
I l concetto di reti attive di distribuzione è ge-
neralmente utilizzato per identificare quelle
reti elettriche di distribuzione in cui la gene-

razione distribuita è controllata da opportuni siste-
mi di gestione al fine di raggiungere specifici
obiettivi d’esercizio [1, 2]. Il controllo dei flussi di
potenza bidirezionali interni alla rete di distribuzio-
ne e/o tra questa e quella a tensione superiore, la
possibilità di esercire la rete in isola di carico (in-
tenzionale o non intenzionale), costituiscono tipici
esempi di modalità d’esercizio di reti attive di di-
stribuzione. In tale contesto, la possibilità di svi-
luppare ed implementare tali metodologie d’eser-
cizio è legata alla conoscenza dello stato elettrico
della rete. Nel caso di reti di trasmissione, di note-
vole utilità per la stima dello stato sono le misure
fornite da dispositivi denominati Phasor Measure-
ment Units - PMU, i quali, realizzando la misura
distribuita dei cosiddetti “fasori sincronizzati” o
“sincrofasori” delle tensioni nodali e delle correnti

di linea mediante sistemi denominati Wide Area
Monitoring Systems - WAMS, consentono una sti-
ma pressoché diretta dei flussi di potenza nella re-
te [3-5]. La sincronizzazione temporale utilizzata
da tali dispositivi, è ottenuta utilizzando un siste-
ma di riferimento temporale che, generalmente, è
quella resa disponibile dal protocollo Universal Ti-
me Code - Global Positioning System (UTC-GPS).
L’estensione dell’utilizzo di tale strumento alle re-
ti elettriche attive di distribuzione è generalmente
considerato particolarmente promettente nel mo-
nitoraggio e controllo in tempo reale di tali reti [6].
Vari sono gli studi riportati nella letteratura sul-
l’impiego di PMU nelle reti di distribuzione. In par-
ticolare, tali studi riguardano i seguenti campi di
applicazione: protezione e localizzazione guasti
[7,8], monitoraggio di guasti [9,10], stima dello
stato [11], esercizio in isola [12] monitoraggio del-
la qualità della fornitura [13].
Come mostrato in [14], le caratteristiche peculiari
delle reti di distribuzione rispetto alle reti di tra-
smissione (in particolare la lunghezza limitata del-
le linee ed i ridotti flussi di potenza) comportano,
tuttavia, differenze molto piccole tra le fasi dei fa-
sori delle tensioni nodali (in genere dell’ordine di
grandezza di qualche mrad). Conseguentemente,
le PMU destinate all’utilizzo nelle reti di distribu-
zione richiedono un più elevato grado di accura-
tezza di quelle impiegate nelle reti di trasmissio-
ne. Il più elevato livello di distorsione delle forme
d’onda delle tensioni nelle reti di distribuzione ri-
spetto a quelle di trasmissione, richiede, inoltre,
lo sviluppo di PMU caratterizzate anche da una
più elevata reiezione nei confronti delle compo-
nenti spettrali diverse da quella fondamentale.

Gli algoritmi tipicamente implementati nelle PMU
sono basati sull’impiego della trasformata discre-
ta di Fourier (Discrete Fourier Transform - DFT)
per la stima diretta dell’ampiezza, fase e frequen-
za della componente alla frequenza fondamenta-
le della grandezza (tensione o corrente) della qua-
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le si vuole stimare il sincrofasore. Tale approccio
è stato utilizzato anche per lo sviluppo di algorit-
mi implementati in PMU per l’impiego in reti di di-
stribuzione (come mostrato, ad esempio, in [15]).
L’accuratezza raggiunta in tali applicazioni,
espressa in termini di deviazione standard della
distribuzione degli errori di stima della fase del
sincrofasore, è dell’ordine di qualche frazione di
mrad. Come descritto in [14] tale livello di accu-
ratezza appare però insufficiente per la stima dei
flussi di potenza nelle linee di distribuzione.

