiento
o extinción pueden ocasionar fácilmente un arco eléctrico si la maniobra no se realiza con suficiente cele-
ridad. De ahí que el seccionamiento de parte del generador empleando los portafusibles deba realizarse
exclusivamente cuando el inversor se encuentra en modo de parada.

Por otra parte, para evitar cortocircuitos ocasionados por eventuales pérdidas de aislamiento en
cables, es recomendable la conducción separada del positivo y del negativo. Esta recomendación debe
realizarse de forma que el área efectiva ante tormentas eléctricas siga siendo la mínima posible.

La elección de los fusibles se realiza mediante las ecuaciones 9.11 y 9.12:

IB < In < Iz (9.11)
I2 < 1,45 · Iz (9.12)

siendo IB la intensidad de diseño de la línea, In la intensidad nominal del dispositivo de protección, Iz
la intensidad admisible por el conductor e I2 la intensidad que asegura efectivamente el funcionamiento
del dispositivo de protección. Para fusibles, normalmente I2 = 1,6 · In. En instalaciones fotovoltaicas
suele emplearse la relación In ≥ 1,25 · Isc para evitar paradas innecesarias, siendo Isc la corriente de
cortocircuito de la rama asociada al fusible en cuestión.

En las instalaciones eléctricas convencionales es frecuente el empleo de fusibles (y otros elementos
de protección) en cascada con poder de corte creciente en dirección al punto de conexión a red. Esta
práctica se basa en que, en la red convencional, la corriente de cortocircuito es sustancialmente superior
a la de operación. Sin embargo, su traslación directa a los sistemas fotovoltaicos carece de sentido dada
la similitud entre ambas corrientes. Aunque puede defenderse su utilidad al permitir el seccionamiento
parcial del generador debe tenerse en cuenta que esta funcionalidad la ofrece el portafusibles y no el
fusible mismo.

Sobretensiones

La entrada de los equipos electrónicos (inversores o reguladores) está protegida mediante varistores,
tal y como ha sido descrito en el apartado de protección de equipos. El rango de la tensión de operación
está definido por la tensión en el punto de máxima potencia y tensión de circuito abierto del generador
fotovoltaico.

En la figura 9.12 se muestra un ejemplo de una caja de protecciones situada a la salida de un genera-
dor fotovoltaico. Incluye un conjunto de fusibles de rama tanto en el polo positivo como en el negativo.
A la salida del paralelo de estos fusibles se han instalado tres varistores, uno para conectar el polo po-
sitivo con tierra, otro para conectar el polo negativo con tierra y otro tercero para interconectar los dos
polos. Existen equipos comerciales que incluyen los tres varistores interconectados.

9.4.2. Protecciones en AC

Cortocircuitos y sobrecargas

Según el RD 1663-2000 [8] es necesario incluir un interruptor general manual, que será un interruptor
magnetotérmico omnipolar. Este interruptor, que se ubica en el cuadro de contadores de la instalación
fotovoltaica, será accesible sólo a la empresa distribuidora, con objeto de poder realizar la desconexión
manual, que permita la realización, de forma segura, de labores de mantenimiento en la red de la com-
pañía eléctrica. Esta inaccesibilidad obliga a introducir un segundo magnetotérmico omnipolar en la
instalación, de menor intensidad nominal, que será el que realmente proteja a la instalación AC de las
sobrecargas y cortocircuitos. Este segundo magnetotérmico actuará antes que el interruptor general ma-
nual, salvo cortocircuitos de cierta importancia provenientes de la red de la compañía. Asimismo, con
el fin de dar cierta independencia a las líneas propias de cada inversor, se suele incluir un interruptor
magnetotérmico de menor corriente para cada inversor.

10Para instalaciones fotovoltaicas son de uso común los fusibles de tipo gG normalizados según la norma EN 60269.
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FIGURA 9.12: Caja de protección DC. Incluye dos fusibles por rama y varistores entre polos y tierra.

Se recomienda el empleo de magnetotérmicos tipo C, los utilizados cuando no existen corrientes de
arranque de consumo elevadas, cumpliendo las ecuaciones 9.11 y 9.12, junto con la relación I2 = 1,45 · In,
característica de los interruptores magnetotérmicos normalizados.

Fallos a tierra

La instalación contará con un interruptor diferencial de sensibilidad adecuada11 en la parte de co-
rriente alterna, para proteger de derivaciones en este circuito. Con el fin de que sólo actúe por fallos a
tierra, será de una corriente asignada superior a la del magnetotérmico de protección.

Para comprender dónde debe ser ubicado este interruptor, es necesario recordar su funcionamiento.
Un interruptor diferencial está basado en un toroide que enlaza a todos los conductores. Si existe una
corriente de defecto, la corriente en cada conductor es diferente (figura 9.13). La corriente de defecto
circulará por tierra hasta alcanzar un camino de entrada al circuito. En redes de distribución pública,
donde el esquema de conexión a tierra es TT, este camino de entrada se encuentra en la puesta a tierra
del neutro del centro de transformación.

Supongamos ahora que se coloca un interruptor diferencial (simbolizado en la figura 9.13 por un
círculo) a la izquierda del fallo a tierra. En esta posición la corriente que circula por los dos conductores
es la misma, el interruptor diferencial no detectará ninguna anomalía y no cortará el circuito. Sin em-
bargo, si el interruptor estuviese situado entre el fallo y la puesta a tierra del centro de transformación,
detectaría el defecto dado que, en ese punto, la corriente que circula por cada conductor es diferente.
Por tanto, el diferencial no protege el tramo comprendido entre él y el centro de transformación.

Es así que, para proteger la mayor longitud de circuito posible, la ubicación del interruptor diferen-
cial debe estar lo más cerca posible del punto de conexión con la red eléctrica. En otras palabras, es un
error situar el interruptor diferencial justo en la salida de los inversores, dado que todo el tramo entre
ese punto y la conexión con la red quedará desprotegido.

Por otra parte, es importante tener en cuenta que, al estar basado en la ley de Faraday (fuerza elec-
tromotriz creada por un flujo magnético variable), no funciona en circuitos de corriente continua12.

Puesta a tierra

Según el RD1663/2000 [8], en que se fijan las condiciones técnicas para la conexión de instalaciones
fotovoltaicas a la red, la puesta a tierra se realizará de forma que no altere la de la compañía eléctrica
distribuidora, con el fin de no transmitir defectos a la misma. Asimismo, las masas de la instalación
fotovoltaica estarán conectadas a una tierra independiente de la del neutro de la empresa distribuidora.

11En entornos industriales se admiten interruptores con sensibilidad de 300 mA, mientras que para instalaciones domésticas
este valor se reduce a 30 mA.

12Como anécdota, el RD 1663/2000 [8] ocasiona más de un quebradero de cabeza al incluir en su artículo 11 el requerimiento de
incorporar un “interruptor automático diferencial, con el fin de proteger a las personas en el caso de derivación de algún elemento
de la parte continua de la instalación”
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FIGURA 9.13: Funcionamiento de un interruptor diferencial.

9.4.3. Cableado

La elección de la sección de cableado en sistemas fotovoltaicos se basa principalmente en dos cri-
terios: el térmico y el de la caída de tensión. Ambos se deben a la resistencia ofrecida por el cable. El
primero está relacionado con el efecto Joule, que supone una emisión de calor que debe quedar por
debajo de la soportada por el cable. El segundo tiene en cuenta la caída de tensión debida al paso de
corriente a través de la resistencia equivalente del cable.

Para calcular la sección necesaria según el criterio de caída de tensión, es aplicable la ecuación 9.13
para los tramos de corriente continua, la ecuación 9.14 para el tramo ente inversor y punto de conexión
a red en sistemas monofásicos, y la ecuación 9.15 en sistemas trifásicos13.

Sdc =
2 · ldc · Idc
56 · ∆Vdc

(9.13)

S1ac =
2 · l1ac · I1ac
56 · ∆V1ac

(9.14)

S3ac =

√
3 · l3ac · I3ac

56 · ∆V3ac
(9.15)

siendo Sdc la sección de los conductores de corriente continua, ldc la distancia a cubrir con un circuito
de corriente continua (el factor 2 tiene en cuenta que se necesitan dos conductores para este circuito), Idc
la corriente nominal (habitualmente la del punto MPP) que circula por el circuito de corriente continua,
y ∆Vdc la caída de tensión existente entre la entrada y la salida del circuito de corriente continua. La
nomenclatura es similar en las otras dos ecuaciones.

