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GLOSARIO

AT: Alta tensión.
BT: Baja tensión.
CAIDI:(Customer Average Interruption Duration Index), Índice de Duración de Interrupción Promedio por Usuario afectado.
CAIFI: (Customer Average Interruption Frequency Index). Índice de Frecuencia de Interrupción Promedio al Usuario Afectado.

CEENS: Costo del Valor Esperado de Energía No Servida.

Contingencia: evento que produce indisponibilidad de las instalaciones.

DAC; Desconexión Automática de Carga.
DAG: Desconexión Automática de Generación. 
EDAC: Esquema de desconexión automático de carga.
EDAG: Esquema de desconexión automático de generación.

ENS: Energía No Suministrada.
ENS/ET: Energía No Suministrada dividido Energía total.

FMIK: Frecuencia media de interrupción por kVA.
Monitoreo: control continúo de las instalaciones.
MT: Media tensión.
N-X Criterio de confiabilidad que indica que el Sistema debe mantener el servicio para condiciones N (sistema normal es decir con todos los equipamientos o faltando x equipamientos de manera simultánea.
NT: Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio
SEN: Sistema Eléctrico Nacional

TTIK: Tiempo total de interrupción por kVA.

SAIDI: (System Average Interruption Duration Index). Duración promedio de interrupción por usuario
ESTUDIO MEDIDAS DE REFORZAMIENTO DE SEGURIDAD EN EL SISTEMA ELÉCTRICO, CRITERIO (N-1)
1. OBJETIVO GENERAL DE ESTUDIO

El objetivo general del estudio es investigar los criterios de seguridad utilizados y aplicados internacionalmente, hacer una revisión crítica del criterio N-1 utilizado en Chile, y proponer modificaciones a implementar o analizar la aplicación de un criterio de seguridad diferenciado en instalaciones estratégicas y críticas.

Para esos fines, el Consultor ha desarrollado las actividades siguientes: 

· Revisión de la experiencia internacional con el objetivo de identificar iniciativas exitosas y mejores prácticas de políticas de seguridad de suministro, analizando entre otros aspectos, la interrelación entre los criterios de suficiencia y seguridad utilizados en cada país, y el impacto en la operación del sistema y en las inversiones.

· Diagnóstico y descripción de los sistemas interconectados chilenos y revisión de los criterios de seguridad de suministro aplicados.

· Análisis y proposición de modificaciones a la Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio (NT) y evaluación preliminar del impacto de la implementación de dichas medidas sobre el usuario final, en términos de continuidad y seguridad de servicio.

· Diagnóstico de aquellas instalaciones del sistema eléctrico que deben ser reforzadas y las alternativas posibles, analizando el efecto en términos de continuidad, seguridad de servicio e inversiones.

El presente Informe Final incluye los análisis realizados en los Informes de las etapas 1 y 2 del estudio, incorpora las observaciones realizadas a ellos y agrega las tareas establecidas para la tercera etapa en las Bases Técnicas del estudio.  

2. SINTESIS Y CONCLUSIONES DE LAS EXPERIENCIAS INTERNACIONALES RELEVADAS.
2.1. ASPECTOS GENERALES.

La comparación de la experiencia internacional en materia de criterios de seguridad, no se puede realizar sin prestar especial atención a las características geográficas y de consumo eléctrico de los países que se analizan. Para ello resulta muy ilustrativo el indicador de la densidad de km de líneas de transmisión por TWh de demanda anual de los distintos países, para evitar que evaluaciones relativas de costos que sean muy diferentes hagan perder validez a la comparación. Esto es crítico en temas donde la evaluación económica es dominante. Los países de Europa y EEUU presentan densidades muy diferentes a la de los países de la región Latinoamericana y criterios de seguridad mucho más estrictos y costos de implementación relativamente menores, por lo que ellos no son directamente trasladables a otros países. Ello hace necesario incorporar en el análisis de la experiencia internacional, a países de la región  Latinoamericana con densidades de km/TWh similares a Chile. 

El cuadro siguiente muestra los valores del indicador km/TWh de diferentes países.
	