La memoria descrive un algoritmo di stima di sin-
crofasori basato sull’uso combinato della DFT e di
una successiva analisi nel dominio del tempo della
forma d’onda della componente a frequenza fon-
damentale della grandezza in esame. L’algoritmo
sviluppato è stato concepito per raggiungere ele-
vate accuratezze nella stima della fase del sincrofa-
sore, dell’ordine di grandezza di qualche centesimo
di mrad, valore significativamente inferiore a quelli
tipicamente riportati nella letteratura sull’argomen-
to. La relativa implementazione su di un microcon-
trollore digitale ne ha permesso la caratterizzazione
sperimentale che ha consentito di verificarne il li-
vello di accuratezza atteso, adeguato per l’applica-
zione al monitoraggio delle condizioni di esercizio
delle reti di distribuzione. Tre PMU, che implemen-
tano l’algoritmo descritto nella memoria, sono sta-
te installate in una rete di distribuzione urbana, ali-
mentabile da una centrale di cogenerazone locale,
e sono state utilizzate per il monitoraggio delle ten-
sioni durante alcuni recenti test delle manovre di di-
sconnessione dalla rete di trasmissione e di suc-
cessiva riconnessione. I test e i risultati ottenuti uti-
lizzando le PMU sono stati presentati in [16].

Requisiti e caratteristiche del
prototipo di PMU sviluppato per
l’impiego nelle reti di distribuzione
Le caratteristiche delle reti di distribuzione men-
zionate nell’introduzione comportano la definizio-
ne dei seguenti requisiti per l’impiego di PMU 1:
I. ridotti valori del TVE, incertezze nella stima del

valore RMS e, soprattutto, della fase del sincro-
fasore;

II. robustezza della procedura di stima del sincro-
fasore nei confronti di segnali di ingresso ca-
ratterizzati da elevata distorsione della forma
d’onda.

Ai requisiti (I) e (II) è essenziale associare anche
la robustezza dell’algoritmo di stima nel caso in
cui le PMU siano utilizzate per monitorare transi-
tori elettromeccanici che comportano scosta-
menti significativi della frequenza da quella no-

minale [5,18,19]2. I requisiti aggiuntivi al fine di
garantire tale robustezza sono i seguenti [19]:
III. impiego di finestre d’osservazione temporale

consecutive ed indipendenti;
IV. stima della frequenza e della fase del sincrofa-

sore mediante una separazione temporale di 3 -
6 cicli della componente alla frequenza fonda-
mentale;

V. utilizzo dello stesso time-tag utilizzato nella sti-
ma della sincrofasore anche per la stima della
sua frequenza.

L’algoritmo proposto è stato sviluppato al fine di
soddisfare tutti i summenzionati requisiti I-V. Prima
di procedere con la descrizione analitica di tale al-
goritmo, è necessario illustrare le caratteristiche
dell’hardware sul quale l’algoritmo è stato imple-
mentato poiché tali caratteristiche hanno consen-
tito di rilassare alcune assunzioni nell’analisi DFT
del segnale in ingresso per quanto concerne la sti-
ma della componente alla frequenza fondamenta-
le. In particolare, l’hardware utilizzato è costituito
da un microcontrollore basato sul sistema National
Instruments Compact-Rio il quale utilizza un pro-
cessore funzionante ad una frequenza di 400 MHz
ed in grado di eseguire istruzioni in real-time; il si-
stema è equipaggiato con una memoria non vola-
tile di 2 GB e 128 MB di memoria DRAM. Il micro-
controllore è inoltre integrato con un bus FPGA
(Field Programmable Gate Array) caratterizzato da
3 Mgate e funzionante ad una frequenza di 40
MHz. L’interfacciamento tra il microcontrollore (che
materialmente implementa l’algoritmo di stima de-
scritto in seguito) ed i sistemi di digitalizzazione
delle forme d’onda è realizzato tramite il bus FP-
GA. In particolare, le forme d’onda delle tensio-
ni/correnti sono campionate mediante convertitori
A/D a 16 bit caratterizzati da una frequenza massi-
ma di campionamento di 100 kSa/s. Mediante un
processo di sincronizzazione implementato sul bus
FPGA, ciascuna grandezza campionata utilizza un
singolo convertitore il quale opera in modo sincro-
no agli altri e all’acquisizione del riferimento tem-
porale UTC-GPS fornito da un dispositivo caratte-
rizzato da un’incertezza temporale di 100 ns
(S.E.A. GmbH cRIO GPSIB MOBILE module).
L’algoritmo di stima dei sincrofasori è costituito
dalla esecuzione sequenziale di tre parti principali:
1. campionamento delle tensioni/correnti all’inter-