Según el apartado 5 de la ITC-BT-40, la caída máxima de tensión de la tensión nominal entre el
generador y el punto de interconexión a la Red de Distribución Pública o a la instalación interior, no
será superior al 1,5 % para la intensidad nominal. Habitualmente se aplica este mismo porcentaje de
forma separada para los circuitos de continua y de alterna, teniendo en cuenta que cada zona (DC y AC)
tiene su propia tensión nominal, tal y como se especifica en las ecuaciones (9.13), (9.14) y (9.15).

Además, hay que tener en cuenta que éste es un requisito que afecta a la totalidad del circuito:
cuando un circuito está dividido en varios tramos (por ejemplo, por el uso de cajas de paralelos), la
caída de tensión total del circuito es la suma de las respectivas caídas en cada uno de los tramos, y es
esta suma a la que aplica el porcentaje anterior. Al existir dos tramos y una única condición existe un
grado de libertad que permite fijar la sección de uno de los tramos u optimizar el volumen total de
conductor empleado (vease el ejercicio D.4.2)

Por ejemplo, en una instalación que conduce 75 A a la salida de un inversor trifásico, situado este a
100 m de la conexión a red, se deberá utilizar un cable de sección S =

√
3·100·75

56·1,5 %·400 = 38,66 mm2. Dado que
la sección de los cables está normalizada, se deberá optar por la sección inmediatamente superior, y por
tanto la conexión del inversor a la red se realizará con tres cables de sección S = 50 mm2.

Con este resultado, es necesario comprobar el cumplimiento del criterio térmico. Según el apartado
5 de la ITC-BT-40, el cable debe ser dimensionado para una intensidad no inferior al 125 % de la máxima
intensidad del generador.

En la zona de corriente de continua esta máxima intensidad se corresponde con la corriente de cor-
tocircuito del circuito en análisis. Para la sección obtenida con el criterio de caída de tensión, el valor
1,25 · Isc debe ser inferior a la intensidad máxima admisible del cable para sus condiciones de servicio.

13En las ecuaciones se ha despreciado la inductancia de los cables, se ha considerado que el inversor trabaja con factor de
potencia unidad, cos(φ) = 1, y se supone que el material conductor empleado es el cobre.

141



9. SEGURIDAD ELÉCTRICA EN SISTEMAS FOTOVOLTAICOS

Las tablas de la ITC-BT-07, recogen valores de intensidad máxima admisible para el conjunto de sec-
ciones normalizadas para diferentes conductores (cobre y aluminio), aislamiento (XLPE, EPR y PVC) y
tipo de instalación (enterrados, al aire, etc.). Además, existen diversos factores de corrección dependien-
do de la temperatura ambiente, de las condiciones del terreno, de la agrupación de los cables, etc.

En general, debido a la combinación de distancias grandes y corrientes de bajo valor, las secciones
que resultan del criterio de caída de tensión aplicado a los sistemas fotovoltaicos son capaces de conducir
la corriente del sistema, salvo en conexiones de corta longitud.

Para más detalles sobre el proceso de cálculo, se invita al lector a repasar el ejercicio D.4.2 y a la
lectura del Anexo 2 a las Guías de Aplicación del REBT14.

14http://www.ffii.es/puntoinfomcyt/Archivos/rbt/guias/guia_bt_anexo_2_sep03R1.pdf
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Apéndice A

Simulación de sistemas fotovoltaicos de
bombeo

En la sección 8.3.4 se ha detallado el procedimiento de dimensionado de un sistema fotovoltaico de
bombeo, y se señalaba la necesidad de recurrir a métodos de simulación asistidos por ordenador. En
este apéndice se amplía la información sobre el algoritmo necesario y se indican algunas herramientas
software que pueden ser útiles en esta tarea.

Los datos necesarios para la simulación1 son:

Curvas Altura-Caudal a frecuencia estándar de la bomba elegida preferentemente realizadas me-
diante medidas experimentales.

Curvas de rendimiento hidráulico de la bomba centrífuga.

Curvas de rendimiento del motor asíncrono de inducción.

Requerimientos del sistema (Altura Manométrica Total, Caudal Diario Mínimo Requerido)

Temperatura ambiente y Radiación Diaria.

El proceso de cálculo es el siguiente:

1. La curva que relaciona la altura, H, y el caudal, Q, a la frecuencia nominal (50 Hz) de la bomba
puede trasladarse a otras frecuencias mediante la curva característica de la bomba:

H = a · f 2 + b · f ·Q + c ·Q2

donde a, b y c son coeficientes característicos de la bomba2, y f la frecuencia considerada. Estos
coeficientes pueden calcularse a partir de las relaciones de semejanza

f1

f2
=

Q1

Q2
=

(
H1

H2

)1/2
=

(
P1

P2

)1/3

validas para las bombas centrífugas. En todos estos puntos el rendimiento es constante, y por tanto,
es posible dibujar una curva de iso-rendimiento que los une3. Debe destacarse que la relación de
semejanza es aplicable a la potencia mecánica en el eje de la bomba.

2. Esta expresión permite calcular la frecuencia mínima (frecuencia correspondiente al caudal nu-
lo para las condiciones de altura manométrica del sistema). Por otra parte, puede calcularse la
frecuencia máxima, correspondiente al caudal máximo de la bomba en cuestión. Entre estos dos
valores se genera un vector de frecuencias (~f )

1El proceso completo de simulación está implementado en las funciones fPump y prodPVPS de solaR [78]
2Los correspondientes a la gama SP de Grundfos están disponibles en el conjunto de datos pumpCoef de solaR [78]
3Disponible en la función HQCurve de solaR [78]
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A. SIMULACIÓN DE SISTEMAS FOTOVOLTAICOS DE BOMBEO

3. A partir de este vector, considerando altura manométrica constante (aproximación), se obtiene un
vector de caudales (~Q) mediante la curva característica.

4. Estos valores de caudal corresponden a valores de potencia hidráulica que debe desarrollar la bom-
ba. Sin embargo, dado que los valores obtenidos corresponden a frecuencias distintas, se pueden
obtener los valores a la frecuencia nominal utilizando las leyes de la semejanza:

Q50 = 50 · Q
f

H50 = H ·
(

50
f

)2

5. La ecuación de potencia hidráulica es Ph,50 = 2,725 ·Q50 · H50.

6. Utilizando la curva de rendimiento de la bomba a 50 Hz, ηb, puede calcularse la potencia mecánica
que debe entregar el motor en el eje a la frecuencia nominal.

Pb,50 = Ph,50/ηb

La potencia mecánica a la frecuencia correspondiente puede calcularse mediante la tercera ley de
la semejanza:

Pb = Pb,50 ·
(

50
f

)3

7. Utilizando la curva de rendimiento del motor a 50 Hz, ηm, puede calcularse la potencia eléctrica
demandada por el mismo para cada valor de potencia mecánica en eje. Debe realizarse la con-
versión Pbc = Pb · 50/ f , adecuada para un motor asíncrono. Con estos valores se puede utilizar
la curva de rendimiento de motor, Pe,50 = Pbc/ηm, obteniendo potencias eléctricas demandadas
a la frecuencia de 50 Hz. Nuevamente hay que corregir estos valores con la conversión inversa,
Pe = Pe,50 · f /50, para obtener los valores a cada frecuencia de trabajo.

8. Por último, considerando un rendimiento constante del variador de frecuencia y pérdidas cons-
tantes en el cableado y elementos de conexión, se calcula la potencia eléctrica en corriente continua
necesaria, ~Pdc, a cada frecuencia de funcionamiento.

Por tanto, a partir de un vector de frecuencias, ~f , se ha obtenido un vector de potencias DC, ~Pdc para
una situación determinada adecuadas a la potencia nominal de la bomba (en torno al 100 % y 120 % de
su motor), y varios vectores intermedios (~Ph, ~Pb, ~Pe, etc.) que caracterizan el funcionamiento del sistema
y sus etapas.

La segunda parte del proceso4 consiste en:

1. Se obtienen valores de irradiancia a través de una base de datos o de procedimientos de cálculo
como el basado en la norma IEC 61725. Esta norma propone una expresión analítica para calcular
el pérfil de irradiancia correspondiente a un día con irradiación diaria Gd (Wh/m2) y duración h =
2 · t0, siendo t0 la hora de puesta del sol. Esta expresión es:

G = Gmax · cos
(

t
t0
· π

2

)
·
[

1 + s ·
{

1− cos
(

t
t0
· π

2

)}]
donde G es la irradiancia (W/m2) en la hora t, Gmax es el valor máximo de irradiancia (W/m2) durante
el día en cuestión, y s es el factor de forma definido por:

s =
d · π

2 − 1
1− π

4

siendo d el factor de conjunto de datos calculado con:

d =
Gd

Gmax · h
4Implementada en la función en la función NmgPVPS de solaR [78]
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2. Se calcula la potencia producida por un generador fotovoltaico, Pf v, a partir de las condiciones de
irradiancia y temperatura ambiente.