	100 – 150 kV

km
	151 – 245 kV

km
	246 – 449 kV

km
	> 450 kV

km
	CC

km
	km equiv
	Demanda

TWh/año
	Km equiv/TWh

	1.- Bolivia
	1213
	1327
	
	
	
	3867
	4,91
	788

	2.- Colombia
	9925
	10815
	
	1449
	
	37351
	48,7
	767

	3.- Ecuador
	1850
	1534
	
	
	
	4918
	15,13
	325

	4.- Perú
	3435
	5614
	
	
	
	14663
	25,5
	575

	5.- Venezuela
	12061
	6220
	4430
	2085
	
	46135
	110,37
	418

	TOTAL
	28484
	25510
	4430
	3535
	
	106934
	204,85
	522

	
	
	
	
	
	
	
	 
	

	6.- Argentina
	22922
	1403
	1111
	9522
	
	67149
	96,48
	696

	7.- Brasil
	61333
	35140
	15619
	31333
	1612
	310250
	400,32
	775

	8.- Paraguay
	
	3386
	
	16
	
	6836
	7,08
	966

	9.-Uruguay
	3490
	11
	
	771
	
	6596
	8,4
	785

	10.- Chile
	2553
	9958
	408
	878
	
	27205
	40,01
	680

	TOTAL
	90298
	49898
	
	42520
	1612
	418036
	535,94
	780

	
	
	
	
	
	
	
	 
	

	11.- Costa Rica
	706
	1006
	
	
	
	2718
	8,16
	333

	12.- El Salvador
	1022
	108
	
	
	
	1237
	5,29
	234

	13.- Guatemala
	272
	773
	
	
	
	1818
	6,91
	263

	14.- Honduras
	
	
	
	
	
	
	 
	

	15.- Nicaragua
	961
	323
	
	
	
	1607
	2,9
	555

	16.- Panamá
	
	963
	
	
	
	1925
	5,89
	327

	17.- México
	48911
	29859
	19265
	
	
	166424
	228,29
	729

	TOTAL
	51871
	33032
	19265
	
	
	175729
	263,07
	668

	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	220 kV

km
	220 – 330 kV

km
	345 – 700 kV

km
	
	
	Demanda

TWh/año
	km equiv/TWh

	
	
	
	
	
	
	
	
	

	UCTE
	
	
	117410
	97589
	
	
	2345
	317

	NORDEL
	
	
	13100
	18500
	
	
	380
	298

	Gran Bretaña
	
	
	3480
	10200
	
	
	384
	133

	Turquía
	
	
	31515
	13958
	
	
	140
	1074

	USA
	
	122819
	
	123760
	
	
	3836
	193


Los resultados calculados muestran valores que son claramente superiores a 500 para todas las subregiones de Latinoamérica, alcanzando en algunos casos valores cercanos a 800 km/TWh en el MERCOSUR+Chile. Por su parte, los sistemas europeos presentan valores del índice en el entorno de 300 y en el caso de Estados Unidos de Norteamérica, la relación definida es aún menor a la europea (cerca de 200). Australia, Portugal y España están cerca de 300 km/TWh. Es de destacar el Caso de Gran Bretaña porque es el de menor cantidad de km por TWh.
La relación entre densidades de 800 km/TWh de la región Latinoamericana y de 300 o 200 km/TWh de la zona Europea y Estados Unidos demuestra que Latinoamérica requiere de tres a cuatro veces más km de transmisión para abastecer una unidad de demanda. Esto indica que las inversiones en transmisión son mucho más importantes en Latinoamérica que en Europa y EEUU, por lo cual su regulación y planificación es un tema crítico en la región. Lo anterior se debe a las particularidades de Latinoamérica en cuanto a la extensión geográfica de los sistemas de generación/transporte y la baja densidad de la demanda. Estas características permiten visualizar desde ya, que en materia de seguridad sería muy oneroso ir mucho más allá que el criterio N-1 considerando el aporte a la capacidad de transmisión de todos los vínculos que operan en paralelo en un mismo tramo.