no di una finestra temporale T di 80 ms (corri-
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1 Questi requisiti sono più impegnativi di quelli previsti nella norma di
riferimento IEEE C37.118 [17] che stabilisce un limite pari all’1% del va-
lore di TVE.

2 Lo standard IEEE C37.118 [17] definisce i requisiti delle PMU in con-
dizioni stazionarie senza fornire dettagli specifici nel caso di transitori elet-
tromeccanici.



spondente a 4 cicli a 50 Hz); l’inizio del cam-
pionamento è originato dal fronte di salita del
segnale UTC-GPS PPS (pulse-per-second);

2. identificazione della componente alla frequen-
za fondamentale all’interno di un’intervallo di
frequenza f0 ± ∆f (dove f0 indica la frequenza
nominale della rete e ∆f l’intervallo di frequen-
za massimo all’interno del quale identificare la
componente alla frequenza fondamentale, es.
3 Hz). Prima stima dell’ampiezza e della fase
del sincrofasore;

3. ricostruzione nel dominio del tempo della com-
ponente alla frequenza fondamentale identifi-
cata, miglioramento della stima dell’ampiezza
e della fase del sincrofasore.

La parte 1 dell’algoritmo è effettuata dal bus FP-
GA del microcontrollore e l’inizio del campiona-
mento è originato dal fronte di salita del segnale
UTC-GPS. La frequenza di campionamento delle
forme d’onda, fsamp, è quella dei convertitori A/D
operanti nel bus FPGA (tipicamente 40 - 100
kSa/s), molto superiore, quindi, alle frequenze di
campionamento utilizzate nelle PMU tradizionali
(in genere dell’ordine di qualche kHz). Il corri-
spondente valore della frequenza di Nyquist
(fsamp/2) può essere quindi considerata significa-
tivamente maggiore del valore massimo di fre-
quenza che caratterizza lo spettro armonico delle
tensioni. Ciò consente di evitare l’impiego di filtri
anti-aliasing, responsabili di inaccuratezze ag-
giuntive nella stima della fase dei sincrofasori.
Inoltre, l’impiego di un’elevata frequenza di cam-
pionamento rende più efficace l’identificazione
della componente alla frequenza fondamentale
eseguita nella parte 2 dell’algoritmo. La forma
d’onda in ingresso, s(t), è campionata con un pas-
so temporale ∆t = 1/fsamp in una finestra tempora-
le T sufficientemente piccola (80 ms) tale da rite-
nere il segnale stesso stazionario all’interno di T.
In generale, il segnale s(t) può essere espresso at-
traverso il suo spettro discreto funzione di T e ∆t:

s(t) = s̃ +

dove s̃ rappresenta la componente continua del se-
gnale s(t) all’interno della finestra T, sh e ϕh sono
l’ampiezza e la fase della h-esima componente
spettrale (con frequenza multipla di 1/T) ed il εt ru-
more Gaussiano. La seconda fase dell’algoritmo
fornisce una prima stima di parametri della compo-
nente alla frequenza fondamentale f0 = ω0/2π, , s1
e ϕ1 mediante l’algoritmo proposto in [20]. L’impie-
go di tale algoritmo consente, infatti, di migliora-
re l’accuratezza dei parametri ottenuti dalla DFT e

n

∑sh cos (hω0t + ϕh) + εt
h =1

di risolvere i problemi derivanti dall’interferenza
tra le armoniche nell’identificazione di una com-
ponente specifica.
La DFT del segnale s(t) è esprimibile tramite la se-
guente relazione:

