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Planificacién de la Transmisiéon y Estudios
Gerencia de Operacién y Mantenimiento
MI-OM-PTE-112

INTERCHILE

ANALISIS DE CONDICIONES OPERACIONALES Y POSTERIOR COLAPSO DEL SISTEMA ELECTRICO
NACIONAL ANTE APERTURA EN LA LINEA DE TRANSMISION NUEVA MAITENCILLO — NUEVA PAN DE
AZUCAR 2X500 KV

1 Introduccion

En este documento se desarrollara un andlisis de las caracteristicas sistémicas del evento ocurrido el 25
de febrero de 2025 (“25F”), segln lo indicado en el documento EAF 089/2025 elaborado por el
Coordinador Eléctrico Nacional. Para ello, es fundamental abordar los principales conceptos que implican
el andlisis de este tipo de eventos, distinguiendo sus momentos, para comprender las posibles causas de
este.

Ademads, de la informacidn publicada en el EAF, se contrasta con la planificacidn de los diversos recursos
gue debia contar el sistema para contener la propagacién de la Contingencia Extrema.

Los resultados aqui presentes y que se ponen en conocimiento del Coordinador, buscan contribuir a que
se fortalezcan los andlisis propios y mds amplios que corresponden al Coordinador, para la operacién
segura del Sistema Eléctrico Nacional (“SEN").

Finalmente, debemos hacer notar que este analisis tomd informacién disponible al publico sobre los
procesos (a cargo del Coordinador) de planificacion, programacion y operacion del sistema interconectado
chileno.

1.1 Analisis de un Apagdn Total

En el articulo 1-3, N°3 de la Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio (NTSyCS) se define un Apagon
Total como el "Desmembramiento incontrolado de un Sl a consecuencia de una perturbacion que conduce
a una pérdida mayor o igual a un 70% de la demanda del S| que se abastecia al momento de ocurrir la
perturbacion."

En el 25F se pueden distinguir tres momentos, los cuales se muestran a continuacion:

Momento 1 Momento 2
Doble desconexién en 500 kV  |nestabilidad del SEN apagsn Momento 3
. Total
Condicién previa Eventos en cascada Recuperacién
A I\ l A
[ Vo0 L2 1

( J { J
Y i
Progreso en régimen Cascada de alta
velocidad

permanente
Otros eventos
desencadenantes

Figura 1-1:Fases de un apagon total.

Segun lo anterior, es de importancia analizar el EAF para establecer las posibles causas del Apagdn Total,
segln (1) las condiciones previas a la desconexién, (2) Disponibilidad de recursos adicionales para
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controlar la inestabilidad del sistema y (3) la recuperacion de este. Para ello, se muestra el siguiente
diagrama que facilita la revisién del documento, referido a las secciones del EAF.

Apagon total

Desconexion de doble circuito 500kV sin falla
eléctrica, menos grave que falla que provoca la &g
desconexion de doble circuito 500 kV.

Seguridad, servicios
complementariosy criterio Colapso Isla Norte
N-1 previo a la falla

Colapso Isla Sur

Evitar Apagon

Capitulo 7.4 EAF
Capitulo 7.5EAF
Capitulo 9.4 EAF

Contingencia Capitulo 7.3EAF

Extrema 6 Capitulo 9.5 EAF
Capitulo 4 EAF

Figura 1-2: Diagrama conceptual apagon total y EAF.
2 Condiciones previas a la falla — Capitulo 4 EAF.

2.1 Operacién segura, criterio N-1

En revision de los criterios de seguridad y confiabilidad aplicables a los sistemas eléctricos de potencia a
nivel mundial, se encuentran diferentes definiciones, sin embargo, la NTSyCS es muy clara sobre cudles de
estos criterios deben aplicarse para la correcta planeacion y operacion del Sistema interconectado (SI) y
es asi como define:

Criterio N-1: “Criterio de seguridad utilizado en la planificacion del desarrollo y operacion de un S| que
garantiza que, ante la ocurrencia de una Contingencia Simple, sus efectos no se propaguen a las restantes
instalaciones del SI provocando la salida en cascada de otros componentes debido a sobrecargas
inadmisibles, o a pérdida de estabilidad de frecuencia, dngulo y/o tension”.

Asimismo, la reglamentacion vigente prevé:

Contingencia Extrema “la falla de baja probabilidad de ocurrencia que afecta una o mds instalaciones y
que no puede ser controlada mediante los Recursos Generales de Control de Contingencias, debiéndose
aplicar Recursos Adicionales de Control de Contingencias para evitar un Apagon Total.

Pagina 2 de 35



Docusign Envelope ID: 9CD06237-4BF7-422A-9C6C-987D1D0540F2

Planificacién de la Transmisiéon y Estudios
Gerencia de Operacién y Mantenimiento
MI-OM-PTE-112

INTERCHILE

Se entiende que la contingencia no puede ser controlada cuando ésta se propaga a las restantes
instalaciones del SI, produciéndose la salida en cascada de otros componentes debido a sobrecargas
inadmisibles, o a pérdida de estabilidad de frecuencia, dngulo y/o tension.

A los efectos de la presente NT, son fallas de baja probabilidad de ocurrencia:

a) las fallas o desconexiones intempestivas de transformadores de poder o secciones de barras
(severidades 8 y 9);

b) la falla que provoca apertura simultdnea de ambos circuitos de una linea de doble circuito
(severidad 6); o

¢) la falla de un Elemento Serie seguida de la operacion errénea del Sistema de Protecciones en un
extremo, debiendo operar las Protecciones de Respaldo Local o Remoto (severidad 7).

En el sistema eléctrico chileno, el criterio de contingencia extrema se sobrepone al criterio N-1 en
situaciones donde la seguridad y estabilidad del sistema estdn en riesgo debido a eventos de mayor
severidad y es asi como en el articulo 5-33 de la NTSyCS se menciona que:

“En Estado Normal, las Contingencias Extremas que deberdn ser consideradas por el Coordinador y
superadas evitando el Apagon Total del S, logrando al final del transitorio de falla el cumplimiento de los
estdndares definidos para el Estado de Emergencia TITULO 5-8 a TITULO 5-11, serdn las de Severidad 6, 7,
8 y 9, admitiendo en caso necesario la utilizacion de Recursos Generales y Adicionales de Control de
Contingencias.”.

Esta norma mandata al Coordinador realizar los analisis para identificar las contingencias extremas que
se pueden presentar y superarlas para evitar el Apagén Total, para lo cual debera utilizar los recursos
generales y adicionales de control de contingencias.

De acuerdo con lo anterior, el Coordinador identificé dentro del estudio del Plan de Defensa contra
Contingencias, aquellas que pueden resultar criticas o extremas, y en este sentido estableci6 como
extremas las fallas que provocan la apertura simultanea de ambos circuitos de una linea de doble
circuito entre las subestaciones Changos y Polpaico, lo cual incluye el tramo de la linea de 500 kV Nueva
Maitencillo — Nueva Pan de Azucar. A partir de ello, el Coordinador debe considerar esta contingencia en
operacion normal y superarla para evitar el apagon total.

Para el caso particular del evento del 25F se presentd una desconexidn doble de la linea, sin que existiera
una falla eléctrica, condicion menos exigente para el sistema. Esto permite concluir que, de acuerdo con
lo definido en el articulo 5-33 de la NTSyCS, si se debia superar una contingencia extrema utilizando
recursos generales y adicionales de control de contingencias, con mayor razon se deberia haber
superado una desconexion doble sin falla eléctrica en la misma linea que habia sido objeto de analisis
en el Plan de Defensa contra Contingencias en todas sus versiones (2019, 2020 y 2024) y en el estudio
“Analisis de la Operacion de los Sistemas SIC — SING Interconectados (2017).

Se observa en la NTSyCS que hay una exigencia clara frente al control de la frecuencia ante la ocurrencia
de contingencia extrema, articulo 5-36, que, segln lo evidenciado en el evento, no se cumplid. En adicidn,
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tampoco hay claridad en los estudios de la consideracién del efecto e impacto de la generacién menor
variable y en general de los pequefios medios de generacion distribuida (PMGD).

Articulo 5-36 “En el caso que una Contingencia Simple o Extrema dé lugar a una condicion de
sobrefrecuencia, el incremento transitorio de la frecuencia deberd ser controlado prioritariamente con los
recursos asociados a los Servicios de Control de Frecuencia, y en la medida que sea necesario, deberdn
implementarse los EDAG, ERAG y/o Sistemas de Proteccion Multidrea que impidan que la frecuencia
alcance valores tales que se activen las protecciones contra sobrefrecuencia y/o sobrevelocidad con que
estdn equipadas las instalaciones que participen en la prestacion.”

2.1.1 Operacién con Don Héctor abierto

En relacién con lo anterior, el Coordinador en la pagina 153 y 266 del EAF, afirma: “Instantes previos a la
desconexion de ambos circuitos de la linea 2x500 kV Nueva Maitencillo - Nueva Pan de Azucar por
operacion de protecciones, el SEN operaba de manera estable y con criterio de sequridad N-1 sobre dicha
linea de transmision, con una transferencia de potencia en el sentido norte - sur de 1800 MW.”