Es por ello que para revisar la experiencia internacional en materia de criterios de seguridad, se ha prestado especial atención a los países de la región  latinoamericana pues no son directamente trasladables aquellos criterios más estrictos de los países en etapas de desarrollo más avanzado (como Europa y Estados Unidos), con costos de inversión en rangos diferentes. 
Por lo anterior es que para la revisión de la experiencia internacional se ha seleccionado una muestra de países latinoamericanos integrada por Brasil, Colombia, Argentina, Perú, y Panamá. Adicionalmente, y a los efectos de contrastar con la experiencia de países con mayores niveles de desarrollo, se incluyó en la comparación a Estados Unidos, Gran Bretaña, España y Portugal, este último por cierta similitud geográfica con Chile.
A los efectos de sistematizar y hacer comparable la información de los diferentes países, se han agrupado los elementos relevantes encontrados en cada país en los siguientes temas:

a) Políticas y prácticas de seguridad existentes y de control preventivo y correctivo.

b) Los criterios de seguridad de suministro y la interrelación entre los criterios de suficiencia y seguridad.

c) Uso de criterios de seguridad determinísticos y probabilísticos.

d) Utilización de apoyo de nuevas técnicas, conceptos y tecnologías.

e) Utilización del criterio N-k, su impacto en la operación, la planificación y en los resultados obtenidos.

f) Señales económicas a los agentes del mercado.

g) Costos a usuarios finales por conceptos de seguridad.

En el Anexo 1 de este Informe, se detalla la información relevada que constituye el soporte del mismo.

Finalmente se presentan las conclusiones del análisis internacional, y su comparación con la realidad de Chile a los efectos de identificar los aspectos susceptibles de ser mejorados.
2.2. SINTESIS DE LAS EXPERIENCIAS RELEVADAS.

2.2.1. EEUU

a) Políticas y prácticas de seguridad existentes y de control preventivo y correctivo.

Las normas NERC (North American Electric Reliability Council) han implementado un circulo de calidad que comienza en la planificación del sistema y la operación, continúa con las políticas y criterios operativos y finalmente cierra con un sistema de monitoreo y control de fallas para asegurar los estándares de calidad y seguridad establecidos.

La herramienta de carácter preventivo destacable es el programa de auditoria,  monitoreo e investigaciones, coordinado por la NERC, destinado a determinar el cumplimiento de las normas y estándares de seguridad con la información de operadores y usuarios del sistema. La NERC está además facultada para imponer sanciones en caso de apartamientos de los estándares exigidos. Adicionalmente, cuenta con un exhaustivo programa de capacitación de operadores para prepararlos en los procedimientos de restauración del servicio luego de contingencias.

Desde el punto de vista correctivo, las medidas para restaurar el servicio contemplan esquemas de formación de islas y arranque en negro de unidades generadoras.

b) Los criterios de seguridad de suministro y la interrelación entre los criterios de suficiencia y seguridad.

Los criterios de confiabilidad son:

· Criterio N-1 estricto: se aplica en eventos que resultan en la pérdida de un elemento con apertura monofásica o trifásica, con despeje normal sin corte de carga.

· Corte de demanda planificado (N-2): Se aplica en eventos múltiples.

· Se acepta cortes de carga ante eventos simples que afectan líneas que alimentan cargas radiales. Es decir, cuando existen sistemas débiles, el criterio es aceptar menor calidad. 
· Los criterios de operación son los mismos que los de planificación.

Desde del punto de vista de los criterios de seguridad y suficiencia se clasifican los eventos en función de su frecuencia, diferenciando los criterios aplicables a aquellos eventos de muy baja probabilidad (aprox. 30 a 300 años)
, donde prácticamente se establece que los efectos sobre la demanda deben ser acotados (controlados); respecto de aquellos eventos de mayor probabilidad, donde se recomienda que no se debe cortar carga. Esto quiere decir que la suficiencia está directamente relacionada con la probabilidad de ocurrencia del evento.

c) Uso de criterios de seguridad determinísticos y probabilísticos.

Si bien califica los eventos con criterios asociados a su probabilidad de ocurrencia, se establecen finalmente criterios determinísticos para cada uno de ellos, asegurándose que aquellas fallas de alta probabilidad de ocurrencia no produzcan afectaciones importantes a la demanda y que los eventos de baja probabilidad sean tolerados por el sistema sin que se produzca un colapso.

d) Utilización de apoyo de nuevas técnicas, conceptos y tecnologías.

Los sistemas de control son esencialmente la base del mantenimiento de la seguridad, y el empleo de EDAG/EDAC, simulación “on line” y monitoreo permiten asegurar el mantenimiento de la calidad y seguridad de servicio.

e) Utilización del criterio N-k, su impacto en la operación, la planificación y en los resultados obtenidos.