G = (k∆f) =

dove, N è il numero di campioni, ∆f = 1/T, ∆t =
T/N, k = 0,….(N/2)-1, fh ed sh sono la frequenza e
l’ampiezza della componente h-esima, e DN è il
cosiddetto kernel di Dirichlet definito dalla se-
guente relazione:

DN (ϑ) = e-πiϑ

dove i indica l’unità immaginaria.
I problemi principali del processo d’identificazio-
ne della componente del segnale alla frequenza
fondamentale, sono i seguenti:
a. leakage spettrale causato dal valore finito del-

la finestra di osservazione T;
b. identificazione della frequenza della compo-

nente fondamentale che, in generale, avrà va-
lore compreso tra quelli di due componenti
successive fornite dalla DFT.

Il problema a viene risolto effettuando la convolu-
zione dei dati campionati mediante la finestra di
Hanning:

GH = (k∆f) =

dove

HN (ϑ) = DN (ϑ) - ]
Per risolvere il problema b, si osserva che il para-
metro f0 della componente alla frequenza fonda-
mentale è legato al passo di discretizzazione ∆f
della DFT mediante la relazione:

f0 = (m + ∆bin) ∆f

assumendo che l’intervallo di frequenza in cui è
compresa f0 sia delimitato dalle componenti m ed
m + 1 della DFT. ∆bin rappresenta la deviazione
dalla frequenza vera della frequenza del tono m
stimato dalla DFT (0 ≤ ∆bin ≤ 1). Dato che il nu-
mero di campioni N all’interno della finestra T è
molto elevato e che il valore f0 è decisamente in-

[ DN (ϑ + 1) + DN (ϑ - 1)
2

1
2

n

∑Sh Hn [(k∆f - fh) T ]
h =1

(N - 1)
N

sin(πϑ)
N sin(πϑ/N)

n

∑Sh Dh [(k∆f - fh) T ]
h =1
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feriore rispetto alla frequenza di campionamento,
è ragionevole approssimare la funzione seno che
compare al denominatore dell’espressione del
kernel di Dirichlet tramite il suo argomento e, inol-
tre, ritenere valida la seguente approssimazione:

e-πi ≈ -1 +

Come mostrato in [20], tali approssimazioni con-
ducono ad un’espressione, qui non riportata, del-
la funzione GH(k∆f) in funzione del parametro ∆bin
che è esprimibile come:

∆bin = ±

dove a e b sono il massimo ed il secondo massi-
mo delle ampiezze delle componenti dello spettro
discreto GH. Noto ∆bin, la stima dell’ampiezza
complessa S1 della componente alla frequenza
fondamentale f0 è fornita dalla seguente relazione:

S1= e-πi∆bin (1+ ∆bin)GH (m∆f)

La conoscenza di S1 fornisce, naturalmente, l’am-
piezza s1 e la relativa fase ϕ1.

La parte 3 dell’algoritmo consiste nel miglioramen-
to dell’accuratezza della stima della fase ϕ1. La co-
noscenza di f0, s1 e ϕ1 consente, infatti, di ricostrui-
re nel dominio del tempo la componente alla fre-
quenza fondamentale s1cos(2πf0t + ϕ1). Successi-
vamente a tale ricostruzione, il valore della fase ϕ1
viene ricalcolato mediante la seguente relazione:

ϕ1 = 2πf0[(tzero-cross - t1sample)+(t1sample - tPPS)]

dove la differenza tzero-cross - t1sample rappresenta
l’intervallo di tempo tra il primo campione della for-
ma d’onda ricostruita t1sample e il suo primo pas-
saggio per lo zero tzero-cross. Quest’ultimo valore è
stimato mediante un’interpolazione lineare tra due
campioni, uno positivo e l’altro negativo. La rico-
struzione nel dominio del tempo evita la presenza
di zero-crossing multipli e, di conseguenza, il tem-
po tzero-cross è definito in modo univoco.
La differenza t1sample - tPPS nella stima della fase
ϕ1 corrisponde all’intervallo temporale esistente
tra il primo campione della forma d’onda rico-

(N-1)
N

2π ∆bin (1-∆bin)
sin (π∆bin)

a - 2b
a + b

πi
N

(N - 1)
N

struita t1sample ed il tempo corrispondente al se-
gnale PPS del GPS tPPS.