3. Este valor de potencia debe ser superior a alguno (o todos) los elementos del vector de potencia ~Pdc
obtenido anteriormente, obteniendo un subvector compuesto por todos los elementos inferiores a
la potencia fotovoltaica Pf v. El elemento mayor de este subvector es el que utilizaremos como
característico del punto de trabajo a una temperatura y nivel de irradiancia.

4. Integrando en el tiempo los valores de caudal instantáneo obtenidos para cada valor de irradiancia
se obtiene el valor de caudal diario.

Realizando esta segunda parte del proceso para cada elemento del vector de potencias fotovoltaicas, se
obtiene una relación entre potencia instalada y caudal diario que permite elegir la configuración adecua-
da para la bomba en cuestión trabajando en unas condiciones determinadas de radiación, temperatura
y altura manométrica. Es habitual presentar estas combinaciones en forma de gráfico de doble entrada
o nomograma (figura 8.6).

La configuración en serie de los paneles suele obligar a instalar más paneles de los estrictamente
necesarios según el proceso descrito. El valor final de potencia debe introducirse nuevamente en la
simulación para comprobar el correcto funcionamiento de la bomba (para predecir posibles problemas
de sobrefrecuencia y calentamiento).
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Apéndice B

Enlaces útiles

Los enlaces siguientes han sido revisados el 5 de Marzo de 2011.

B.1. Bases de datos de irradiación procedentes de estaciones meteorológicas

Ministerio de Medio Ambiente: http://www.marm.es/siar/1

Junta de Andalucía: http://dgpa.besana.es/clima/inicio.do

Xunta de Galicia: http://www2.meteogalicia.es/galego/observacion/estacions/estacions.
asp#

Castilla - La Mancha: http://crea.uclm.es/siar/datmeteo/

La Rioja: http://www.larioja.org/npRioja/default/defaultpage.jsp?idtab=444754

HELIOS-IES (Madrid): http://helios.ies-def.upm.es/

NREL-MIDC: http://www.nrel.gov/midc/

B.2. Bases de datos de irradiación procedentes de imágenes de satélite

NASA: http://eosweb.larc.nasa.gov/cgi-bin/sse/grid.cgi?

PVGIS: http://re.jrc.ec.europa.eu/pvgis/apps4/pvest.php#

SODA-Esra: http://www.soda-is.com/eng/services/services_radiation_free_eng.php

EUMETSAT Satellite Application Facility on Climate Monitoring http://www.cmsaf.eu

B.3. Revistas

Photon International: http://www.photon-magazine.com/

Progress in Photovoltaics: http://www3.interscience.wiley.com/journal/5860/home?CRETRY=
1&SRETRY=0

Solar Energy: http://www.sciencedirect.com/science/journal/0038092X

Renewable Energy: http://www.sciencedirect.com/science/journal/09601481

Energías Renovables: http://www.energias-renovables.com/energias/renovables/

Era Solar: http://www.erasolar.es/

1El acceso directo a esta base de datos está implementado en la función readMAPA de solaR [78]
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B. ENLACES ÚTILES

B.4. Recursos generales

PVResources: http://www.pvresources.com/

Solar Buzz: http://www.solarbuzz.com/

ASIF: http://www.asif.org

Documentos del IES: http://138.4.46.62:8080/ies/index.jsp

Programa Fotovoltaico de la Agencia Internacional de la Energia: http://www.iea-pvps.org/

PV Database: http://www.pvdatabase.org/

CIEMAT-Energías Renovables: http://www.energiasrenovables.ciemat.es/

B.5. Foros de discusión

Solarweb: http://www.solarweb.net/

Jumanji: http://jumanjisolar.blogspot.com/

B.6. Electrotecnia

Equipos industriales: http://www.directindustry.com/

Guía de diseño de instalaciones eléctricas (Schneider Electric): http://www.schneiderelectric.
es/sites/spain/es/productos-servicios/distribucion-electrica/descarga/pdf-guia-diseno-instalaciones-electricas.

page

Base de Precios PREOC: http://www.preoc.es/(Base de Precios>Precios Descompuestos>D45
Energía Solar Fotovoltaica)

Tú verás: http://tuveras.com/index.html

Reglamento Electrotécnico de Baja Tensión: http://www.ffii.es/puntoinfomcyt/LegislacionSI.
asp?idregl=76

B.7. R

Página general: http://www.r-project.org/

Manuales oficiales: http://cran.r-project.org/manuals.html

Manuales externos: http://cran.r-project.org/other-docs.html

Binarios (mirror ES): http://cran.es.r-project.org/bin/

Paquetes (mirror ES): http://cran.es.r-project.org/web/packages/

Blog: http://www.r-bloggers.com/

Wiki: http://wiki.r-project.org/

solaR: http://solar.r-forge.r-project.org/

Gráficos en R:

• http://addictedtor.free.fr/graphiques/

• http://bm2.genes.nig.ac.jp/RGM2/index.php

• http://lmdvr.r-forge.r-project.org/figures/figures.html
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Apéndice C

Ejercicios de Geometría y Radiación Solar

C.1. Ángulos Solares

Calcular el Azimut, Ángulo Cenital y Altura Solar, Duración del Dia para el:

Día del Año: 120, 2 horas después del mediodía, Latitud: 37,2°N

2 · |ωs| = 13,5 h

γs = 55,1°

ψs = 57,7°

Día del Año: 340, 2 horas después del amanecer, Latitud: 15°S

2 · |ωs| = 12,85 h

γs = 27,13°

ψs = −108,2°

Duración del día 261 del año en las latitudes

• 10°N: 12,02 h

• 40°N: 12,11 h

• 70°N: 12,37 h

• 10°S: 11,97 h

• 40°S: 11,88 h

• 70°S: 11,63 h

Altura solar en el mediodía del día 25 del año en las latitudes

• 10°N: γs = 60,74°

• 40°N: γs = 30,74°

• 10°S: γs = 80,74°

• 40°S: γs = 69,26°

Hora Solar cuando la hora oficial son las 12 del mediodía en un día de verano en un lugar de la
península con Longitud 3°O.

ω = −33° = −2,2 h
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C. EJERCICIOS DE GEOMETRÍA Y RADIACIÓN SOLAR

C.2. Ángulos de Sistemas Fotovoltaicos

Calcular el ángulo de incidencia para el

Día del Año: 120, 2 horas después del mediodía, Latitud: 37,2°N;

• Un sistema estático orientado al Sur y con inclinación de 30°: θs = 30,33°

• Un sistema de seguimiento horizontal N-S: θs = 17,98°

• Un sistema de seguimiento acimutal con inclinación a 35°: θs = 0°

• Un sistema de seguimiento a doble eje: θs = 0°

Día del Año: 340, 2 horas después del amanecer, Latitud: 15°S;

• Un sistema estático orientado al Sur y con inclinación de 30°: θs = 75,1°

• Un sistema de seguimiento horizontal N-S: θs = 16,1°

• Un sistema de seguimiento acimutal con inclinación a 35°: θs = 27,87°

• Un sistema de seguimiento a doble eje: θs = 0°

C.3. Componentes de irradiación

Calcular las componentes directa y difusa de la radiación solar del mes de Septiembre (día 261) en
un lugar con latitud φ = 40°N y con media mensual de irradiación global diaria horizontal Gd,m(0) =
2700 Wh/m2.

Kt = 0,33

Fd = 0,6271

Dd,m(0) = 1693,2 Wh/m2

Bd,m(0) = 1006,8 Wh/m2

C.4. Componentes de irradiancia en el plano horizontal

Calcular la irradiancia global y la irradiancia difusa en el plano horizontal 2 horas antes del mediodía
del día 261 en un lugar con latitud φ = 40°N y con media mensual de irradiación global diaria horizontal
Gd,m(0) = 2700 Wh/m2.

rD = 0,114

a = 0,6533

b = 0,893

rG = 0,163

D(0) = 193 W/m2

G(0) = 440,1 W/m2
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C.5. Componentes de irradiancia en el plano del generador

C.5. Componentes de irradiancia en el plano del generador

Calcular la irradiancia difusa, directa, de albedo y global, en un generador inclinado 30° y orientado
al Sur, 2 horas antes del mediodía del día 261 en un lugar con latitud φ = 40°N y con media mensual de
irradiación global diaria horizontal Gd,m(0) = 2700 Wh/m2.