Es necesario dividir entre el esquema normativo y su aplicación efectiva en todo el sistema. El sistema eléctrico norteamericano está formado por un número muy grande de empresas conectadas entre sí, sujetas a una regulación más bien laxa en la imposición de penalidades o incentivos económicos al cumplimiento de la calidad. La operación de las instalaciones de los 520 propietarios de la red es coordinada por 127 centros de control independientes, lo que muestra la complejidad de la evaluación de los resultados de confiabilidad por ellos obtenidos. Es por ello que a pesar de tener uno de los esquemas normativos más desarrollados, su resultado en cuanto a calidad no se acerca a la de los países de mejor confiabilidad, que por otro lado tienen sistemas mucho más concentrados, resultando un índice de energía no suministrada respecto de la demanda anual ENS/ET de 10-4
f) Señales económicas a los agentes del mercado.

Hay un esquema previsto de penalidades que puede ser observado en “FERC Penalty Guidelines”. Las penalidades se imponen por violaciones de reglas, regulaciones, y restricciones. 

El sistema de penalidades depende de la energía no suministrada y con un puntaje determinado que se incrementa en función del nivel de violación y magnitud de la energía no suministrada.

g) Costos a usuarios finales por conceptos de seguridad.

Dado que el esquema regulatorio más generalmente aplicado en EEUU es el “Cost Plus” que reconoce todas las inversiones que son eficientes, todos los costos adicionales en que se incurre por el mantenimiento de la seguridad y la calidad son trasladados a los usuarios finales.

2.2.2. Gran Bretaña.

a) Políticas y prácticas de seguridad existentes y de control preventivo y correctivo.

La “Office of the Gas and Electricity Markets” (OFGEM) fija un programa de incentivos a la empresa National Grid, la que define su política de mantenimiento preventivo y correctivo en función de dicho programa, con el objeto de aumentar la disponibilidad de los equipos. 

b) Los criterios de seguridad de suministro y la interrelación entre los criterios de suficiencia y seguridad.

Para todos los elementos se debe verificar el N-1, para la red principal y el N-2 en líneas de doble circuito.

Se permite el diseño de los proyectos con normas más estrictas siempre que su costo pueda justificarse económicamente: las inversiones adicionales en equipos de transmisión estaría justificada si el valor presente neto de la  inversión adicional y/o el costo del servicio son menores que el valor presente neto del costo esperado de funcionamiento o de la menor confiabilidad de proyectos diseñados con normas menos estrictas.

Desde el punto de vista de la suficiencia, en determinadas condiciones se acepta la desconexión de cargas locales de menos del 2,5% (1500 MW) de la demanda máxima, las que deben ser recuperadas en el mínimo tiempo posible.

Los criterios de operación son los mismos que los de planificación.

c) Uso de criterios de seguridad determinísticos y probabilísticos.

Se aplican criterios determinísticos para una condición de operación exigente del sistema.  

d) Utilización de apoyo de nuevas técnicas conceptos y tecnologías.

Se aplica un sistema denominado “Frequency Control by Demand Management” (FCDM) que opera la desconexión automática de carga mediante relés de frecuencia. No se utilizan esquemas de desconexión automática de generación.

e) Utilización del criterio N-k, su impacto en la operación, la planificación y en los resultados obtenidos.

El sistema es uno de los de mayor concentración dado el tamaño de la isla, por lo que la energía no suministrada es muy baja llegando a ser uno de los sistemas más confiables a nivel mundial. El impacto de los criterios y políticas de seguridad resulta en un Índice ENS/ET de 10-6.
Dadas las características especiales de la isla, su experiencia no es fácilmente trasladable a otros mercados.

f) Señales económicas a los agentes del mercado.

La OFGEM le fija a “National Grid” un esquema de incentivos (premios y penalidades) en función entre otros temas, de la energía no suministrada a los consumidores.

g) Costos a usuarios finales por conceptos de seguridad.

Es de destacar que cuando se analizan los cargos de transmisión, se observa que ellos son de montos similares a los que se aplican en otros sistemas, aunque debiesen ser menores si se considera que la alta densidad de la transmisión, es decir bajo costo por unidad de transporte. 

2.2.3. Portugal.

a) Políticas y prácticas de seguridad existentes y de control preventivo y correctivo.