Caratterizzazione sperimentale
ed impiego delle PMU sviluppate
La valutazione delle prestazioni del prototipo di
PMU che implementa l’algoritmo descritto è sta-
ta condotta mediante un sistema di generazione
di segnali sincronizzati con un riferimento tempo-
rale caratterizzato da un’accuratezza di ±15 ns.
La frequenza di campionamento utilizzata dalla
PMU in esame è pari a 80 kSa/s.
I risultati della caratterizzazione sperimentale so-
no riassunti nelle distribuzioni cumulative di pro-
babilità di figura 1. La figura 1a mostra la distri-
buzione dei valori di TVE ottenuti, la figura 1b
quella degli errori sulla stima del valore efficace
(RMS) dei sincrofasori e la figura 1c quella degli
errori sulla stima delle fasi. Le distribuzioni in linea
continua si riferiscono a segnali puramente sinu-
soidali alla frequenza di 50 Hz, mentre le distribu-
zioni in linea tratteggiata si riferiscono a segnali di
riferimento distorti caratterizzati da uno spettro
armonico corrispondente ai valori limite indicati
nella norma EN 50160 [21]. La Tabella 1 riporta i
valori delle deviazioni standard delle distribuzioni
di figura 1. Tali valori indicano la cosiddetta incer-
tezza standard [22] e appaiono adeguati per l’ap-
plicazione del prototipo nelle reti di distribuzione.

Tre prototipi di PMU, sviluppati come descritto, so-
no stati installati in una rete di distribuzione urbana
e utilizzati per il monitoraggio delle tensioni duran-
te alcuni test recentemente condotti per verificare
la possibilità di poter disconnettere una parte di
una rete di distribuzione urbana in MT da quella di
trasmissione, garantendo ugualmente la fornitura
agli utenti mediante una centrale di cogenerazione
locale di 80 MW a ciclo combinato gas-vapore, e
di poterla successivamente riconnettere senza in-
terruzioni del servizio. I test condotti e i risultati ot-
tenuti sono stati presentati in [16].
Le tre PMU sono state installate nei seguenti pun-
ti: PMU1 in corrispondenza della stazione della
centrale, connessa mediante un cavo lungo 800 m,
alla sbarra a 132 kV di una sottostazione a cui so-
no connessi i trasformatori AT/MT che alimentano
la rete di distribuzione; PMU2 e PMU3 a monte ed
a valle dell’interruttore posto in corrispondenza
dell’arrivo della linea della rete trasmissione con-
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Tabella 1 - Deviazioni standard delle distribuzioni di figura 1 (Adattato da [16])

Tipologia disegnale di riferimento TVE DRMS ∆θ
Segnale sinusoidale (50 Hz) 0.0046 % 0.0072 % 3.9 mdeg 0.069 mrad

Segnale distort (EN 50160) 0.0049 % 0.074 % 4.0 mdeg 0.070 mrad
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Figura 1
Caratterizzazione sperimentale del prototipo

di PMU sviluppato. Distribuzioni
cumulative di probabilità del TVE (a),

errore sulla stima del valore efficace (RMS) (b)
e dell’errore sulla stima della (c)

del sicrofasore relativamente a segnali
mono-tonali contenenti la sola componente

a 50 Hz e segnali distorti
(Adattato da [16]).
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nessa alla sbarra a 132 kV. Tale inter-
ruttore è quello utilizzato per le ma-
novre di connessione e riconnessio-
ne (interruttored’interfacciamento).
Prima dell’effettuazione dei test, le
manovre sono state studiate e ri-
prodotte mediante un simulatore
della centrale e della rete locale ap-
positamente sviluppato [23].