B(α, β) = 313,3 W/m2

D(α, β) = 197,5 W/m2

R(α, β) = 5,9 W/m2

G(α, β) = 516,6 W/m2

C.6. Irradiación anual efectiva

Calcular la irradiación anual efectiva que incide en un generador orientado al Sur e inclinado 20° en
un lugar con latitud 30°N y una media anual de la irradiación global diaria en el plano horizontal de
5250 Wh/m2, suponiendo una suciedad media.

Ga(βopt) = 5717,3 Wh/m2

Ge f ,a(β) = 5304,3 Wh/m2
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Apéndice D

Ejercicios de diseño

D.1. Sistemas fotovoltaicos de conexión a red

D.1.1. Entorno del diseño

Ante la implantación de un nuevo hipermercado en A Coruña (φ = 43,37° N), el equipo de arquitec-
tos e ingenieros al cargo del diseño toman en consideración las implicaciones del documento HE5 del
Código Técnico de la Edificación. Consideran que la ubicación del correspondiente generador fotovol-
taico se debe realizar en la cubierta del centro. En esta cubierta, a pesar de los elementos ya proyectados,
no hay problemas de espacio ni sombras que afecten al generador. No obstante, por criterios estéti-
cos deciden alinear el generador con la fachada principal del edificio. Este centro tendrá una superficie
construida de 8500 m2, con una fachada desviada 15° del Sur.

1. ¿Cuales son los ángulos óptimos de inclinación y orientación de este sistema? Con las limitaciones
que impone el edificio, ¿qué orientación e inclinación se deben adoptar? ¿Es posible cumplir las
especificaciones de pérdidas por orientación e inclinación que marca el documento HE5 del CTE?

2. Como primera aproximación, y suponiendo un módulo con una eficiencia del 13 %, ¿qué área
aproximada de la cubierta ocupará el generador fotovoltaico?

3. Como resultado de una primera búsqueda de mercado, los cálculos iniciales se realizarán con
un módulo y un inversor con las siguientes características. ¿Qué configuración de generador e
inversores propone utilizar?

Módulo:

Pmpp = 175 Wp

Vmpp = 35,4 V

Impp = 4,9 A

Isc = 5,45 A

Voc = 43,6 V

72 células en serie.

Inversor:

Pnom = 2,5 kW

Ventana MPP=[125-450] Vdc

Vmax = 450 Vdc

4. Está previsto que el consumo eléctrico del hipermercado sea de 200 kWh/m2. ¿Qué proporción de
esta energía consumida representa la producción del generador fotovoltaico?

Solución

1. Los ángulos óptimos son:
βopt = 3,7 + 0,69 · φ = 33,37°

αopt = 0◦
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D. EJERCICIOS DE DISEÑO

Dado que se ha optado por alinear el generador con el edificio, la orientación del generador debera
ser de α = 15°. Dado que el generador se instalará en la cubierta, como una instalacion estática
convencional, la inclinación puede ser elegida sin restricciones. Así, elegimos el número entero
más próximo: β = 35°.
Las pérdidas debidas a orientación e inclinación, según la fórmula propuesta en el HE5-CTE son,
con los ángulos escogidos, de 0.84 %. Este valor es inferior a las exigencias del CTE, independien-
temente de la modalidad de integración.

2. La potencia que exige el HE5-CTE para este edificio es P∗g = 12,8 kWp. Utilizamos la definición de
eficiencia de un generador fotovoltaico:

η = 0,13 =
P∗g

A · 1000 W/m2
→ A = 98,5 m2

Si utilizamos ROT=2 (estática), el área de cubierta que necesitamos es de aproximadamente 200 m2.

3. Para una temperatura ambiente de 25°C (ecuación 6.14) obtenemos Vmpp = 30,6 V. Para el límite
inferior de la ventana MPP del inversor obtenemos 125/30,6 = 4,1, mientras que el límite superior
obtenemos 450/30,6 = 14,7.
Para adecuar el generador a la tensión máxima del inversor hay que corregir la tensión de circuito
abierto del módulo para las condiciones de radiación y temperatura de la ecuación 6.12:

Tc = −10 + 200 · 47− 20
800

= −3,25 °C

Voc = 43,6− 2,3 · 10−3 · 72 · (−3,25− 25) = 48,28 V

Por tanto, el número máximo de módulos en serie es 450/48,28 = 9,32. Se deberá elegir un número
comprendido entre 5 y 9.
Si se opta por Ns = 8 y Np = 2 la potencia equivalente es 2800 Wp por cada inversor, lo que supone
un factor de 1,12 sobre la potencia del inversor, valor aceptable para una instalación estática. Si
se opta por Ns = 7 y Np = 2 la potencia es ahora 2450 Wp por cada inversor, lo que supone
una potencia algo inferior a la nominal del inversor. Sin embargo, la combinación de estas dos
configuraciones permite alcanzar una potencia total de 12 950 Wp con 3 inversores de 7 módulos
en serie y 2 inversores de 8 módulos en serie. Si los 5 inversores utilizan series de 8 módulos,
la potencia total será 13 650 Wp. La elección final depende de varios factores, como ya ha sido
relatado en el capítulo correspondiente.

4. Supongamos que se dispone de información de la radiación en el plano horizontal en la localidad.
Para estimar la radiación efectiva en el plano del generador debe recorrerse el itinerario detallado
en el texto, bien sea por los propios medios o recurriendo a algún software de cálculo. Como
ejemplo, recurrimos a la información disponible en el mapa de la figura 6.19a la productividad de
este sistema es, aproximadamente, Yf = 1000 kWh/kWp. Suponiendo una potencia instalada igual a
la calculada en el punto 2, el sistema fotovoltaico aporta menos del 1 % del consumo eléctrico del
edificio.
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D.1. Sistemas fotovoltaicos de conexión a red

D.1.2. Entorno del diseño

Para promover el uso de sistemas fotovoltaicos en los centros educativos del municipio, el Ayun-
tamiento de Coslada ha abierto un concurso para la instalación de sistemas fotovoltaicos conectados a
red.

Para facilitar la evaluación de las ofertas el pliego de condiciones técnicas del concurso fija unos
determinados parámetros del diseño:

El ángulo de inclinación del generador debe ser de 30° con orientación Sur. La latitud del lugar es,
para los efectos del cálculo, igual a 41°.

Cada centro contará con un sistema fotovoltaico con una potencia de generador de 15 kWp.

Cada sistema debe contar con dos o más inversores funcionando en paralelo.

El generador se ubicará en la cubierta plana de los centros. Las sombras por objetos externos al
generador son despreciables a los efectos del cálculo.

La radiación global anual en el plano horizontal en el municipio es de 1740 kWh/m2.

En base a estas condiciones debe responder a las siguientes cuestiones:

1. En el contexto del Código Técnico de la Edificación, y de acuerdo a la fórmula recogida en su
documento HE5, ¿qué pérdidas por orientación e inclinación suponen los ángulos exigidos en el
pliego de condiciones del concurso?

Clasificando este sistema como “general” dentro de las tipologías de integración arquitectónica,
¿son permisibles estos valores según el documento HE5?

2. Proponga una configuración eléctrica de generador fotovoltaico e inversores para cumplir los re-
quisitos del pliego con el módulo YL-2001 y con la gama de inversores SMC 4600A2.

3. Organizando el generador en varias hileras de una única altura de módulos en vertical, ¿qué dis-
tancia entre hileras permite obtener cuatro horas libres de sol durante el solsticio de invierno?

4. ¿Qué esquema de tierra debe emplear? En caso de necesitar algún tipo de conexión a tierra, ¿qué
relación tendrá con el sistema de tierras del centro escolar?

5. Con un performance ratio de 0,75 y un factor de sombras de 0,02, calcule la productividad del
sistema fotovoltaico.

Solución

1. Utilizamos la ecuación correspondiente con los datos del enunciado, 100 · [1,2 · 10−4 · (30− 41 +
10)2 + 3,5 · 10−5 · 02], para obtener un valor de 0,012. Por tanto, las pérdidas debidas a la orientación
e inclinación son despreciables y, evidentemente, encajan sin problemas con los requisitos del CTE-
HE5.

2. En primer lugar calculamos la temperatura para la tensión máxima admisible:

Tc = −10 + 200 · 46− 20
800

= −3,5 °C

La tensión de circuito abierto correspondiente es:

Voc = 33,3− 0,0037 · 33 · (−3,5− 25) = 36,81 V

Así, el número máximo de módulos en serie es:

NsMAX =
600

36,81
= 16,3

y, por tanto, NsMAX = 16.