Se han establecido planes de salvaguarda, planes de emergencia y planes de reposición del servicio que contienen las medidas correctivas a adoptar. En los planes de salvaguarda se establecen las acciones correctivas postcontingencia para restaurar el sistema a su condición normal de funcionamiento en el menor tiempo posible. Entre las medidas correctivas se encuentran la modificación de la topología de la red, redespachos de generación, reposición de emergencia de elementos indisponibles, transferencia de consumos a otras instalaciones. Cuando las contingencias pueden provocar un incidente de gran amplitud y las acciones correctivas no puedan ser llevadas a cabo en un tiempo razonablemente corto se adoptan medidas preventivas tales como la modificación de los programas de interconexión. 
b) Los criterios de seguridad de suministro y la interrelación entre los criterios de suficiencia y seguridad.

Los criterios técnicos de planificación y operación en Portugal se encuentran en el “Regulamento de Transporte” y en el “Manual de Procedimentos do Gestor do Sistema” respectivamente; siendo los criterios enunciados en ambos documentos consistentes
.  

En planificación se cumple con los criterios técnicos cuando los resultados de la simulación del sistema eléctrico cumplen con las siguientes contingencias sin pérdida de carga:
1. Régimen de contingencia N-1: considera la falla de un elemento de la Red Nacional de Transmisión (RNT) (líneas simples, circuito de línea doble, grupo generador, autotransformador, transformador, batería de condensadores), debiendo verificarse que en los restantes elementos no hay violaciones a los criterios de tensión y sobrecarga, sin tener que recurrir a ningún tipo de reconfiguración topológica de la RNT. 
2. Régimen de contingencia N-2: supone una falla, simultánea o no, de ambos circuitos de líneas de doble circuito en una torre común, restringido a un número específico de casos o a líneas de más de 35 km.

3. En el criterio de contingencia N-1-1 se admite que después de la primera falla, una reposición del nivel de seguridad de funcionamiento N-1 puede ser conseguida con el redespacho o la reconfiguración de la red (toda la red de 400 kV y autotransformadores que cumplen la función de transporte).

Para los escenarios antes indicados y con un criterio similar se fijan los límites admisibles de tensión y carga de los componentes del sistema (líneas y transformadores).

El mismo reglamento especifica que para los diversos proyectos alternativos se debe dar prioridad a los que tengan el mayor valor actual.

Se observa respecto de la suficiencia un criterio estricto dado que no puede haber pérdida de carga en caso de contingencias simples o en líneas doble circuito.

Los criterios para operación y los límites permitidos son similares y consistentes con los criterios de planificación.

c) Uso de criterios de seguridad determinísticos y probabilísticos.

Prevalece el uso de criterios determinísticos. En ese sentido es interesante que los casos de N-2 no se aplican genéricamente a toda la red, sino que son evaluados casos específicos con gran impacto de ENS en el sistema
.

d) Utilización de apoyo de nuevas técnicas, conceptos y tecnologías. 

Dentro de los planes de salvaguarda se utilizan los mecanismos de Teledisparo de generadores (EDAG) cuando se puedan producir sobrecargas, y planes de desconexión automática de cargas (EDAC) activados por relés de minima frecuencia.

e) Utilización del criterio N-k, su impacto en la operación, la planificación y en los resultados obtenidos.

La red fuertemente interconectada al sistema eléctrico europeo y la aplicación de los criterios de confiabilidad resultaron en un Índice de ENS de 2,5 10^ -6 a 8,00 10^ -7 en los años 2008 y 2009 respectivamente.

f) Señales económicas a los agentes del mercado.

La empresa de transmisión (RND) tiene indicadores generales de continuidad para caracterizar el servicio (ENS, frecuencia y duración media de interrupciones del sistema, tiempo medio de reposición del servicio) pero no existen patrones para estos indicadores. El regulador evalúa la evolución histórica de los indicadores generales de calidad de servicio y se establecen planes de mejora.

Por otra parte existen indicadores de continuidad en los puntos de entrega (frecuencia y tiempo) con patrones que en caso de no ser cumplidos generan compensaciones que el transportista debe pagar a los clientes conectados a la red.

g) Costos a usuarios finales por conceptos de seguridad.

Los ingresos del transportista son regulados y se recolectan a través de la tarifa que se aplica a la demanda.

2.2.4. España

a) Políticas y prácticas de seguridad existentes y de control preventivo y correctivo.