Manovra di disconnessione: lo stato
della centrale precedentemente alla
manovra è il seguente: le due unità
turbogas GT1 e GT2 della centrale
sono in funzione. L’unità GT1 è in
parallelo con la rete e produce 29,4
MW (temperatura di ingresso dell’a-
ria pari a 20,7 °C). L’unità GT2 è di-
sconnessa dalla rete e alimenta 2,6
MW di carico corrispondenti ai suoi
ausiliari e quelli del ciclo a vapore.
La turbina a vapore non è in funzione.
Lo scambio con la rete esterna è pa-
ri a 1,9 MW in esportazione. Alle ore
5:03 è eseguita la manovra di apertu-
ra dell’interruttore di interfaccia di
connessione alla rete esterna. Il siste-
ma rimane in isola senza conseguen-
ze. L’unità GT1 produce a 27,30 MW
dato dal carico delle linee a 15 kV.
Le registrazioni delle PMU nel caso
di una manovra di disconnessione
sono mostrate in figura 2 (tratta da
[16]): a) differenza di fase fra i fasori
PMU1 e PMU2 e fra i fasori PMU2 e
PMU3, b) transitori delle ampiezze
dei fasori e c) i corrispondenti transi-
tori di frequenza. La figura 2 c) ripor-
ta anche il valore di frequenza forni-
to dal sistema SCADA di centrale.
La manovra disconnessione è stata
effettuata a partire da una condizio-
ne di esportazione di potenza verso
la rete di trasmissione. La manovra
ha comportato quindi una diminuzio-
ne della potenza prodotta dalla cen-
trale e quindi la diminuzione dello
sfasamento tra i sincrofasori ai capi
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Figura 2
Esempio delle informazioni fornite dai PMU du-
rante una manovra di passaggio in isola di ca-
rico di una rete di distribuzione che rimane ali-
mentata da una centrale locale: a) differenza di
fase fra i fasori, b) transitori di ampiezza e c)
transitori delle frequenze (Figura tratta da [16])
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della linea di connessione della
centrale con la sottostazione
mostrata in figura 2 a). Tale figu-
ra mostra anche le oscillazioni
dell’angolo di sfasamento sum-
menzionato (ad una frequenza
di 0,3 Hz) associate allo scam-
bio di potenza tra la centrale ed
i carichi della rete. Successiva-
mente alla manovra, la rete in
isola rimane in funzionamento
stabile e la frequenza, controlla-
ta dal regolatore della centrale,
si mantiene constante ad un va-
lore pari a 50,1 Hz.

La figura 3 mostra le informa-
zioni fornite dalle tre unità PMU
durante la manovra della suc-
cessiva riconnessione alla rete
di trasmissione.

Conclusioni
La memoria ha illustrato un pro-
totipo di PMU per reti di distri-
buzione attive sviluppato nel la-
boratorio degli autori. Tale pro-
totipo implementa un algoritmo
la cui struttura è concepita per
raggiungere i livelli di precisione
richiesti per la misura dei sin-
crofasori in tali reti. L’algoritmo
sviluppato consente: (i) l’accu-
rata sincronizzazione con il rife-
rimento temporale UTC-GPS,
(ii) l’identificazione della compo-
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Figura 3
Esempio delle informazioni fornite
dai PMU durante la manovra
di riconnessione alla rete:
a) differenza di fase fra i fasori,
b) transitori di ampiezza e
c) transitori delle frequenze
(Figura tratta da [16])
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nente alla frequenza fondamentale e (iii) l’analisi
della forma d’onda ricostruita nel dominio del tem-
po della componente alla frequenza fondamentale.
La verifica sperimentale e l’applicazione durante i
test di disconnessione e riconnessione di una re-
te di distribuzione descritti nella memoria mostra-
no che il prototipo di PMU sviluppato è in linea
con i requisiti richiesti. La precisione nella stima
dei valori efficaci e delle fasi dei sincrofasori è
molto elevata, e sostanzialmente immune ai livelli
di distorsione armonica tipici delle reti di distribu-
zione. Si ritiene che tale dispositivo possa trovare
applicazione nelle attuali reti di distribuzione con-
sentendone l’evoluzione verso il paradigma della
smart-grid. In particolare, esse possono essere
proficuamente impiegate nei sistemi di gestione, il

più possibile automatici ed ottimizzati, dell’eserci-
zio delle reti di distribuzione, per supportare le se-
guenti funzioni: stima in linea dello stato della re-
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