Sin embargo, 2 pdrrafos mas abajo afirma de una condicidn especial de operacidon en la subestacion Don
Héctor, “Los interruptores 52J3, 5216, 52J7 y 52J10 de S/E Don Héctor operaban abiertos por control de
transferencias en la linea 2x220 kV Don Héctor - Punta Colorada”. Dicha topologia es una condicion
especial de operacion que desenmalla uno de los doble circuitos paralelos al enlace de 500 kV y degrada
el sistema tal como se muestra a continuacién:

- ]
- ——

NMAI NPAN @ PFV El Romero

J34J2 J1 &‘

Hacia Maitencillo

Pajonales

PFV La Huella J12 J11 J10

&
&

PFV El Pelicano

J9 J8 J7 RHacia Punta Colorada

MAIT  AGAM  DHEC PCOL PAZU Don Héctor 220kV
Figura 2-1: Diagrama unilineal zona de influencia y operacion descrita de S/E Don Héctor
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En el Estudio de Restricciones en el Sistema de Transmision (“ERST”) se estudian los limites de transmisién
con el criterio de seguridad N-1, verificdndose que: “para la condicion de mayor restriccion de la instalacion
evaluada, el comportamiento del sistema cumple con las exigencias estdticas y dindmicas que se
establecen en el Capitulo 5 de la NTSyCS para estado normal y estado de alerta, y que se indican a
continuacion:

e Factor de amortiguamiento de las oscilaciones de potencia activa (mayor a 5%).

e Niveles de tension aceptables en régimen permanente

e Preservar la operacidon sincronizada de generadores, verificando la condicion de estabilidad
angular.

e Preservar la estabilidad de la tension”

Es relevante destacar que operar el sistema con uno de los doble circuitos de 220kV abierto (consecuencia
de la topologia de operacién descrita por el Coordinador), tiene un impacto directo en las 4 exigencias
anteriores. Ademas, dicha condicién es comparable a operar directamente con una condicién N-2, es decir,
con dos lineas de transmisién menos, por lo que dicha condicion de operacidn debiese considerar un
estudio especifico para este caso, tal como se detalla en el ERST:

“Por otro lado, los limites operacionales determinados en el presente estudio pueden variar, principalmente
debido a las condiciones topoldgicas y las caracteristicas del despacho de generacion (Inercia, monto y
distribucion de la reserva de potencia activa y reactiva) que se presenten en la operacion real, por lo que
dichos limites son sdlo de cardcter referencial. En consecuencia, las limitaciones que se apliquen a la
operacion real estardn supeditadas a las condiciones particulares de operacion del SEN que se prevean en
el corto plazo, las que serdn determinadas por estudios especificos en cada caso.” (el destacado es
nuestro).

A pesar de lo anterior, en el estudio de restricciones dicha topologia no esta considerada para la obtencidn
de los limites de transmisidn con el criterio N-1, ni existe evidencia de alguna minuta o estudio especifico
gue considere esta topologia particular de operacién con la red degradada, salvo que el Coordinador la
tenga y no la haya hecho publica.

2.1.2  Control primario de frecuencia

Segun los datos mostrados en la pagina 153 en el EAF respecto a la Regulacion de Frecuencia, y al programa
de generacidn mostrado en el anexo 1 del mismo, la siguiente tabla resume la ubicacion, zona y potencia
desconectada de los parques de generacidn eléctrica participantes en el control primario y secundario de
frecuencia:
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Potencia

Hora desconectada

(o Control
desconexion

Central

[MW]

Norte Grande Edlico PELlanos del Viento 15:20 131 CSFSubida
Bolico PECerro Tigre 15:20 88 CSFsubida
Isla Norte Solar PFV Almeyda 15:20 25 CSFSubida
Norte Chico Solar PFV Conejo 15:20 91 CS-Bajada
Solar PFVH Romero 15:18 152 CS-Bajada
Centro Hidraulico HECipreses Ul 15:16 17 CPF, CSFBajada
Bdlico PEMalleco Norte 15:16 83 CS-Bajada
Isla Sur ur Bolico PEMalleco Sur 15:16 79 CSFBajada
Bdlico PELomas de Dugueco 15:16 23 CS-Bajada
Hidraulico HEH Toro 15:16 256 CPF

Tabla 2-1: Control primario y secundario de frecuencia.

Es de especial atencién tener en cuenta que todas las mdquinas participantes en el control primario de
frecuencia se encontraban en la isla sur. Con esto se revelan 2 puntos importantes tanto para la isla norte
como para laisla sur:

Isla Norte: De la tabla mostrada es evidente que ninguna de las maquinas participantes del control
primario de frecuencia estaba considerada en esta isla, esto dificulta de sobremanera mantener
el balance carga-generacion de dicha isla por un tiempo sostenido, punto relevante a estudiar en
el colapso de dicha isla, y que es resaltado dentro del EAF que durante los 4 minutos dicha isla se
sostiene.

Isla Sur: Si bien las Unicas maquinas participantes del control primario de frecuencia se
encontraban en la isla sur, es importante mencionar la baja cantidad de mdaquinas prestadoras de
este servicio. A ello, se debe sumar lo mencionado en la pagina 321 del EAF: “demuestran por una
parte que el aporte comprometido por los clientes libres en la isla sur tuvo un importante déficit
del orden de 322.4 MW...” ; “...Lo anterior, implica reduccion de los recursos disponibles para el
control de contingencias lo que limitaria la recuperacion de la frecuencia en la isla sur...” , “...De
acuerdo con la informacion entregada, es necesario analizar la menor desconexion de carga, por
un monto del orden de 564.7 MW...”.

Lo anterior da cuenta de que los recursos generales, en este caso asociados al control de frecuencia,
sumados a los recursos adicionales de control de contingencias no fueron suficientes para evitar el apagon
total ante la desconexién del doble circuito en 500 kV, como lo exige el articulo 5-33 de la NTSyCS.

2.2 Servicios Complementarios

Teniendo en cuenta lo dispuesto en la Norma Técnica de Servicios Complementarios (NTSSCC) que en
general, refiere a la realizacidn de los siguientes estudios:

Estudio de Control de Tensidn y Requerimientos de Potencia Reactiva.
Estudio de Control de Frecuencia y Determinacion de Reservas.
Estudio de Esquemas de Desconexién de Carga y Generacion.

Estudio de Plan de Defensa contra Contingencias.
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e Estudio de Plan de Recuperacidon de Servicio.

Y en particular, que el Coordinador segun titulo 1-2 de la NT SSCC tiene la responsabilidad, entre otras, de:
“Preservar la seguridad del servicio en el SEN, coordinando la prestacion de los SSCC, de acuerdo a los
mecanismos de materializacion que defina en el Informe SSCC e instruyendo la prestacion directa y
obligatoria cuando la sequridad del sistema lo requiera”.

Y que segun lo dispuesto en el titulo 3-1 de la NT SSCC, Articulo 3-8 Zonas de requerimiento de los SSCC,
se resalta que, para dar cumplimiento a los estdndares de seguridad y calidad de servicio, el Coordinador
deberia considerar la formacidon de subsistemas producto de la desconexién o limitacidn de instalaciones
de transmision, como se indica a continuacion:

“Con el objeto de dar cumplimiento a los estdndares de seguridad y calidad de servicio, el Coordinador
podrd definir zonas especificas del SEN donde deberdn estar ubicadas las instalaciones que entreguen la
prestacion de recursos técnicos de SSCC, teniendo en consideracion, al menos, los siguientes aspectos:”

e Formacion de subsistemas producto de la desconexion o limitacion de instalaciones de
transmision.

e Zonas del SEN en que se identifique mayor escasez de un determinado recurso técnico de SSCC.

e Requerimientos de Inercia del sistema.

Que, el articulo 3-20 de la NT SSCC en relacion con “Andlisis probabilisticos para el dimensionamiento de
la reserva de CRF y CPF” indica lo siguiente en su segundo parrafo:

“A efectos de determinar los rangos de pérdida de potencia activa y el numero de veces de ocurrencia
anual, el Coordinador utilizard la estadistica de fallas de desconexidn intempestiva de instalaciones de que
disponga de los ultimos cinco afios. En caso de no contar con estadisticas para una instalacion podrd utilizar
las estadisticas de instalaciones del SEN que sean similares o estadisticas internacionales. Para efectuar
esta evaluacion el Coordinador podrd considerar la posibilidad de ocurrencia de contingencias multiples
siempre que estas tengan un origen comun” (el subrayado es nuestro).

Que, segln el Titulo 3-6, Articulo 3-31, numerales a. y e., el Coordinador debera:

“a. Determinar las reservas de potencia reactiva necesarias para hacer frente a las contingencias mds
probables, asi como también las contingencias mds criticas del SEN”

“e. Determinar el margen de reactivos requeridos para evitar un eventual colapso de tension”

Que, el articulo 3-40, “Consideraciones para el disefio de EDAC por subfrecuencia y subtension” en su
numeral c. indica que para el disefio del EDAC:

“c. La activacion de la dltima etapa del EDAC por subfrecuencia deberd cubrir la contingencia mds severa
probable, entendiéndose por tal, una falla con una tasa de ocurrencia de hasta una vez cada 5 afos. Esta
contingencia puede estar dada por la pérdida de un bloque de generacion, la desconexion de un tramo del
sistema de transmision, sean que se trate de instalaciones existentes o de instalaciones que entren en
operacion en el horizonte de evaluacion del Estudio de Desconexion de Carga y de Generacion”.

Que, el articulo 3-48 de “Recursos Generales y Adicionales” indica que:
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“Como resultado del Estudio de Plan de Defensa contra Contingencias, el Coordinador también podrd
requerir la implementacion de EDAC, ERAG o EDAG adicionales a los requeridos de acuerdo al TITULO 3-7
de la presente NT y Sistemas de Proteccion Multidrea, que se requieran como Recursos Adicionales para el
Control de Contingencias Criticas o Extremas”.

En consecuencia, con las normas citadas, y en concordancia con el articulo 5-33 de la NTSyCS, se pone en
evidencia que el SEN debia contar con los mecanismos y en general los servicios complementarios,
acciones adicionales, dispuestos para evitar el apagdn total, y en particular, basados en los hechos del
evento del 25 de febrero, para evitar en general alcanzar el colapso total de las islas que se conformaron
una vez acontecio el evento de apertura de las lineas.

Es de resaltar, que desde el afio 2020 a la fecha del evento, se tuvieron 4 eventos de desconexion forzada
simultdnea de dos circuitos en todo el enlace de 500 kV norte de las tres empresas que operan dichos
activos, lo que da una probabilidad de 0,8 contingencias de este tipo por afio. La tabla siguiente muestra
tales contingencias, en que solo una fue en la linea de Interchile S.A.

N° Dia del evento Hora inicio Desconexiones forzadas doble circuito

1 jueves, 19 de marzo de 2020 16:26 NUEVA MAITENCILLO - NUEVA PAN DE AZUCAR 500KV C1y C2
2 sabado, 19 de marzo de 2022 3:14 CUMBRE — NUEVA CARDONES C1y C2

3 domingo, 5 de junio de 2022 21:17 LOS CHANGOS — CUMBRE 500KV C1y C2

4 martes, 4 de abril de 2023 17:26 LOS CHANGOS — CUMBRE 500KV C1y C2

Tabla 2-2: Eventos de desconexion forzada en doble circuitos en troncal de 500kV

A continuacidn, se desarrolla -a partir de hechos y datos- del informe de andlisis de falla del Coordinador,
las afirmaciones presentadas.