1Información disponible en http://yinglisolar.com/uploadfiles/product/1264589110_SUQ0Z2rCJS.pdf
2Información disponible en http://www.sma-iberica.com/es/productos/inversores-solares/sunny-mini-central/

sunny-mini-central-4600a-5000a-6000a.html
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D. EJERCICIOS DE DISEÑO

Hacemos lo propio para la ventana MPP.

Tc = 25 + 1000 · 46− 20
800

= 57,5 °C

La tensión de circuito abierto correspondiente es:

Voc = 33,3− 0,0037 · 33 · (57,5− 25) = 29,3 V

Utilizando la aproximación de factor de forma constante tenemos:

Vmpp = Voc ·
V∗mpp

V∗oc
= 23,14 V

Así, el número de módulos en serie correspondiente al límite superior de la ventana MPP es:

Nmax
sMPP =

480
23,14

= 20,74

y, por tanto, Nmax
sMPP = 20.

El número de módulos en serie correspondiente al límite inferior de la ventana MPP es:

Nmax
sMPP =

246
23,14

= 10,6

y, por tanto, Nmin
sMPP = 11.

En resumen, 11 ≤ Ns ≤ 16.

Para el cálculo de ramas en paralelo basta con realizar la siguiente operación:

NpMAX =
Imax,INV

IscM
=

26
8,22

= 3,16

Por tanto, NpMAX = 3.

Una posible configuración consiste en utilizar tres inversores SMC 4600A, cada uno de ellos ali-
mentado por un generador fotovoltaico de 5200 Wp, compuesto por 2 ramas de 13 módulos en se-
rie. Esta configuración supone un generador de 15,6 kWp con una potencia de inversor de 14,8 kW
(P∗g /Pinv = 1,13).

3. La distancia entre filas (calculada entre inicio de la posterior y fin de la anterior) es:

d =
h

tan(61− 41)
=

1,495 · sin(30)
tan(20)

= 2,05 m

Para calcular la distancia entre puntos equivalentes (entre inicio e inicio de filas, por ejemplo) hay
que tener en cuenta la proyección de cada fila: 1,495 · cos(41) = 1,294 m. Así, el ROT equivalente
es ROT = 2,05+1,294

1,495 = 2,23.

4. En la zona del generador fotovoltaico (DC) el esquema adecuado es IT, mientras que en la zona
comprendida entre inversor y red (AC) el esquema debe ser TT. La conexión a tierra de las masas
del sistema se llevará a cabo empleando la puesta a tierra existente en el edificio.

5. A partir de la radiación global anual en el plano horizontal calculamos la incidente en la orienta-
ción óptima:

Ga(0)
Ga(βopt)

= 1− 4,46 · 10−4 · 31,99− 1,19 · 10−4 · 31,992 = 0,864

y a continuación la irradiación efectiva incidente en el plano del generador:

Ge f a(β, α)

Ga(βopt)
= −1,218 · 10−4 · (1,99)2 + 2,892 · 10−4 · (1,99) + 0,9314 = 0,9315

De esta forma Ge f ,a =
0,9315
0,864 · 1740 = 1875 kWh/m2, y la productividad del sistema es

Yf = 1875 · 0,75 · (1− 0,02) = 1378,8 kWh/kWp

.
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D.1.3. Entorno del diseño

Un antiguo aeródromo localizado cerca del pueblo leonés de Rodrigatos de la Obispalía (φ = 42,3°N),
abandonado durante más de 50 años, es ahora recibido como herencia por un conjunto de tres hermanos.
Sus variadas orientaciones profesionales e ideológicas confluyen en la decisión común de emplear este
espacio para alojar una instalación fotovoltaica de conexión a red. El dinero y propiedades que, junto
con el aeródromo, conforman el conjunto de la herencia, les permite proyectar un sistema fotovoltaico
de una potencia del orden de 1 MWp.

Dado su escaso conocimiento técnico sobre la tecnología fotovoltaica deciden requerir los servicios
de una consultoría especializada, siendo usted su persona de contacto. En este contexto, le solicitan su
respuesta sobre los siguientes aspectos:

1. ¿Cuales son los ángulos óptimos de inclinación y orientación de este sistema? ¿Qué angulos pro-
pone emplear?

2. Como resultado de una primera búsqueda de mercado, los cálculos iniciales se realizarán con un
módulo y un inversor con las siguientes características:

Módulo:

P∗mpp = 165 Wp

V∗mpp = 34,3 V

I∗mpp = 4,8 A

I∗sc = 5,4 A

V∗oc = 43,7 V

72 células en serie.

TONC = 47 °C

dVoc
dTc

= −0,36 %/K

Dimensiones: 1593 mm× 790 mm

Inversor:

Pnom = 100 kW

Ventana MPP=[405-750] Vdc

Vmax = 900 Vdc

Imax = 286 A

a) ¿Qué área aproximada deberá tener el terreno para un sistema estático, un sistema de segui-
miento a doble eje y un sistema de eje horizontal norte-sur?

b) ¿Qué configuración de generador e inversores propone utilizar?

3. Sobre la base de un generador fotovoltaico estático de 1015 kWp (independientemente del resulta-
do del apartado anterior) orientado al Sur e inclinado 30° (independientemente del resultado del
primer apartado), estime la energía anual producida por el sistema. Suponga que el rendimiento
global del sistema es del 73 %. Las posibles sombras arrojadas por los arboles del perimetro de la
finca pueden cuantificarse en un 3 % de pérdidas. Según una estación meteorológica cercana, la
irradiación global anual en el plano horizontal es de 1680 kWh/m2.

Solución

1. Los ángulos óptimos son βopt = 3,7 + 0,69 · |φ| = 32,9° y αopt = 0◦. Es razonable emplear β = 30°
y α = 0°.

2. En primer lugar hacemos una estimación del área ocupada sin tener en cuenta la configuración
eléctrica.

a) Utilizamos la definición de eficiencia de un dispositivo fotovoltaico y la información del mó-
dulo recogida en la ficha técnica:

η =
P∗m

Am · 1000 W/m2
=

165
(1,59 · 0,79) · 1000

= 13,1 %

Un generador de 1000 kWp compuesto con este módulo ocupa un área de

Ag =
1000 kWp

0,131 · 1 kW/m2
= 7627,1 m2
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Para un sistema estático (ROT=2) el área de terreno que necesitamos es de:

AT = 15 254,2 m2

Para un sistema de seguimiento con eje horizontal Norte-Sur (ROT=4) el área de terreno que
necesitamos es de:

AT = 30 508,4 m2

Para un sistema de doble eje (ROT=6) el área de terreno que necesitamos es de:

AT = 45 762,6 m2

b) Con el inversor elegido configuramos el generador fotovoltaico en diez conjuntos. En primer
lugar elegimos el número de módulos en serie.

NsMAX =
VMAX,inv

Vocm(G = 200 W/m2, Ta = −10 °C)

La temperatura de trabajo es:

Tc = −10 + 200 · 47− 20
800

= −3,25 °C

y, por tanto (teniendo en cuenta la información de la relación de la tensión con la temperatura
del módulo),

Vocm = 43,7− ∆Voc

∆Tc
∆Tc = 43,7− (0,36 % · 43,7) · (−3,25− 25) = 48,14 V

De esta forma
Ns,MAX =

900
48,14

= 18,7→ Ns,MAX = 18

A continuación, comparamos la tensión del punto de máxima potencia con la ventana del
inversor. Ahora la temperatura de trabajo es:

Tc = 25 + 1000 · 47− 20
800

= 58,75 °C

y la tensión en circuito abierto es:
Vocm = 38,4 V

Suponiendo constante el factor de forma con la temperatura:

Vmpp =
V∗mpp

V∗oc
· 38,4 = 30,14 V

De esta forma
Nmax

sMPP =
750

30,14
= 24,9→ Nmax

sMPP = 24

y

Nmin
sMPP =

405
30,14

= 13,44→ Nmin
sMPP = 14

De esta forma, la ventana de elección es Ns ∈ [14, 18]. Realicemos ahora los cálculos para el
número de ramas en paralelo:

Np,MAX =
IMAX,inv

I∗scm
=

286
5,4

= 52,96→ Np,MAX = 52

Como se ha explicado en la sección 6.3.2, la configuración del generador se elige teniendo
en cuenta varios factores de forma que no existe una solución única. Por ejemplo, para esta
combinación de módulo e inversor, una posible configuración es utilizar Np = 46 y Ns = 14
por inversor. Así obtenemos un generador compuesto por un total de 6440 módulos, lo que
implica una potencia total de generador de 1062 kWp.
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c) En primer lugar hay que calcular la irradiación global efectiva en el plano del generador.
Utilizamos la relación entre la irradiación en el plano horizontal y en el plano óptimo:

Ga(0)
Ga(βopt)