2.2.1 EDAC

Segun la evolucion de la grafica de frecuencia de la isla sur en el evento, el EDAC fue insuficiente para
recuperar la frecuencia a niveles admisibles para evitar el apagdn total. Teniendo en cuenta el punto
operativo con transferencia (de cerca de 1800MW entre las subestaciones Nueva Maitencillo 500 kV y
Nueva Pan de Azucar 500 kV) que ya significaba un nivel por encima de los niveles de seguridad para evitar
el apagdn total, segun diferentes estudios que habia realizado el Coordinador[12]. Es decir, el Coordinador
conocia o debia conocer que, en dicho nivel de transferencia, ante la falla y posterior apertura de ambos
circuitos en 500kV (condicion mas severa que la apertura de ambos circuitos sin falla eléctrica), generaria
una condiciéon muy exigente para la seguridad de todo el SEN y que, seglin la normativa que le aplica,
dicha condicion debia ser atendida para evitar el apagdn ante tal apertura. A continuacidn, se resaltan
varios hechos sobre la condicion del EDAC el dia del evento segun el propio EAF, la NTSyCS, NTSSCC vy los
estudios del Coordinador.

a. Claramente la actuacion de las etapas del EDAC para recuperar la frecuencia de la isla sur, fue
insuficiente y no logrd los parametros de desempefio requeridos para que no se diese la
propagacion del evento.
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b. Segun el estudio vigente del EDAC en 2020, y el evento analizado de la falla en la linea 500 kV
Nueva Maitencillo — Nueva Pan de Azlcar el 19 de marzo 2020, el Coordinador conocia que el
sistema de aquel momento con transferencias mayores a 1600 MW y actuacién del EDAC, podia
experimentar sobretensiones sobre los 1.1p.u. que agravarian la situaciéon por desconexion de
parques ERV. Se anota que, en comparacion, la composicién del SEN en 2020 vs 2025 tiene un
contraste de generacién renovable basada en inversores, con porcentajes menores al 20% en
2020y llegando hasta 71% el dia del evento (ver Tabla 3-1), lo que significa que en la actualidad
la red tiene una condicién de fortaleza inferior.

c. Se observa en general que paises con alto niveles de penetraciéon de generacién basada en
inversores poseen un EDAC con mayores porcentajes en sus etapas y también con un total mucho
mayor2. A continuacion, se contrastan los EDAC de Chile, Australia y Brasil.

Pais Disefio EDAC
Tabla 5.13 EDAC por Subfrecuencia SEN
. Monto de Carga Monto de Carga [MW]*
Escaion Ajuste [%] Minimo Maximo
Chil Escaldn 1 48.9 [Hz] 2 132 197
e Escalon 2 48.7 [Hz) 3 197 295
6 Escalén 3 48.5 [Hz] 4 263 394
[ ] Escalon 4 48.3 [Hz] 6 395 591
Escalon 5 49.0 Hz — -0.6 [Hz/s] 5 329 492
Escaldn 6 48.8 Hz — -0.6 [Hz/s] 5 329 492
Total 25 1644 2462
Initiation Load Shed
Stage Threshold Quantity
(Hz) (%)
. 1 48.75 15
@Australia
2 48.50 15
[13] 3 48.25 15
4 48.00 15
5 47.75 15

L ERV: Energia Renovable con recursos primarios Variables.

2 Esto se debe a que cuando se presentan eventos en sistemas con alta penetracién de IBRs (recursos basados en
inversores) la respuesta de la frecuencia es mucho mds rapida, es decir se presenta un “Rocof” mas alto y por
ejemplo, en eventos de sub frecuencia, el valor de caida de la misma es mas profundo. Por eso, es importante
revaluar los valores del EDAC con esta penetracion.
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ERAC—Sul
PRINCIPAL (Frequéncia
" 5 Absoluta) CORTE DE
AREA EMPRESA ESTAGIOS CARGA (%)
INSTANTANEO
Brasil Sur 10 58,50 75
(5] 20 58,20 7,5
Distribuidoras e
SuL Consumidores Livres da 32 57,90 10
Regido Sul
40 57,60 15
5e 57,30 15
Brasil ERAC - Regido Nordeste
Nordeste
B Frequéncia Absoluta
] Hz)
[5] AREA EMPRESA 2 : o
s CARGA (%)
“ INSTANTANED
12 38,5 3
. Distribuldoras e 22 38,2 5
o
NORDESTE Consurﬁ'l'doreﬁ Livres da 3e 579 7
Regido Nordeste 4e 57,7 ]
52 37,3 9

Tabla 2-3: Referencia disefio de EDAC internacionales.

2.2.2 Control de Voltaje

A nivel de control de voltaje, los escenarios base del estudio de control de tension y requerimiento de
potencia reactiva de 2024 [7], indicaban condiciones de despacho maxima de generacién no convencional
(ERV) de 68%. Sin embargo, al momento del evento del 25 de febrero, el valor era de 71% teniendo en
cuenta los PMGD en operacidn en los niveles de distribucidn.

A continuacidn, se presentan observaciones respecto a las condiciones de operacion durante el dia del
evento y a las premisas consideradas en el estudio mencionado.

a.

En general en el estudio ya mencionado, no se observan analisis tendientes a verificar el control
de tensién y en general requerimientos de potencia reactiva en condiciones de formacidn de las
islas norte y sur.

Llama la atencion que el estudio respectivo indica que “En todos los andlisis, los parques ERV
basados en inversores que fueron considerados para efectos de las simulaciones lo hicieron en
modo de control PQ. Sin embargo, y dependiendo de las condiciones operativas, en el tiempo real
los parques ERV podrian ser requeridos para realizar control dindmico de la tension en modo PV”.
Esta condicién presenta alto riesgo ante la separacién de sistemas, debido a que segun el
escenario y coincidente con lo ocurrido el 25 de febrero de 2025, las condiciones de control de
tensidon pueden ser insuficientes ante la pérdida de generacidon convencional por actuacién de
esquemas y las sobretensiones que, por ejemplo, se presentaron en el sistema de la isla norte.
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Adicionalmente, los estudios de tensién y control de potencia reactiva no muestran las respuestas
Voltage Ride Though (VRT) de los generadores basados en inversores que permiten evidenciar el
comportamiento dindmico de estos generadores ante eventos de sub o sobretensién ya que a
partir de estas respuestas se hacen los ajustes sistémicos.

c. El estudio en cuestién preocupa porque no aborda la dindmica del control de voltajes ante
contingencias. No presenta simulaciones que exhiban la recuperacién y los fendmenos que,
incluso, suponen los tipos de carga en mayor proporciéon de hoy dia, con énfasis en sistemas de
refrigeracion, aires acondicionados residenciales en la época de verano que estan bien
documentados y que incluso ya se ha referenciado a Chile en colapsos de voltaje [1] por este tipo
de cargas.

2.2.3 Fortaleza de Red e Inercia.

Los estudios disponibles por parte del Coordinador [9] y [11] evidencian que a 2025, sin la entrada de
equipos complementarios como condensadores sincronos, la fortaleza de red tiene riesgos en multiples
subestaciones y se indica claramente “no es posible garantizar la fortaleza de red en el sistema” [9] . La
condicidn descrita evidencia nuevamente que el punto de operacién del SEN, el dia del evento del 25 de
febrero de 2025, esta claramente documentado en el EAF [6] que habia riesgos operativos sobre la
fortaleza de red y ante niveles de alta penetracién que tenian lugar durante el dia.

Por otra parte, segun el taller realizado por el Coordinador el 25 de enero del aifio 2022, sobre Estudios de
Inerciay Cortocircuito [11], desde alli se daban alertas de la condicidn que se venia para 2025 sin la entrada
en operacion de por ejemplo condensadores sincronos, tal como se puede ver en la siguiente figura
tomada de la presentacion de dicho taller.

Inercia minima requerida (GVAs)
considerando la compensacion sincrénica propuesta

Total SEN
23 0,6

Inercia minima 2025 Alta 25,3
Baja 6,4 0,6 33,1

2030 Alta 47 1,7 32,6

Baja 6,5 1,7 39,1

Fortaleza de red ESCR para los afios 2025 y 2030 (Escenarios dia y noche - sin y con condensadores sicronicos)

. FIPTN PR T R  2025_Esc_Noche | 2025_Esc_Moche [IFLE N2 CIIRET SN2 T Pl 2030_Ese_Noche | 2030_Esc_Noche
Subestaciones evaluadas

S/E Parinacota 220 kv X ) R 12,14|.

S/E Nueva Pozo Al 220|4 .48|0) 4 8.67|’ : O A 12.2

S/E Kimal 220 kv 5210 X 3.79|@ . ) 7510 6.52

S/E Kimal 500 kv B O 3.29|@ Q 80 7.05

S/E Los Changos 500 kv 5710 78| 2.92/@ . 48]0 37|10 6.93

Fortaleza de S/E Parinas 500 kV 6|0 750 2.71|@ : 53|10 720 6.78
Red S/E Cumbre 500 kv .68|0) 76|00 2.84|@ , .63|0 730 ! 6.39

S/E Nueva Cardones 500 kV .7210) Bl 2.94[. b L6910 ) J4|00 : 6.14/
S/E Nueva Maitencillos 500 k 0.82|0) 1.94/@ 3.1@ D ) 5.6
S/E Nueva Pan de Azucar 500 0.95|0) 215|@ 3.37[@ 5.29|
S/E Polpaico 500 kv #) 151|@ 3.2/@ 4.83@ 4.78]
S/E Lo Aguirre 500 kv 1.67 3.53 P 5.17|@ 4.55
S/E Alto Jahuel 500 kv @) 1.92 4.02|@ 5.63|@ 4.89)
$/E Ancoa 500 kV 0 23]@ 4.77/@ 6.3@ ) , 5.32
S/E Charriia 500 kV D 2.51|@ 5.15/@ 6.49/@ 10.87|0 1.75|@ 3.04/@ 4.04|@ 5.31

Figura 2-2: Niveles de fortaleza de red por barras en el SEN.
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En relacion a la inercia, el primer punto a resaltar segin el documento de definicién de requerimientos
para el fortalecimiento de red [9], es la ausencia de consideracién del efecto e impacto de la generacion
menor no convencional (PMGD) que, al momento del evento, segun lo indicado por el Coordinador en el
EAF [6], superaba los 2000 MW de generacién. Este componente afecta directamente el desempeiio del
SEN ante un evento de contingencia extrema tipo 6 y en general a la respuesta del sistema.

Adicionalmente, no se evidencia en los estudios, un andlisis de la asignacion de inercia y su verificacidon
detallada ante condiciones de operacion en la isla del norte y del sur, verificando al mismo tiempo la
validez de la inercia incluyendo posibles operaciones de esquemas de desconexidn automdtica de
generacion EDAG. Es decir, la inercia debe ser verificada a niveles minimos incluyendo la posible operacién
de esquemas EDAG y que permanezca la minima fortaleza de red necesaria. Esto para cumplir con la
NTSyCS evitando el colapso total por baja inercia — fortaleza de red teniendo como énfasis el lograr
estabilidad en las variables de frecuencia y tensién.

2.3 PDCE incompleto e insuficiente

Cuando se presentd la salida de la linea 2 x 500 kV Nueva Maitencillo — Nueva Pan de Azlcar, esta se
encontraba transportando del orden de 1780 MW. Lo anterior, pese a que, en el Estudio del Plan de
Defensa contra contingencias de junio de 2024, elaborado por el Coordinador Eléctrico Nacional, se
establecia lo siguiente:

“Ademds, se ha verificado que el rango de validez de la eficacia del PDCE Zona Norte para los
tramos de 500 kV entre la subestacion Nueva Maitencillo y Polpaico se mantiene en transferencias
pre-contingencias de hasta 1600 MW en sentido NORTE — SUR y de 1000 MW en sentido SUR —
NORTE.” (negrillas nuestras).

Adicionalmente, tal como se evidencia en el documento anexo al Estudio de Plan de Defensa contra
Contingencias, Respuestas a Observaciones al Informe Preliminar de junio de 2024, el Coordinador
expresamente reconocio estar consciente del riesgo que implicaba trasferir carga por encima de los 1600
MW, teniendo en cuenta que no contaba con recursos adicionales en el sistema. A continuacidn, citamos
el texto de la observacién de Enel y la respuesta correspondiente.

“Observacion 1 Seccion Evaluacion eficacia del PDCE Zona Norte. Como resultados de los andlisis
de las contingencias de severidad 6 de los tramos de 500 kV de la zona norte se indica que se
mantiene el rango de validez de la eficacia del PDCE Zona Norte en transferencias precontingencias
de hasta 1600 MW. Al respecto se solicita indicar que sucede con las condiciones donde se superan
esos niveles de transferencia, las que se presentan de forma reiterada en la operacion real. Se
entiende que el esquema ya no es vdlido en condiciones de transferencia mayores, luego queda la
interrogante de la necesidad de adecuaciones al actual PDCE o un nuevo esquema asociado al
PDCE.”

“Respuesta 1: En relacion con el rango de validez del PDCE de la Zona Norte, en particular a los
tramos mds criticos siendo estos: Nueva Maitencillo — Nueva Pan de Azucar y Nueva Pan de Azucar
— Polpaico, en condiciones de transferencias en sentido NORTE-SUR del orden de los 1600 MW,
estdn asociados a los tiempos minimos factibles de apertura del SEN para contingencias de
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severidad 6 en los tramos mencionados. Por lo tanto, este rango de validez estd determinado por
las limitaciones fisicas de las acciones de control, especificamente relacionadas con conseguir
tiempos de apertura del SEN menores a los tiempos en que se presentan las condiciones de
inestabilidad de tension, esto ultimo determinado por las condiciones topoldgicas del sistema de
transmision del SEN en el drea de interés (esencialmente, con un tramo completo de 500 kV
desconectado, el SEN queda unido por 220 kV, lo que representa un camino de alta impedancia
que, para altas transferencias, redunda en la posibilidad de inestabilidad transitoria). Notar que
no existen adecuaciones o nuevos esquemas de automatismos posibles que permitan subsanar
esta condicion dura de estabilidad. No basta con aumentar los montos de EDAC/EDAG, pues el
sistema se hace inestable para los tiempos minimos de apertura factibles.

Soluciones que impliquen nuevas instalaciones de transmision (lineas) o compensacion (BESS de
inyeccién/absorcion rdpida de potencia activa/reactiva), no corresponde abordarlas con un PDCE,
dado que segun se indica el en el Informe de Definicion de Servicios Complementarios, los Planes
de Defensa corresponden solamente a un conjunto de acciones de control automdtico
debidamente coordinadas desinadas a evitar un apagon total o parcial.

En consecuencia, para transferencias mayores existe el riesgo de que las condiciones de
inestabilidad de tension, para contingencias de severidad 6, se presenten en tiempos menores al
tiempo minimo de actuacion del automatismo, determinado en la etapa de disefio.” (negrillas
nuestras).

Asimismo, vale la pena destacar que el limite de 1600 MW establecido en el Estudio mencionado considera
que el Plan de Defensa contra Contingencias Extremas Zona Norte, se encuentre implementado en su
totalidad, lo que no ha sucedido, segun indica el Coordinador en el EAF (pag 355):

"Por otro lado, el avance en la implementacion del Plan de Defensa Contra Contingencias Extremas
(PDCE), asociado a la pérdida de los dos circuitos del corredor de 500 kV de la zona norte, registra
un atraso en su implementacion." (negrillas nuestras).

En consecuencia, al no estar implementado en su totalidad el PDCE, es légico concluir que el limite de
transferencia que utilizé el Coordinador para la operacion del dia 25 de febrero (y la que utiliza para la
operacion de todos los dias) debe considerar la condicion de avance del PDCE. Adicionalmente, tal como
fue comunicado en varias oportunidades al Coordinador, y en tiempo mas reciente, el 28 de mayo
mediante carta enviada al Coordinador [19] las tres empresas mandatadas rechazan absolutamente la
declaracion de retraso de la implementacidn del PDCE, ya que como es de conocimiento del Coordinador
no existe ningun retraso en la implementacién del proyecto PDCE y este se encuentra en cronograma,
actualizado por los distintos cambios de alcance que ha tenido.

Significa lo anterior que teniendo en cuenta que durante la operacidon normal y especificamente el dia del
evento, el nivel de transferencia de la linea era de 1780 MW, conociendo la informacidn anteriory el riesgo
qgue conlleva la misma, el Coordinador debia igualmente, para el dia del evento y para todos los dias,
asegurar el cumplimiento del articulo 5-33 de la Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio, y el
Articulo 1-8 literal a de la Norma Técnica de Servicios Complementarios, que establece:
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“a. Preservar la seguridad del servicio en el SEN, coordinando la prestacion de los SSCC, de acuerdo
a los mecanismos de materializacion que defina en el Informe SSCC e instruyendo la prestacion
directa y obligatoria cuando la seguridad del sistema lo requiera.”

Finalmente, no puede perderse de vista que el primer principio que rige para la coordinacién de la
operacion es el de preservar la seguridad del servicio en el sistema eléctrico. (Articulo 72°-1 de la Ley
General de Servicios Eléctricos).

3 Colapso Isla Norte — Capitulo 7.3y 9.5

El Coordinador dentro de la Minuta DAOP N°02/2024 “Analisis de restriccion de inercia en la zona del
Norte Grande del SEN con escenarios de alta generacion de ERV basada en inversores” realiza el andlisis
de inercia considerando un escenario equivalente al que se tenia en el momento del evento del 25F con
un nivel de generacidén renovable en torno al 70% con respecto a la generacidon total del sistema. La
siguiente tabla resume lo mostrado en el EAF en las tablas de generacion de las paginas 12-20, 307-315 y
323-341 del EAF que respaldan lo anterior:

Ti Generacion Generacion Generacion P ntai ERV vs
ipo Isla Norte [MW] Isla Sur [MW] Total[MwW] ' °r¢¢™al®  gircrona
Termica 694 988 1682 15% 29%
Hidraulica 3 1567 1570 14%
Solar 3611 907 4518 40%
Bolica 514 950 1464 13% 71%
PMGD 2130 19%
Total 4822 4413 11365 100% 100%

Tabla 3-1: Distribucidn de generacion por tipo e isla.?
La minuta menciona y concluye:

e “En la presente minuta operacional se analiza el impacto en la seguridad del sistema en la zona
norte del SEN, medido en términos de la estabilidad dindmica de tension, para un escenario de alta
generacion de ERV en dicha zona, ante distintos escenarios de inercia en el Norte Grande.”

e “En instantes posteriores al despeje de la falla, las mencionadas oscilaciones de alta frecuencia y
de pequefia magnitud de la tension, se van pronunciando en relacion con la reduccion de la inercia
del Norte Grande en los escenarios de operacion.”

e “..para que los indices ESCR con una inercia minima conectada en la zona del Norte Grande se
aproximen a los valores minimos recomendados (ESCR > 1,5, valor recomendado ampliamente en
la literatura técnica relacionada) definidos como umbral aceptable en el criterio de fortaleza de la

3 Valores obtenidos de las paginas 12-20 del EAF considerando correcciones de centrales repetidas (HP Corrales, HP
El Paso U1y U2, HP Juncal U1, HP La Higuera U1, HP La Confluencia U1, HP Piedras Negras U1, HP Punta del Viento
U1, PFV Santiago Solar, TER Loma los Colorados Il) y correcciones con tablas en paginas 323-342 y 307-315.
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red, se requiere una inercia en la zona del Norte Grande de al menos 7.5 GVAs con cuatro
unidades de Guacolda en servicio. “

Lo anterior también es analizado y se reafirma en el Estudio de Restricciones en el Sistema de Transmision
del Coordinador donde se menciona lo siguiente:

e “Aparte de las restricciones de cada tramo del Sistema de Transmision, se determinaron limites
de inercia minima de la zona Norte Grande (que representan la necesidad de contar con
generacion sincronica para un adecuado control de tension) supeditados al cumplimiento de las
exigencias dindmicas establecidas en la NTSyCS ante las contingencias simples mds criticas y en
escenarios con altas transferencias entre dicha zona y el resto del sistema.”

e “Para condiciones de dia se recomienda operar con una inercia minima de 7 GVAs para escenarios
con dos unidades de central TER Guacolda en servicio, y con una inercia minima 9 GVAs para
escenarios con todas las unidades de central TER Guacolda fuera de servicio.” (negrillas nuestras).