= 1− 4,46 · 10−4 · 32,9− 1,19 · 10−4 · 32,92 = 0,856

y por tanto
Ga(βopt) = 1680/0,856 = 1962,6 kWh/m2

Con este resultado podemos obtener la irradiación efectiva:

Ge f a(β, α)

Ga(βopt)
= −1,218 · 10−4(30− 32,9)2 + 2,892 · 10−4 · (30− 32,9) + 0,9314 = 0,9295

luego
Ge f a(β, α) = 0,9295 · 1962,6 = 1824,3 kWh/m2

La energía anual producida por el sistema es:

Eac = 1015 · 1824,3 · 0,73 · (1− 0,03) = 1311,1 MWh
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D.2. Sistemas Fotovoltaicos Autónomos

D.2.1. Entorno del diseño

En el contexto de un programa de electrificación rural en la región brasileña cercana a Posse (Goiás)
(latitud promedio φ = 14,1°S) se acomete la implantación de sistemas fotovoltaicos para centros comu-
nales. De acuerdo con los datos de campo obtenidos se propone un equipamiento de consumo promedio,
valido para la mayoría de estos centros de esta región. Ante la falta de mayor información se asume que
el consumo será constante durante todo el año, según las cifras recogidas en las siguientes tablas3:

Cargas DC

Nombre Unidades Potencia
(W)

Horas
Uso

Luminaria 5 15 4

Radio 1 50 2

Nevera 1 300 Wh

Ventilador 2 50 4

Cargas AC

Nombre Unidades Potencia
(W)

Horas
Uso

Ordenador
PC

1 200 4

1. ¿Cuales son los ángulos óptimos de inclinación y orientación de este sistema?

2. Proponga sendos valores para las capacidades de generación (CA) y de acumulación (Cs).

3. Se opta por una tensión de trabajo de 24 V. Suponiendo que el módulo a suministrar tiene una ten-
sión nominal de 12 V y una corriente nominal de 2 A, ¿qué configuración de generador propone?

4. Para limitar el envejecimiento de los acumuladores, el programa propone una profundidad máxi-
ma de descarga del 60 %. Del catálogo de baterías puede seleccionar elementos de tensión nominal
12 V, y capacidades de 180, 200, 240 y 300 Ah. ¿Qué capacidad de vaso utilizará y cuál será la con-
figuración de la batería? Según la información del programa de electrificación, la radiación diaria
incidente en el generador en esta zona para el mes peor es Gd,m(I) = 5 kWh/m2.

Solución

1. Dado que la aplicación debe garantizar el suministro durante el mes peor, la inclinación debe ser

βopt = |φ|+ 10◦ = 25,1◦

La orientación, como de costumbre, debe ser:

αopt = 0◦

pero, dado que la instalación se ubica en el hemisferio Sur, quedará dirigida hacia el horizonte
Norte. Para la inclinación, elegimos un β = 25°.

2. Según las recomendaciones de diversos estudios y normativas, para este tipo de consumo de elec-
trificación rural, es razonable usar CA = 1,1 y CS = 5.

3. Utilizando las ecuaciones correspondientes obtenemos los siguientes resultados:

LT = 2046,8 Wh

L = 2534,7 Wh

y, teniendo en cuenta la tensión del sistema, resulta:

QL = 105,6 Ah

3Cada equipo se emplea durante un tiempo determinado por sus horas de uso a una potencia constante; para la nevera, como
es habitual, se señala la energía diaria consumida.
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Por tanto, el generador debe tener una corriente de:

I∗G = 23,2 A

A partir de los valores del módulo suministrados en el enunciado, configuramos el generador:

NS = 24/12 = 2

Np = 23,2/2 = 11,6→ Np = 12

Comprobamos que al traducir el valor de I∗G al número de paneles, teniendo en cuenta los valo-
res discretos de tensión y corriente, obtenemos un tamaño de generador superior al que resulta
del primer cálculo. Por tanto, no es necesario añadir un factor adicional para tener en cuenta las
pérdidas por temperatura.

4. De la ecuación correspondiente obtenemos:

CU = 528,1 Ah

y por tanto, teniendo en cuenta la profundidad de descarga, la capacidad de la batería necesaria
es:

CB = 528,1/0,6 = 880,1 Ah

Por tanto, necesitaremos 3 baterías de 300 Ah conectadas en paralelo. Por otra parte, debido a la
tensión de las baterías disponibles será necesario conectar dos elementos en serie para conseguir
que el sistema funcione a 24 V. Así, se deberán emplear 6 baterías de 300 Ah conectando 3 ramas
en paralelo de 2 baterías en serie.
Es necesario resaltar que las conexiones en paralelo de baterías debe ser evitada en la medida
de lo posible para evitar la degradación acelerada de los elementos. Sin embargo, en este caso la
disponibilidad de baterías no permite otra opción.
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D.2.2. Entorno del diseño

El Banco Interamericano de Desarrollo ha puesto en marcha una licitación internacional para el su-
ministro de sistemas fotovoltaicos de electrificación rural en determinados municipios del Altiplano
Boliviano, situados en una latitud de 15°S.

Esta licitación incluye tres sistemas diferenciados:

Sistemas domiciliares, cuyo consumo consta de 2 lámparas fluorescentes de 15 W cada una y una
radio de 50 W. Se estima que el uso de las lámparas es de 6 horas diarias, y el de la radio de 1 hora
diaria. La tensión nominal del sistema es de 12 V.

Sistemas comunales, cuyo consumo consta de 5 lámparas fluorescentes de 15 W cada una, una
radio de 50 W y una televisión B-N (DC) de 300 W. La iluminación está activa durante 4 horas al
día, y la radio y televisión durante 2 horas al día. La tensión nominal del sistema es de 24 V.

Postas de salud, cuyo consumo consta de 6 lámparas fluorescentes de 15 W cada una y una nevera
para vacunas con un consumo diario de 300 Wh. La iluminación se emplea durante 6 horas al día.
La tensión nominal del sistema es de 24 V.

Según el pliego, el generador fotovoltaico debe estar inclinado a 15°.
Elija los valores adecuados de CA y CS para cada tipología y dimensione el generador fotovoltaico

y sistema de acumulación, empleando el módulo KC65T4 y la gama PowerSafe OPzS5. Al dimensionar,
especifique que configuración eléctrica de generador y sistema de acumulación es necesario utilizar en
cada tipología.

Para poder emplear los datos recogidos en la ficha técnica de la batería, puede suponer que la capa-
cidad en C100 es un aproximadamente 1,35 · C10. La profundidad de descarga debe ser PD = 0,7.

Considere que los rendimientos característicos del sistema son ηr = 0,95, ηbat = 0,85 y ηc = 0,98.
Según los datos de la NASA-SSE recogidos en el pliego de licitación, las medias mensuales de radia-

ción global diaria incidente en un plano inclinado 15° son (kWh/m2):

Ene Feb Mar Abr May Jun Jul Ago Sep Oct Nov Dic

4.92 4.69 4.77 4.96 4.65 4.83 5.31 5.26 5.25 5.31 5.29 5.06

Solución

Según los datos del enunciado, el consumo correspondiente a cada tipología es (incluyendo la efi-
ciencia del regulador):

SHS: LT = 242,1 Wh

Centros comunales: LT = 1052,6 Wh

Postas de salud: LT = 884,2 Wh

Dado que todos los consumos son en corriente continua, teniendo en cuenta los valores de rendi-
miento del regulador, la batería y el cableado, el consumo de diseño es:

SHS: L = 290,6 Wh

Centros comunales: L = 1263,6 Wh

Postas de salud: L = 1061,5 Wh

y por tanto, teniendo en cuenta la tensión nominal de cada sistema:

SHS: QL = 24,22 A h

Centros comunales: QL = 52,6 A h

Postas de salud: QL = 44,3 A h

Para estas aplicaciones, los valores recomendados de CA y CS son:

4Información disponible en http://www.kyocerasolar.com/assets/001/5170.pdf.
5Información disponible en http://www.enersys-emea.com/reserve/pdf/EN-OPzS-RS-005_0111.pdf

162

http://www.kyocerasolar.com/assets/001/5170.pdf
http://www.enersys-emea.com/reserve/pdf/EN-OPzS-RS-005_0111.pdf
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SHS: CA = 1,1, Cs = 3.

Centros comunales: CA = 1,1, Cs = 5.

Postas de salud: CA = 1,1, Cs = 5.