Lo anterior refleja la necesidad de mantener en la operacidn, una inercia minima en la zona del Norte
Grande para evitar problemas de estabilidad dinamica de tensidn y el colapso de dicho sistema.

Si bien la operacidon al momento del evento cumplia con la inercia minima mencionada, un 99% de la
inercia estaba dada por maquinas que también estaban consideradas dentro del EDAG-ZN del PDCE, las
cuales se desconectaron al momento del evento, tal como se muestra en la siguiente tabla:

Parametros de la

. . Proteccion unidad Inercia por
Isla Zona Tipo Horario Monto [MW] operada zona [MVA]
Sn [MVA] H [s]
Angamos U1l 15:16 80.6 EDAG Escal6n II 330 4.8 1584.0
Angamos U2 15:16 81.4 EDAG Escalén III 330 4.8 1584.0
Cerro Pabellon U1 | 15:16 6.0 EDAG Escal6n II 32.47 1.38 45.0
Cerro Pabellon U2 | 15:16 6.0 EDAG Escalén II 32.47 1.38 45.0
Norte | Termica -
Grande Cochrane U1 15:16 59.5 EDAG Escalon II 330 3.86 1274.0 7558
Cochrane U2 15:16 60.7 EDAG Escalén III 330 3.86 1274.0
CTM3-TG 15:16 52.0 EDAG Escalon II 185 4.8 888.0
Isla CTM3-TV 15:16 29.0 EDAG Escalén II 111 7.58 841.0
Norte
Hidraulica | HP Chapiquifia U1 15:20 15 Sin informacion 6.2 3.76 23.0
TER Guacolda U1 15:20 78.0 Baja frecuencia 176.5 4.565 805.7
TER Guacolda U2 15:20 83.0 Baja frecuencia 176.5 4.565 805.7
Norte | Termica TER Guacolda U3 15:20 82.0 Sobre excitaciéon 178.82 4.95 885.2 2330
Chico TER Guacolda U4 | 15:16 38.0 Proteccion Mecanica | ;g g5 4.75 849.4
Turbina sin flujo
TER Guacolda U5 | 15:16 380 Proteccion Mecanica | 79 g5 | 551 985.3
Turbina sin flujo
Hidraulica | HP Rio Huasco U1l 15:20 1.3 Sobretension 2.85 0.83 2.4

Tabla 3-2: Desconexion de generacion sincrona en Isla Norte.

Lo anterior implica que, en la operacidn de ese momento, cualquier evento en el sistema que hubiese
provocado activacion del EDAG-ZN hasta solo su tercer escaldn, dejaria a la zona del Norte Grande sin
el 99% de la inercia minima requerida para la operacion segura de dicha zona, no solo la doble
desconexion de la linea Nueva Maitencillo — Nueva Pan de Azucar 2x500kV.
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Todo lo anterior, es consecuente con lo informado en la pagina 303 del EAF donde se dice que: “No
obstante, esta isla eléctrica desde su inicio presentod tensiones elevadas, contando con limitados recursos
de control dindmico de tension.”. Por lo tanto, el informe reconoce que no habia suficiente control de
tension en la isla del sistema norte lo que tiene directa relacidn con el colapso de dicha isla puesto que
ademas se indica en la misma pagina que “...Jas tensiones en la isla presentaron un comportamiento
elevado e inestable...”.

Por otro lado, si bien se menciona en la pagina 300 del EAF que se prioriza la desconexion de unidades de
generacion variable, debido a la operacidén planificada y mantenida por el Coordinador al momento de
la falla, de los 680 MW desconectados por e PDCE-ZN, 375 MW fueron desconectados de las Unicas
maquinas térmicas de la Zona del Norte Grande, esto teniendo una generacién renovable (que no tiene
aporte en la inercia y cuyo posible control de tensidon es muy limitado en comparacion con la generacién
convencional) en la Isla Norte mayor a 4000 MW.

El EAF en su pdgina 303 menciona: “Al respecto, se aprecia que el EDAG-ZN utilizé todos los recursos que
tenia disponible, asignando las centrales en cada escalon segun los montos y el orden de prioridad de su
disefio. No obstante, debido a la falta de centrales participando, no pudo completar el monto requerido
para el escalon lll ni pudo asignar centrales al escalon IV.” Es decir, que debido a la condicién operacional
al momento de la fallay a los criterios de operaciéon del Coordinador, no se tenian los recursos suficientes
para el correcto desempeiio del EDAG-ZN faltando cerca de 437 MW de desconexién de generacion para
llegar al IV escaldn (1845 MW considerando hasta el escaldn VII) y evitar el colapso de la Isla Norte.

Ademads, en el mismo pdrrafo anterior se sigue: “...al momento de la conformacion de la isla eléctrica en la
zona norte (15:16 horas), la operacion del EDAG-ZN (680 MW aproximadamente) mds la desconexién por
operacion de protecciones propias de otras centrales (603 MW aproximadamente) totalizé un monto de
desconexion de generacion de aproximadamente 1283 MW...”. Esto incumple el articulo 5-36 de la
NTSySC que dice explicitamente:

“En el caso que una Contingencia Simple o Extrema dé lugar a una condicion de sobrefrecuencia, el
incremento transitorio de la frecuencia deberd ser controlado prioritariamente con los recursos asociados
a los Servicios de Control de Frecuencia, y en la medida que sea necesario, deberdn implementarse los
EDAG, ERAG y/o Sistemas de Proteccion Multidrea que impidan que la frecuencia alcance valores tales que
se activen las protecciones contra sobrefrecuencia y/o sobrevelocidad con que estd equipadas las
instalaciones que participen en la prestacion.”.

En la pagina 381 titulo 9.5 [6], el Coordinador concluye una correcta operacién de elementos particulares
del desempefio del EDAG.

Sin embargo, con los mismos datos mostrados no aborda los temas de mayor relevancia e incumplimientos
en el disefio y operacién del EDAG, tales como:

e Que todas las maquinas térmicas de la zona del Norte Grande que estaban en servicio solo por
requisitos de inercia minima y control de tension, estaban consideradas para su desconexion (y
fueron desconectadas) dentro del EDAG-ZN, perdiendo el 99% de la inercia requerida para la
operacion segura del Norte Grande.
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e Que existiendo cerca de 4 GW de generacién renovable en la isla Norte, el 55% de la desconexién
debido al PDCE-ZN fue en las Unicas maquinas térmicas de la zona Norte.

e La no activacién de los escalones Il y IV representando 437 MW de desconexién de generacidn
gue no estaban disponibles debido a la planificacion y operacion del Coordinador al momento de
la desconexidn.

e La operacién y desconexiéon de 603 MW de centrales no consideradas dentro del EDAG lo que
incumple el articulo 5-36 de la NTSySC.

3.1 Analisis de fallas que hubiesen provocado efectos similares en Isla Norte

En esta seccion se realiza un breve andlisis con el fin de reforzar y ejemplificar la afirmacién de que
cualquier evento en el sistema que hubiese provocado una frecuencia de 51.5 Hz en la Zona Norte habria
dejado dicha zona sin maquinas térmicas.

Con respecto a lo anterior, la siguiente figura destaca los tramos que, para determinados niveles de
transferencia, si se produce una contingencia extrema o doble desconexidn de sus circuitos, se generarian
dos islas eléctricas.

Zona Interconexion

. Changos ; Nva Cardones i

Polpaico
K'Tal Jadresic cumbres Nva Maitencillo N. Pan de Azucar P

Eir'grg X : telpl

di r 1t &EM

LIL & i

llllll 1 ﬁ 4 _=-| |—'-|-_ [ I
= — |

, Encuentro - 2k ) ||

Cardones

Morte Chico

LL ALEEE
‘san Luis

Norte Grande —

Figura 3-1: Zona de Norte Grande, Norte Chico y contingencias extremas relevantes.

Para los tramos 2x500 kV Jadresic — Cumbre — Nueva Cardones — Nueva Maitencillo ante una contingencia
extrema, se separa el SEN en dos islas eléctricas, dejando a la Zona del Norte Grande completamente
aislada sin otro soporte de maquinas sincronas de la zona del Norte Chico, mientras que para los tramos
entre Nueva Maitencillo — Nueva Pan de Azucar — Polpaico, la separacion del SEN queda con la zona del
Norte Grande y Norte Chico separadas del resto del SEN tal como ocurri6 el dia del evento.

Con la siguiente ecuacidn que relaciona el desequilibrio de potencia con la variacidn de frecuencia en un
sistema eléctrico, es posible obtener de manera referencial un valor de desbalance que puede generar
una subida de 1.5 [Hz] de frecuencia en una Isla Norte considerando una falla que provoca la separacion
del sistema en dos islas.
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AP = —=ZLx Af (1)
fo
Donde:

e Af = desviacién de frecuencia [Hz]

e AP = desbalance de potencia activa [MW]
e H = constante de inercia del sistema [s]

e Sy = potencia base del sistema [MVA]

e f, = frecuencia nominal del sistema [Hz]

Considerando lo anterior, se analiza de manera particular las contingencias en el corredor de 500 kV
dividido en tres partes:

e Contingencia extrema, desconexion doble circuito 2x500 kV Jadresic — Cumbre.

e Contingencia extrema, desconexion doble circuito entre 2x500 kV Cumbre — N. Cardones — N.
Maitencillo.

e Contingencia extrema, desconexion doble circuito 2x500 kV N. Maitencillo — N. Pan de Azucar —
Polpaico.