A partir de estos valores se puede realizar el dimensionado de cada tipología. Todos los cálculos se
realizan con el valor de radiación del mes peor, aquel con menor valor de radiación dado que el consumo
se considera constante:

SHS: Con un módulo en serie se alcanza la tensión nominal de esta tipología. Para calcular el
número de paneles en paralelo calculamos la corriente del generador:

I∗g =
1,1 · 24,2

4,65
= 5,73 A

Se necesitan 2 módulos en paralelo para conseguir este valor de corriente. Por tanto, Ns = 1 y
Np = 2.

Para conseguir la tensión nominal del sistema, con las baterías del catálogo suministrado es nece-
sario utilizar 6 vasos en serie. Además,

CU = Cs ·QL = 3 · 24,22 = 72,7 A h

y, por tanto, CB = 103,8 A h. Cualquier batería del catálogo cumple ampliamente este valor. Basta-
ría con 6 vasos en serie de la 4OPZs200. Sería recomendable recurrir a otra gama de baterías más
adaptada al consumo de esta aplicación.

Centro comunal: Con dos módulos en serie se alcanza la tensión nominal de esta tipología. Para
calcular el número de paneles en paralelo calculamos la corriente del generador:

I∗g =
1,1 · 52,6

4,65
= 12,5 A

Se necesitan 5 módulos en paralelo para conseguir este valor de corriente. Por tanto, Ns = 2 y
Np = 5.

Para conseguir la tensión nominal del sistema, con las baterías del catálogo suministrado es nece-
sario utilizar 12 vasos en serie. Además,

CU = Cs ·QL = 5 · 52,6 = 263,3 A h

y, por tanto, CB = 376,1 A h. La batería 6OPZs300 cumple este requerimiento (teniendo en cuenta
la relación entre C10 y C100). Por tanto, el sistema de acumulación estará compuesto por 12 vasos
en serie del modelo 6OPZs300.

Posta de salud: Con dos módulos en serie se alcanza la tensión nominal de esta tipología. Para
calcular el número de paneles en paralelo calculamos la corriente del generador:

I∗g =
1,1 · 44,3

4,65
= 10,5 A

Se necesitan 3 módulos en paralelo para conseguir este valor de corriente. Por tanto, Ns = 2 y
Np = 3.

Para conseguir la tensión nominal del sistema, con las baterías del catálogo suministrado es nece-
sario utilizar 12 vasos en serie. Además,

CU = Cs ·QL = 5 · 44,3 = 221,1 A h

y, por tanto, CB = 315,9 A h. La batería 5OPZs250 cumple este requerimiento (teniendo en cuenta
la relación entre C10 y C100). Por tanto, el sistema de acumulación estará compuesto por 12 vasos
en serie del modelo 5OPZs250.
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D.2.3. Entorno del diseño

Se desea alimentar con un sistema fotovoltaico un radioenlace remoto con un consumo constante a
una potencia de 1 kW. Utilizando el método de LLP, proponga valores de C

′
A y Cs para obtener un valor

de LLP = 10−2.
Para reducir el valor de LLP sin aumentar excesivamente el coste del sistema de generación, se pro-

pone incorporar un grupo electrógeno de 10 kV A. Este equipo proporciona un factor de potencia de 0,7
con un consumo de 0,3 l/kWh. Calcule las horas de funcionamiento y el consumo anual de combustible
que será necesario para reducir a cero la probabilidad de pérdida de carga.

Solución

Las ecuaciones necesarias son:

C
′
A = f · C−u

S

f = f1 + f2 · log(LLP)
u = exp(u1 + u2 · LLP)

con f1 = −0,2169, f2 = −0,7865, u1 = −1,2138 y u2 = −15,280 (valores para Madrid).
Un valor razonable para la capacidad de acumulación es Cs = 5. Empleando las ecuaciones anterio-

res obtenemos C
′
A = 0,9 para el requisito de LLP = 0,016.

Con este valor de LLP, en términos anuales, el sistema fotovoltaico no será capaz de suministrar:

1 kW · 10−2 · 24 · 365 = 87,6 kWh (D.1)

El grupo electrógeno entrega 10 kV A · 0,7 = 7 kW de potencia activa. Para suministrar toda la energía
que el sistema fotovoltaico no es capaz, el grupo deberá estar en funcionamiento aproximadamente 12.5
horas al año, y consumirá 0,3 · 87,6 = 26,3 l al año.

6Recordemos que C
′
A está relacionado con la capacidad del generador CA a través de la ecuación:

C
′
A = CA ·

Gd(0)
Gd(β, α)
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D.3. Sistemas Fotovoltaicos de Bombeo

D.3.1. Entorno del diseño

En un lugar situado en la latitud 40◦S, se pretende llevar a cabo un sistema de bombeo solar directo
para abastecer de agua a una comunidad rural compuesta por 600 personas. Según las medidas tomadas,
la media anual del consumo diario por habitante es de 50 litros. En esta comunidad existe un pozo con
una profundidad de 90 metros. Este pozo ha sido sometido a ensayo por la autoridad local, obteniendo
un valor de 30 metros para la altura estática, 50 metros para la altura dinámica y un caudal máximo
de extracción de 10 litros por segundo. Esta comunidad ha decidido anticiparse a la implantación del
sistema y la construido una casa para albergar los equipos y proteger el pozo, y asimismo ha levantado
un depósito en las cercanías. La altura de la boca de entrada a este depósito se encuentra a 10 metros
sobre el suelo.

1. ¿Cuales son los ángulos óptimos de inclinación y orientación de este sistema?

2. Calcule la altura total equivalente (HTE) despreciando las pérdidas por fricción en las tuberías.

3. Sabiendo que en esta localidad la media mensual de la radiación diaria incidente en el plano del
generador durante el mes de diseño es de 5 kWh/m2, determine un valor aproximado de la potencia
de generador necesaria.

4. Si elegimos una bomba de 380 Vac, y un módulo de las siguientes características, ¿qué configura-
ción de generador fotovoltaico propone?
Módulo:

Pmpp = 150 Wp

Vmpp = 34,6 V

Impp = 4,35 A

Isc = 4,7 A

Voc = 43,2 V

72 células en serie.

5. El depósito construido por la comunidad tiene una capacidad aproximada de 50 m3. ¿Le parece
adecuado?

Solución

1. En un sistema de bombeo, la inclinación se elige para maximizar la producción durante la época
de mayor demanda de agua. Por tanto,

β = |φ| − 10◦ = 30◦

α = 0◦

Dado que la instalación se ubica en el hemisferio Sur, quedará dirigida hacia el horizonte Norte.
Estos dos ángulos son adecuados para ser implementados en una estructura convencional.

2. Utilizamos la expresión de HTE, calculando cada sumando:

Hot = 10 m
Hst = 30 m
Hdt = 50 m

(
Hdt − Hst

Qmax
) =

20 m
10 L/s

= 0,56 h/m2

Qap = 0,047 · 30 = 1,41 m3/h

y por tanto:
Hte = 10 + 30 + 0,56 · 1,41 + 0 = 40,8 m
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3. Utilizamos la fórmula que aproxima la potencia del generador fotovoltaico:

P∗g = 10 · Hte ·Qd
Gd/G∗ = 10 · 40,8 · 30

5/1
= 2447 Wp

A partir de esta estimación primera, podemos ajustar el valor de potencia necesaria consultando
la documentación de un fabricante de bombas. Si recurrimos, por ejemplo, a la documentación
de Grundfos, teniendo en cuenta la radiación disponible y el caudal requerido, elegiremos una
bomba del tipo SP5AXX (30/5 = 6, y el número más cercano de la gama SP de Grundfos es el
5). Dentro del tipo SP5AXX deberemos probar el funcionamiento según el número de etapas de
cada bomba. En general, varias bombas pueden ser adecuadas desde este enfoque de caudal su-
ministrado. Por ejemplo, la bomba SP5A12 (ver nomograma)puede ser una buena solución para
esta combinación de altura, caudal y radiación. Con este nomograma llegamos a una potencia de
generador de 2300 Wp, valor muy cercano a la primera estimación.

Elección de Potencia de Generador para bomba 5A12 y Gd 5 kWh/m²
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4. Para una bomba que funciona a 380 Vac, deberemos utilizar un generador cuya tensión de trabajo
sea

Vdc =

√
2 · 380
1,1

= 488,6 V

Dado que el módulo descrito en el enunciado tiene 72 células en serie, su tensión MPP afectada por
la temperatura será, aproximadamente de 30 V (recordando que un módulo de 36 células entrega
15 V en funcionamiento real). Por tanto, se deberán conectar 17 módulos en serie (488,6/30 = 16,3).
Antes de dar por buena esta configuración, se debería comprobar que la tensión en circuito abierto
del generador no supera la máxima admisible por el variador.
Esta configuración eléctrica implica una potencia de generador de P∗g = 17 · 150 = 2550 Wp, valor
algo superior al requerido para satisfacer el caudal y vencer la altura manométrica. Es frecuente
que la potencia resultante de la configuración eléctrica del generador para acoplarse al variador
sea muy superior a la necesaria. En estos casos se deberá recalcular la configuración con módulos
de diferente tensión y potencia.

5. 50 m3 es aproximadamente 2 veces el caudal diario requerido. Es un tamaño adecuado.
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D.4. Seguridad eléctrica

D.4.1. Entorno del diseño

Suponiendo que en una planta con varios inversores trifásicos existe la posibilidad de ubicar los
inversores debajo del generador FV (distribución en alterna) o en un centro específico junto al punto de
conexión a red (distribución en continua), ¿cuál es la tensión de trabajo en continua que permite optar por
una distribución en continua?. Para simplificar la resolución esta cuestión se emplearán las siguientes
suposiciones:

El inversor trabaja con una eficiencia constante de 0,95.

El inversor no genera potencia reactiva.

La caída de tensión admisible es ∆V = 1,5 % ·Vnom, siendo Vnom la tensión de trabajo en cada una
de las dos opciones. Para trifásica, sea Vnom = 400 V.

Solución

El punto crítico que decide sobre el tipo de distribución a emplear es aquel en el que la masa de ca-
bleado coincide en las dos opciones. Dado que en trifásica se emplean 3 cables (en general, los inversores
fotovoltaicos no exigen el cableado del neutro) y 2 en monofásica, esta condición es 2 · Sdcl = 3 · S3acl,
donde l es la longitud de cable a emplear en cuaquiera de las dos opciones. La sección de la distribución
en continua se calcula con:

Sdc =
2 · l · Idc
56 · ∆Vdc

mientras que la correspondiente a una distribución trifásica se calcula con:

S3ac =

√
3 · l · I3ac

56 · ∆V3ac

donde se supone que el factor de potencia del inversor es la unidad.
Estas expresiones pueden reescribirse utilizando la relación entre potencia, tensión y corriente:

Sdc =
2 · l · Pdc

56 · 1,5 % ·V2
dc

S3ac =
l · Pac

56 · 1,5 % ·V2
ac

Con estas ecuaciones la condición primera se expresa de la siguiente forma:

2 · 2 · l · Pdc

56 · 1,5 % ·V2
dc

= 3 · l · Pac

56 · 1,5 % ·V2
ac

y teniendo en cuenta las suposiciones propuestas se puede simplificar para obtener la siguiente relación:

4
V2

dc
=

3 · 0,95
4002

que se resuelve con el resultado final:
Vdc ' 473 V

Por tanto, si la configuración del generador fotovoltaico es de tal forma que su tensión Vmpp prome-
dio es igual o superior a 473 V, la distribución en continua es preferible a la distribución en alterna desde
el punto de vista de masa de conductor necesario.
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D.4.2. Entorno del diseño

Una planta de seguimiento a dos ejes está compuesta por conjuntos de 4 seguidores conectados a un
inversor. Cada uno de los seguidores soporta un generador fotovoltaico de 26,4 kWp conformado en 12
ramas de 11 módulos en serie. Las características de los módulos empleados son:

Pmpp = 200 Wp

Vmpp = 46,08 V

Impp = 4,35 A

Isc = 4,7 A

Voc = 57,6 V

Las separaciones entre seguidores son Lns = 30 m y Leo = 40 m. A la salida de cada conjunto de
cuatro seguidores, situado a 1 metro del seguidor más cercano, se emplea un cuadro de paralelos que
desemboca en un inversor, tal y como se representa en el esquema siguiente.

Caja de Paralelos

Inversor

Linv = 90m

Seguidor 1

L1 = 70m

Seguidor 2

L2 = 30m

Seguidor 3

L3 = 40m

Seguidor 4

L4 = 1m

Elija secciones adecuadas para los cables que conectan cada seguidor del primer grupo con la caja de
paralelos número 1, y para los cables que conectan esta caja con el inversor.

Solución

Suponemos que el conductor es cobre y el aislamiento es polietileno reticulado (XLPE). La distribu-
ción será en corriente continua con cables unipolares enterrados.

En primer lugar aplicamos el criterio de caída de tensión con la fórmula:

Sdc =
2 · ldc · Idc
56 · ∆Vdc

Según el apartado 5 de la ITC-BT-40, la caída de tensión será inferior al 1,5 % de la tensión nominal.
Dado que existen dos tramos (desde el seguidor hasta la caja de paralelos, y desde la caja hasta el
inversor), esta condición implica que la suma de las dos caídas de tensión no supere el límite establecido.
De esta forma, existe un grado de libertad (dos incógnitas con una única condición) que sólo puede
resolverse formalmente optimizando el coste de cable total.
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Para evitar la complejidad de este ejercicio de optimización7, imponemos una caída de tensión ra-
zonable en cada tramo y resolvemos el valor de sección correspondiente. Por ejemplo, imponemos una
caída de tensión de 0,5 % en el primer tramo y de 1 % en el segundo.

Así, para el primer tramo los cálculos se basan en las siguientes condiciones:

I = 12 · 4,35 = 52,2 A
Vnom = 11 · 46,08 = 506,88 V

∆V = 2,53 V

y los resultados son:

s1 = 51,49 mm2

s2 = 22,07 mm2

s3 = 29,41 mm2

s4 = 0,74 mm2

A continuación, debemos comprobar que estas secciones cumplen el criterio térmico. En las condicio-
nes detalladas al comienzo de esta solución, en la ITC-BT-07 comprobamos que la temperatura máxima
en servicio permanente para un cable con aislamiento XLPE es de 90 °C (tabla 2).

Al tratarse de conductor cobre e instalación enterrada, para averiguar la intensidad máxima admi-
sible por cada una de las secciones calculadas, empleamos la primera columna (XLPE) de la primera
mitad (terna de cables unipolares) de la tabla 5. Esta tabla supone que la temperatura del terreno es de
25 °C, que los cables están a una profundidad de 0,7 m y que el terreno tiene una resistividad térmica de
1 K m/W.

Si la temperatura del terreno es diferente hay que utilizar la tabla 6 (que muestra que a mayor tem-
peratura menor corriente máxima admisible). Si el terreno tiene una resistividad térmica diferente co-
rregimos con la tabla 7 (que muestra que a mayor resistividad del terreno menor corriente máxima
admisible). Si la profundidad de enterramiento es diferente las correcciones están recogidas en la tabla 9
(donde a mayor profundidad menor corriente máxima admisible). Además, si la conducción se realiza
bajo tubo, hay que corregir con un factor de 0,8.

Por otra parte, al ser distribución en continua, la conducción no es en ternas sino en conjuntos de
dos cables unipolares. Corregimos con un factor de 1,225. Además, en el tramo comprendido entre los
seguidores 3 y 4, y entre la caja de paralelos y el inversor, los pares de cables conviven con otras agru-
paciones. En este caso hay que emplear la tabla 8 para reducir convenientemente la corriente máxima
admisible con un factor de 0.8.

Según el apartado 5 de la ITC-BT-40, el cable debe ser dimensionado para una intensidad no inferior
al 125 % de la máxima intensidad del generador. Esta máxima intensidad se corresponde con la corriente
de cortocircuito. Así, para el primer tramo la corriente de referencia es 70,5 A. Tomando como buenas
las condiciones para las que está elaborada la tabla 5, y corrigiendo con un factor de 1,225 (par de cables
en lugar de terna) y otro de 0,8 (agrupaciones de cables en una misma zanja), esta corriente de referencia
obliga a emplear, al menos, una sección de 10 mm2.

Por tanto, las secciones a utilizar en este primer tramo son:

s1 = 70 mm2

s2 = 25 mm2

s3 = 35 mm2

s4 = 10 mm2

Para el segundo tramo (entre caja de paralelos e inversor), las condiciones son:

7La referencia [81] detalla el procedimiento de cálculo que permite optimizar la masa de cable.
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I = 208,8 A
Vnom = 506,88 V

∆V = 5,07 V
L = 90 m

que conducen a una sección de s = 132,5 mm2, que corresponde a una sección normalizada de
150 mm2.

En este segundo tramo, con las mismas consideraciones anteriores, la corriente de referencia para
el criterio térmico es 282 A, valor que obliga a emplear, al menos, una sección de 95 mm2. Así, el valor
obtenido es adecuado.

La figura siguiente resume los resultados obtenidos.

Inversor

Caja de paralelos

150mm2

Seguidor 1

70mm2

Seguidor 2

25mm2

Seguidor 3

35mm2

Seguidor 4

10mm2
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