3.1.1 Contingencia extrema 2x500kV Jadresic — Cumbre

Respecto a esta contingencia, es claro, que es el Unico enlace que conecta a la zona del Norte Grande con
el resto del SEN. No existen lineas paralelas ni otro punto de vinculacion al sistema entre estos dos puntos.
Considerando esto, ante la apertura de ambas lineas del tramo, toda la potencia que es transmitida desde
el Norte Grande hacia el resto del SEN se convierte en el desbalance de potencia que experimentan ambas
zonas, siendo exceso de generacion para el Norte Grande y falta de generacidon en el resto del SEN (en un
escenario diurno).

Considerando la condicidn de inercia del Norte Grande al momento del evento (7558 MVA) y que el 3er
escalon del EDAG se activa en 51,5 [Hz], es que se calcula, con la formula (1) las transferencias minimas
requeridas donde se podria haber producido la desconexion de todas las maquinas térmicas del Norte
Grande.

2 7558 [MVA]
454 [MW] = —— ]

* 1,5 [Hz]

El resultado anterior presenta la cota inferior desde donde se tiene el riesgo de pérdida de maquinas
sincronas por activacion del EDAG-ZN, y para obtener la cota superior, hay que considerar los 678 MW del
EDAG ZN y EDAG fase 0 que actuaron hasta el escalodn Il, llegando a un flujo critico de 1132 MW.

El resultado anterior quiere decir que, para las condiciones de operacion del dia 25F, si se hubiese
presentado una falla que provocara la apertura de ambos circuitos de 2x500kV Jadresic — Cumbre 2x500
con un flujo mayor a 1132 MW, se habria perdido el 100% de las maquinas térmicas que prestan servicios
de control de tension y son consideradas para cumplir con los requisitos de inercia minima, y que con
flujos entre 454 MW y 1132 MW existia el riesgo de que esto ocurriese.
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3.1.2 Contingencia extrema 2x500 kV Cumbre — Nueva Cardones — Nueva Maitencillo

Para estos tramos, es relevante considerar que se cuenta con enlaces paralelos de 220kV por donde se
puede redistribuir la potencia ante una apertura de doble circuito en 500 kV, siendo los tramos paralelos
en 220 kV de una capacitad total de 835 MW. A pesar de lo anterior, al conformarse dos islas eléctricas,
las maquinas sincronas que aportan en el control de tensidn e inercia son las mismas que con la
contingencia anterior, es decir, solo las mdquinas del Norte Grande, por lo que el calculo de desbalance e
inercia anterior se mantiene.

Considerando lo anterior, la cota inferior en donde existiria riesgo de pérdida del 100% de las maquinas
térmicas de la Isla Norte, serian los 835 MW, mientras que la cota superior, y por lo tanto el flujo critico
donde se produciria la pérdida de todas las maquinas térmicas de la zona Norte corresponden a los 1132
MW.

El resultado anterior quiere decir que, para las condiciones de operacién del dia 25F, si se hubiese
presentado una falla que provocara la apertura de ambos circuitos entre Cumbre y Nueva Maitencillo con
un flujo mayor a 1132 MW, se habria perdido el 100% de las maquinas térmicas que prestan servicios de
control de tensién y son consideradas para cumplir con los requisitos de inercia minima, y que con flujos
entre 835 MW y 1132 MW existia el riesgo de que esto ocurriese.

3.1.3 Contingencia extrema 2x500 kV Nueva Maitencillo — Nueva Pan de Azucar — Polpaico

Para estos tramos, también es relevante considerar que se cuenta con enlaces paralelos de 220 kV por
donde se puede redistribuir la potencia ante una apertura de doble circuito en 500 kV. Por la operacién
mantenida ese dia en Subestacién Don Héctor, en el tramo 2x500 kV Nueva Maitencillo — Nueva Pan de
Azlcar, el enlace paralelo era de una capacidad total de 914 MVA, mientras que para 2x500 kV Nueva Pan
de Azucar — Polpaico el enlace paralelo de 220 kV era de una capacidad total de 448 MVA. Lo anterior se
muestra en la siguiente figura:
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Figura 3-2: Redes paralelas en 220kV a los enlaces Nueva Maitencillo — Nueva Pan de Aztcar — Polpaico 2x500kV
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Considerando la condicidn de inercia del Norte Grande y Norte Chico al momento del evento (11892 MVA)
y que el 3er escaldon del EDAG se activa en 51,5 [Hz], es que se calcula, con la formula (1) las transferencias
minimas requeridas donde se podria haber producido la desconexidn de todas las maquinas térmicas del
Norte Grande.

2 % 11892 [MVA]
50 [Hz]

713 [MW] = * 1,5 [HZ]

El resultado anterior presenta la cota inferior desde donde se tiene el riesgo de pérdida de maquinas
sincronas por activacion del EDAG, y para obtener la cota superior, hay que considerar los 678 MW del
EDAG ZN y EDAG fase 0 que actuaron hasta el escaldn Il, llegando a un flujo critico de 1391 MW.

El resultado anterior quiere decir que, para las condiciones de operacion del dia 25F, si se hubiese
presentado una falla que provocara la apertura de ambos circuitos entre Nueva Maitencillo y Polpaico con
un flujo mayor a 1391 MW, se habria perdido el 100% de las maquinas térmicas que prestan servicios de
control de tensién y son consideradas para cumplir con los requisitos de inercia minima, y que con flujos
entre 713 MW y 1391 MW existia el riesgo de que esto ocurriese.

Considerando el analisis anterior, a continuacién, se resumen los valores de potencia que, al producirse
una contingencia extrema en los enlaces de 500 kV, podrian provocar la inestabilidad del sistema o Isla
Norte ante la condicién operativa del 25F.

Capacidad total Inercia Isla Norte AP para Flujo riesgoso ante Flujo critico ante
Contingencia extrema enlaces paralelos ante desconexiéon gybida de 1.5 contingencia extrema contingencia
220kV [MW] [MVA] Hz [MW] [MW] extrema [MW]

2x500kV Jadresic - Cumbre 0 7558 454 454 1132
2x500KkV Cumbre - N. Cardones 835 7558 454 835 1132
2x500kV N. Cardones - N. Maitencillo 811 7558 454 811 1132
2x500kV N. Maitencillo - N. Pan de Azlicar 914 11892 713 914 1391
2x500kV N. Pan de Az(car - Polpaico 448 11892 713 713 1391

Tabla 3-3: Niveles de transferencia criticos ante doble desconexiones en 500kV.

Es importante aclarar que el principal fundamento de estos analisis corresponde a la consideracion y
operacion de maquinas sincronas que se encuentran dentro del EDAG-ZN, también en la prestacion de
servicios de control de tension e inercia minima, lo cual ocurrid el 25F.

4  Colapso Isla Sur— Capitulo 7.4 7.5y 9.4

Sobre el colapso de la isla sur, lo primero es hacer énfasis en la velocidad de colapso: se colapsa en menos
de 5 segundos, algo que no es normal en ninguna circunstancia, y que de inmediato, segln las graficas de
la frecuencia, (dado que las de voltaje no fueron suministrada por parte del Coordinador), evidencia que
la isla no fue estable en frecuencia. En contraste, el informe EAF del Coordinador no presenta el analisis e
incidencia de disparos de baja frecuencia y tampoco de baja tension de las plantas de generacion (por los
niveles de voltaje alcanzados durante las oscilaciones previo a la separacion del SEN), su secuencia y su
implicacion en la causa raiz del colapso rapido.

En cuanto a los EDAC, y no solamente respecto de la Isla Sur, sino en general, el EAF sefiala en la pagina
322, que "En resumen, desde el punto de vista sistémico con la informacion recabada a la fecha, el sistema
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no conto con aproximadamente 220.1 MW de desprendimiento de carga durante el evento. La criticidad
de ese déficit serd debidamente evaluada como parte de los andlisis dindmicos especificos que se estdn
desarrollando y que, por especificidad y oportunidad, escapan al alcance de este documento y serdn
aportados como un estudio complementario al EAF. Sin perjuicio de lo anterior, es necesario evaluar si la
pérdida de estos recursos de desprendimiento pudo haber sido determinante en las causas de la
propagacion de la falla en la isla sur." (el destacado es nuestro).

De este modo, si el Coordinador reconoce que "...el sistema no conté con aproximadamente 220.1 MW de
desprendimiento de carga durante el evento.", y ademas sefiala que “...es necesario analizar la menor
desconexion de carga, por un monto del orden de 564.7 MW, para el EDAC-BF.”, y que “...el aporte
comprometido por los clientes libres en la isla sur tuvo un importante déficit del orden de 322.4 MW...”, se
evidencia que hubo un desempefio insuficiente del EDAC, cuestidn que el propio Coordinador confirma en
la seccidn 9.4 de su EAF ("Desempefio EDAC"), pagina 381, donde reconoce que existié un porcentaje de
actuacién del EDAC con alta desviacién de lo esperado (muy inferior). Esta situaciéon debera ser revisada
en cuanto a su implicacion y aporte a la causa raiz del Apagon Total, con énfasis en la Isla Sur, cuyo
colapso fue extremadamente rapido, evidenciandose asi un escenario de servicios complementarios
insuficientes.

A partir de lo anterior, genera alerta el hecho de que el estudio vigente del EDAC, realizado por el
Coordinador, no contemple en sus escenarios el impacto de la generacién distribuida (PMGD) la que, segun
el Coordinador, para el dia del evento fue de 2130 MW. Esto es especialmente relevante, considerando
que el CEN senala (pagina 321 del EAF) que “..se advierte un aporte menor al comprometido,
particularmente en aquellas empresas distribuidoras donde se han instalado PMGD, un ejemplo de esta
situacion es que de consumos deslastrados se detectd un total de -83.5 MW...”, agregando: ”...donde la
operacion del esquema se tradujo en una reduccion de generacion (83.5 MW) situacion que, dada las
condiciones del sistema, resulta perjudicial.” Es decir, segin el mismo EAF el EDAC empeord la condicidn
del sistema debido a los PMGD, desconectando puntos de generacion, en vez de carga.

Por otro lado, a la luz de lo que se indica en el informe EAF del Coordinador en la pagina 321 del EAF,
“...reduccion de los recursos disponibles para el control de contingencias lo que limitaria la recuperacion de
la frecuencia en la isla sur, situacion que contribuiria a la propagacion de la falla hasta producir un apagon
en dicha isla.”, se debe revisar lo descrito porque es impreciso: Falla eléctrica en equipo primario no hubo,
la propagacion de la que se habla, debe revisarse, pues tiene un origen en la no preparacion del sistema
eléctrico, tanto en su despacho como en sus servicios complementarios para enfrentar una formacién de
dos islas evitando el apagdn total. La reduccidn en los recursos a la que hace referencia el Coordinador
debe revisarse con su incidencia como causa raiz del apagodn total y del colapso en la isla sur. En general
se reitera que es relevante la verificacidn de la suficiencia de los servicios complementarios con el énfasis
en el control de la baja frecuencia.

Mundialmente se anota que la ocurrencia de eventos con altos desbalances en la generacién — demanda
son normalmente superados considerando la adecuada asignacién y distribucion de servicios
complementarios, entre ellos, la regulacion primaria de frecuencia y el EDAC. Se muestra en el capitulo
siguiente un resumen de algunos eventos de los ultimos 5 afios en los cuales, en general, los sistemas
eléctricos no han derivado en el apagdn total y se observa una diferencia fundamental en la cantidad de
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carga para ser desconectada por EDAC y en el valor en porcentaje de cada etapa, siendo el patrén
internacional de etapas mucho mas grandes en comparacion con el EDAC que se tiene en el sistema

eléctrico en Chile.

Se presenta a continuacion en la figura, detalle del comportamiento de voltaje en el nivel de 220 kV en el
pafio en subestaciéon Nueva Pan de Azucar a subestacién Punta Colorada. En este registro y mediante
medida de frecuencia en varios puntos se evidencia que:

a. Se presentaron fuertes oscilaciones de potencia que hicieron descender el voltaje por debajo de
0.7 p.u. y alcanzando valores de 0.54 p.u. en los puntos bajos de la oscilacién.

b. Luego de la conformacién de la isla Norte y la isla Sur, la frecuencia no se recuperd y tuvo en
general tendencia al descenso, evidenciando que no fue posible con los servicios complementarios
su recuperacion. Por parte del voltaje, en la isla sur, desde la medida de Nueva Pan de Azucar 220
kV no se evidencian oscilaciones o condiciones de bajo voltaje, por lo que en el colapso de esta
isla se supone una mayor influencia del déficit en el balance carga-generacion.
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Considerando el punto a. se incumple directamente lo dispuesto en el articulo 5-34 de la NTSyCS que dice:

“Encontrandose en Estado Normal al ocurrir una Contingencia hasta severidad 7, la tension no deberd
descender transitoriamente por debajo de 0,70 por unidad luego de 50 [ms] de despejada la contingencia,
en ninguna barra del ST, admitiendo en caso necesario la utilizacion de Recursos Generales y Adicionales
de Control de Contingencias.

La tension tampoco podrd permanecer por debajo de 0,80 por unidad, por un tiempo superior a 1 sequndo.
La magnitud de la tension en todas las barras del S| deberd converger a su valor final, ingresando dentro
de una banda de tolerancia de £10% en torno al mismo, en un tiempo no superior a 20 segundos, medido
desde el instante de ocurrencia de la contingencia.”

Con base en lo expuesto, exhortamos a que sean revisados con alta prioridad los diferentes andlisis y
estudios de manera que involucren el andlisis de la evolucidon dindmica del voltaje y la frecuencia, en
escenarios de contingencias extremas a nivel de 500 kV con énfasis en el proceso de separacion y teniendo
en cuenta umbrales criticos ya mencionados y sus efectos en la desconexién de plantas de generacion, de
elementos de compensacion, entre otros, ante los fendmenos transitorios que afectan las diferentes
variables eléctricas. En este punto urge recomendar que se revise a nivel sistémico estas oscilaciones de
potencia para ajustar lo requerido en cuanto a coordinacién de protecciones sistémicas y minimizar
efectos durante el proceso de separacidn luego de la ocurrencia de contingencias extremas con potencial
de generacién de dos islas.

5 Eventos de Referencia en Otros Paises

A continuacién, se presenta informacidn de referencia de apagones parciales en Latinoamérica que han
sido iniciados, desde contingencia sencilla en 500 kV y también por salidas multiples N-1-1 ante
condiciones de incendios. Las referencias [2],[3],[4] aportan mayor detalle de cada evento indicado en la
tabla.

En la tabla a continuacidn se describen globalmente los apagones ocurridos con los datos generales,
haciendo énfasis en el porcentaje de apagdén (demanda desconectada) y también el porcentaje de
generacién no convencional con el cual operaba el sistema (plantas de generacién edlicas y solares).
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Tabla 5-1: Referencias de apagones internacionales.

De la tabla y considerando los reportes detallados de los apagones parciales presentados, se observan los
siguientes puntos:

a.

Es posible que un sistema de potencia enfrente contingencias multiples sin apagarse. En todos los
apagones parciales mostrados, hubo una secuencia de eventos que desconectd en general varias
lineas sin llevar al apagdn total.
En todos los casos descritos en la tabla, el EDAC mantuvo el sistema a salvo de valores de
frecuencia peligrosos de los cudles no hay retorno.
Varios apagones han tenido origen por condiciones de fuego, siendo un riesgo relevante que debe
ser verificado en infraestructura que comparte modo comun de falla, es decir, lineas que
comparten estructura o mismo corredor con riesgo de incendios (fuegos por quemas en general).

Es de resaltar, que, para el corredor a 500 kV del norte del SEN, se tienen un total de 3221 torres que
comparten doble circuito:

Transelec Kimal-Changos 500kV 289
TEN Changos-Nueva Cardones 500kV | 1291
Interchile Nueva Cardones - Polpaico 500kV | 1641

Tabla 5-2: Cantidad de torres de doble circuito en corredor de 500 kV segun infotécnica.
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Segun recomendaciones internacionales y especificamente segin IEC TR 62511 de 2014, Guidelines for
the design of interconnected power systems, es clara larecomendacidn que se debe revisar la contingencia
extrema constituida como la pérdida de todas las lineas que compartan un mismo corredor o estructura,
esto también se indica por ejemplo por NERC en EEUU en el TPL-001-5 — Transmission System Planning
Performance Requirements.

Se recomienda que se revisen incluso los estudios que correspondan, que se definan los que sean
necesarios a fin de que, como lo remite la NTSyCS en su articulo 5-33, la contingencia extrema que tenga
el potencial de generar la particién del sistema eléctrico y posterior conformacién de las islas, sea
estudiada, revisada y se hagan los reajustes de despacho incluyendo la asignacién de servicios
complementarios adicionales a los que haya lugar para evitar el apagén total. Lo anterior, dado que el
riesgo por la infraestructura que lineas de 500kV que comparten no solo el mismo corredor, sino también
la misma estructura, y complementado con la estadistica de eventos, conforman un nivel de riesgo alto,
que llama a la revisidn rigurosa y detallada para evitar puntos inseguros de operacién y por lo tanto
minimizar la probabilidad de llegar al apagdn total en caso de fallas o situaciones que deriven en la N-2 en
el nivel de 500 kV en el sistema de transmision.
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6 Referencia Sistema Eléctrico de Australia que opera con altos niveles

de generacion basada

Australia es un pais que tiene un sistema de potencia con patrones lineales tal y como se muestra en la
siguiente figura y por la distribucién geografica de sus principales centros urbanos. En el 2024, ultimo
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en inversores

trimestre, se alcanzd su punto maximo de demanda registrado que fue de 33.7 GW.
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Segun la informacién disponible por el operador AEMO, han alcanzado puntos de operacién con hasta
74.6% de generacidn no convencional (restando la componente de plantas hidraulicas) como lo muestra

la figura a continuacion.

Renewable Penetration Highlights

The below figure is the maximum renewable penetration rate ever recorded

756%

Wed, 6 November, 2024, 13:00

™ Max Fuel Mix

43%
19%
17%
6%
Battery Biomass Distributed PV Hydro  Utility-scale Solar Wind Black coal Brown coal Gas Liquid Fuel
. RENEWABLES - 23,494 MW ' NON-RENEWABLES - 7.597 MW

Figura 6-2: Nivel de penetracion renovable en sistema eléctrico australiano.

Maximum Renewable Penetration Over Time
Jan 2018 - Mar 2025

B Non-renewable energy [/ Renewable energy (1) Renewable energy is measured in 30 minute intervals

71.1% - 22,278 MW

Mar 2025

018 2019 2020 2021 2022 2023 2024

Figura 6-3: Niveles mdximos de penetracion renovable en el tiempo.
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En el sistema eléctrico de Australia, también aparece como un factor de riesgo el nivel de penetracion de
generacion solar distribuida, y en general en los sistemas de distribucion, llamados en Chile PMGD. En la
siguiente figura se evidencia el nivel estimado de crecimiento de la demanda (sin consideracidn de las
PMGD) y el descenso de la demanda operacional a causa de las PMGD al afio 2024.

Figure 5§ Underlying demand growth to new Q4
high, offset by record distributed PV
output

NEM average underlying and operational demand - Q4ds

24,500 -
23737
23,500 1 :
= il
< 22,500
& 21,500 -
@
® 20,500 1
< 19,683
19,500 - >
18,500 T T T T T T T 1
P [+ 8] (53] ﬁ — (3] o] =
S & 5 o 8 8 8 8
o (] (o] (o] o (8] (8] o

Distributed PV
—i&— Operational demand —&— Underlying Demand

Figura 6-4: Crecimiento de demanda total con reduccion por niveles de generacion distribuida.

Figure 7 Underlying demand higher at all times but distributed PV lowered daytime operational demand
Changes in NEM average operational demand by time of day — Q4 2024 vs Q4 2023
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Figura 6-5: Crecimiento de la demanda con reducciones en horarios diurnos por generacion distribuida

El sistema eléctrico de Australia cuenta con una estructura muy clara para los servicios complementarios,
destacandose un EDAC muy amplio, de 5 etapas que suman el 75% del total de la demanda y cada una de
15% como se muestra en la figura a continuacion [13].
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Initiation Load Shed
Stage Threshold Quantity

(Hz) (%)
1 48.75 15
2 48.50 15
3 48.25 15
4 48.00 15
5 47.75 15

Tabla 6-1: Escalones y porcentaje de carga a desconectar en EDAC sistema eléctrico australiano.

En relacidn con las opciones de control de frecuencia, AEMO indica que se hace con:

e Repuesta de los gobernadores de los generadores, regulacién primaria.
e Deslastre de carga por baja frecuencia (EDAC).

e Respuesta rapida de generacion, solo para baja frecuencia.

e Descarga rapida, para corregir altas frecuencias.

Para todas estas respuestas, comportamientos, existen 10 mercados que establecen diversas respuestas
en ventanas de 1 segundo, 6 segundos, 60 segundos y 5 minutos [17].

En relacidn con voltaje y soporte de red, se contemplan tres categorias.

e Servicios complementarios de control de voltaje
e Servicios complementarios de control de cargabilidad de red y limites.
e Servicios complementarios de estabilidad transitoria y de oscilaciones.

Se indican que se categoriza el control de voltaje, con condensadores sincronos y plantas o equipos
estaticos de reactiva.

En relacidon con los servicios de estabilidad transitoria se indica que se provee por estabilizadores de
potencia (PSS), compensadores estaticos variables (SVC), generadores, servicios de inercia.

A partir de la experiencia de otros sistemas eléctricos de potencia a nivel mundial, encontramos
importante mencionar, que debido a la alta penetracién de fuentes renovables basadas en inversores que
se esta dando en los Ultimos afos en el sistema eléctrico chileno, es necesario que aborden los estudios
gue consideren el aumento de algunos servicios y equipos que den fortaleza eléctrica al SEN, en particular:

1. Inercia del sistema: Las fuentes renovables basadas en inversores, como la solar y la edlica, no
proporcionan inercia natural al sistema eléctrico. La inercia es crucial para mantener la estabilidad
del sistema frente a perturbaciones. Los condensadores sincronos y los compensadores estaticos
variables pueden proporcionar servicios de inercia, ayudando a mantener la frecuencia del sistema
dentro de limites seguros. Los estudios deben tener en cuenta, ademas, los posibles escenarios de
separacion y la inercia minima para que las islas puedan continuar operando y se evite el apagén
total segun lo dispuesto en la NTSyCS articulo 5-33.

2. Estabilidad de voltaje: Los estabilizadores de potencia y los compensadores estdticos variables
(como los STATCOM) ayudan a mantener la estabilidad del voltaje en el sistema eléctrico. Esto es
especialmente importante en redes con alta penetracidon de renovables, donde las fluctuaciones

Pégina 29 de 35



Docusign Envelope ID: 9CD06237-4BF7-422A-9C6C-987D1D0540F2

Planificacién de la Transmisiéon y Estudios
Gerencia de Operacién y Mantenimiento
MI-OM-PTE-112

INTERCHILE

en la generacién pueden causar variaciones significativas en el voltaje. Como aspecto relevante,
debe verificarse que la actuacion de los diferentes esquemas, como rechazo de generacién, sea
compatible y coherente con una reserva minima de control de voltaje de manera que la
desconexion de generacidon garantice una minima capacidad de control dindamico de voltaje
evitando el apagdn total en caso de conformacion de islas producto de contingencias extremas.

3. Capacidad de cortocircuito: La generacion basada en inversores tiene una capacidad de
cortocircuito limitada, lo que puede afectar la capacidad del sistema para regular voltaje y también
manejar fallas. Los condensadores sincronos pueden aumentar la capacidad de cortocircuito del
sistema, mejorando su capacidad para manejar perturbaciones y fallas. Mientras el sistema logra
tener mds equipos para fortalecer la capacidad de cortocircuito, es relevante que se revise con
detalle el despacho que incluya minima capacidad de cortocircuito ante condiciones de
conformacion de islas de manera que se evite el apagdn total.

4. Compensacion de potencia reactiva: Los equipos como los compensadores estaticos variables y
los condensadores sincronos son esenciales para la compensacién de potencia reactiva, que es
necesaria para mantener el equilibrio entre la generacién y el consumo de energia en el sistema.
Es relevante priorizar que dichos equipos permanezcan conectados ante condiciones dinamicas
extremas y que la coordinacién sistémica maximice su operacién en condiciones de conformacion
de islas.

7 Brechas en el modelado de Sistemas Eléctricos y desempefio de
generacion no convencional

Los hechos y simulaciones realizadas por el Coordinador con la base de datos disponible de DIgSILENT
muestran diferencia entre el modelo y la realidad del evento.

En lo observado en base de datos del Coordinador en DIgSILENT Power Factory, se evidencia que hay
brecha en el modelo de carga como tal, con énfasis en la carga del sistema centro sur. La carga esta
modelada con poco o ningiin componente dindmico, condicidn que es relevante para las temporadas de
verano, y en general olas de calor, por el alto componente de sistemas de refrigeracién y que impactan la
dindmica del voltaje como se muestra en [1] y donde precisamente ya se menciona a Chile en eventos con
antecedentes de colapsos de tension.

Para el Sistema Eléctrico Nacional se hace necesario contar con un modelo de carga que represente con
precisién los consumos de los equipos de refrigeracion y aire acondicionado. Estos equipos, debido a su
alta demanda energética y su uso intensivo en periodos de altas temperaturas, pueden generar variaciones
significativas en el perfil de carga del sistema. Un modelo de carga detallado y preciso permite prever y
mitigar posibles problemas de estabilidad y confiabilidad, optimizando la operacion del sistema vy
asegurando un suministro eléctrico continuo y eficiente.

Otro aspecto crucial que se recomienda evaluar a nivel de modelo y segun lo ocurrido en el evento, es que
estén modelados todas las funciones que emiten disparo en la generacién basada en inversores. En el
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evento, fue evidente las multiples desconexiones producto de las diversas condiciones de sobrevoltaje,
bajo voltaje y baja frecuencia. Lo anterior con multiples disparos observados de manera anticipada segun
lo que el mismo Coordinador previamente ya ha indicado.
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8 Aspectos relevantes de reconexion en el Sistema de 500 kV.

Segun lo evidenciado en el evento del 25F, luego de la apertura de la linea 2x500kV Nueva Maitencillo —
Nueva Pan de Azlcar, la respuesta del SEN no fue estable, llevando las variables voltaje, frecuencia y
angulo, inmediatamente a valores por fuera de los pardmetros factibles para que el ciclo de reconexién
automatica, en el momento de la verificaciéon de sincronismo, fuera completado y se volviera a cerrar la
linea. Esta situacion se produjo porque el SEN experimentaba fuertes oscilaciones de potencia.

En general segun la guia IEEE C37.104 [18] sobre reconexion automatica en sistemas de corriente alterna
de transmision y distribucion, para definir los pardmetros de la verificacion de sincronismo en las
reconexiones trifasicas, se deben examinar varios aspectos, teniendo en cuenta el impacto en el sistema
eléctrico y también en la capacidad de los interruptores. Teniendo en cuenta lo anterior y que, por
ejemplo, el angulo resultante luego de aperturas de lineas, es funcién del nivel de transferencia y como
tal, del despacho y escenario, se observa que por parte del Coordinador, no se tenia como tal, en los
anadlisis de servicios complementarios, ni tampoco en el plan de contingencias extremas, un analisis
detallado que estableciera como tal los parametros de sincronismo a nivel sistémico y las condiciones
eléctricas de transferencia— despacho limitantes para maximizar la probabilidad de reconexiones trifasicas
a nivel de 500kV ante la doble contingencia.

Como se muestra en la figura 4-1, las variables de voltaje, frecuencia y en consecuencia angulo, sefialan
fuertes oscilaciones de potencia que no permitieron tener condiciones para la reconexién automatica.
Esto significa, que la inestabilidad de la respuesta del SEN ante la apertura en 500 kV no permitid tener
condiciones para que se pudiera, en forma automatica, cerrar la linea por la funcién ANSI 79 de reconexion
automatica, debidamente habilitada y en perfecto funcionamiento en la linea.

Como ya se hailustrado, el nivel de riesgo de apertura de lineas que comparten la misma estructura en el
nivel de 500kV es alto y la dindmica subsecuente debe ser debidamente estudiada para que se favorezca
en primer lugar, la estabilidad de las islas en caso de que se conformen, pero que se exhorta a revisar
integralmente las estrategias que permitan, tanto desde la concepcidn del sistema, como de su despacho
y la asignacién de servicios complementarios, de manera que la contingencia extrema en el nivel de 500kV
de la pérdida simultanea de dos circuitos, pueda ser enfrentada de una mejor forma por el sistema, e
incluso, pueda factibilizarse la reconexidn tripolar que podria evitar impactos mayores, significando un
sistema eléctrico mas resiliente.
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9 Esquema General de Colapso del SEN

A continuacidn, se presenta el detalle global del proceso de colapso del SEN en el evento del 25 de

febrero de 2025.

Isla Norte

Exceso de ‘ Control de Voltaje

Generacion Insuficiente

(A0 e Desconexién de

; Elementos de control

Generacién SVCy lineas
(Demasiado Rapido)

Desconexién de

Inestabilidad de
Voltaje
Sobrevoltajes,
Recursos de Control
Insuficientes

Regulacion

Evento Iniciador N-2
500kV

Sin falla en eguipo primario

Separacién a nivel de
220 kv
Oscilaciones de Potencia

MI-OM-PTE-112

Operaciones ANSI 21
£Qué ocurre con los
bloqueos sistémicos
ANSI 687
Condicién previa
red 220 kV Abierta
Recierres en 500 kV
No Exitosos!
Inestabilidad del SEN
Oscilaciones de Potencia
Sobretensiones

Servicios
Complementarios
Insuficientes

Desconexién Masiva de
Plantas

BajoVoltaje Déficit Generacidn

Operacién EDAC
Insuficiente

Control de Voltaje

Inestabilidad
de Voltaje, Baja
BajoVoltaje frecuencia

Colapso Rapido
de Frecuencia

Desconexién
Masiva de

Plantas Desconexién
BajoVoltaje Masiva de

— Plantas Baja
frecuencia

Apagén

Figura 9-1: Resumen de elementos, variables y recursos que afectaron el colapso de ambas islas eléctricas formadas.
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