Como medidas de carácter preventivo existen criterios técnicos de diseño de subestaciones y criterios de diseño y parámetros de líneas, todos ellos denominados criterios de implantación de nuevas instalaciones. 

En la parte correctiva se encuentran los planes de salvaguarda, planes de emergencia y planes de reposición del servicio. 

Los planes de salvaguarda contemplan las acciones correctivas postcontigencia para restaurar el sistema a su condición normal. En caso de que las acciones correctivas resulten muy complejas o no pueda restablecerse el servicio en un tiempo razonable, se establecen acciones preventivas.

Los planes de emergencia tienen por objeto minimizar el alcance y la extensión de los incidentes una vez que estos se han producido (EDAC/EDAG).

Los planes de reposición del servicio tienen por objeto devolver el sistema a su condición de funcionamiento normal. 

También dentro de lo correctivo se prevén planes de simulacro como parte de la capacitación a los operadores.
b) Los criterios de seguridad de suministro y la interrelación entre los criterios de suficiencia y seguridad.

Los criterios de confiabilidad para la planificación se encuentran contenidos en el  Real Decreto 1955/2000 y en el Procedimiento Operativo P.O-13.1, denominado “Criterios de desarrollo de la red de transporte”.

Los indicadores de confiabilidad mínimo para la planificación de la red de transporte y sus valores son:

1. Energía no suministrada (ENS), que mide la energía cortada al sistema (MWh) a lo largo del año por interrupciones de servicio acaecidas en la red. Valor referencial: 1,2 ^ 10-5 de la demanda de energía eléctrica en barras de central.

2. Tiempo de interrupción medio (TIM), definido como la relación entre la energía no suministrada y la potencia media del sistema, expresado en minutos. Valor referencial: 15 Minutos/año.

3. La disponibilidad de una red se expresa por el porcentaje del tiempo total que sus líneas, transformadores y elementos de control de potencia activa y reactiva han estado disponibles para el servicio a lo largo del año. Valor referencial: 97%.

Los criterios de seguridad frente a contingencia para la operación se encuentran contenidos en el Procedimiento P.O-1.1 denominado “Criterios de funcionamiento y seguridad para la operación del sistema eléctrico”. Estos criterios son coherentes con los criterios de planificación:

· Fallo simple (N-1) de línea, transformador, grupo o reactancia, no hay corte de carga.

· Fallo de líneas de doble circuito (que comparten el mismo apoyo) de más de 30 km de longitud o grupo más línea (casos especiales), no hay corte de carga. 

Se observa respecto de la suficiencia un criterio estricto dado que no puede haber pérdida de carga en caso de contingencias simples o en líneas doble circuito. 

Los criterios para operación y los límites permitidos son similares y consistentes con los criterios de planificación.

c) Uso de criterios de seguridad determinísticos y probabilísticos.

Prevalece el uso de criterios determinísticos. En ese sentido es interesante que los casos de N-2 no se aplican genéricamente a toda la red, sino que son evaluados casos específicos con gran impacto de ENS en el sistema

d) Utilización de apoyo de nuevas técnicas, conceptos y tecnologías 

Dentro de los planes de salvaguarda se utilizan los mecanismos de Teledisparo de generadores (EDAG) cuando se puedan producir sobrecargas y planes de deslastre automático de cargas (EDAC) activados por relés de minima frecuencia.

e) Utilización del criterio N-k, su impacto en la operación, la planificación y en los resultados obtenidos.

La red eléctrica española está fuertemente mallada e interconectada al sistema eléctrico europeo y de la aplicación de los criterios de confiabilidad resultaron en un Índice de ENS de 2,2 10^ -6 a 1,70 10^ -6 en los años 2008 y 2009 respectivamente.

f) Señales económicas a los agentes del mercado.

Red Eléctrica de España, la empresa transportista, tiene fijado sus indicadores globales de calidad de suministro y sus valores de referencia en el Real Decreto 195/2000.  La responsabilidad del transportista en cuanto a la calidad del servicio de la red de transporte se exige a través del índice de disponibilidad (ID) de sus instalaciones. La fórmula para el cálculo de la retribución de la actividad de transporte incorpora un término que responde al valor de este índice, incentivando en esa forma su cumplimiento. En caso que los demás índices de calidad global (Tiempo medio de interrupción y Energía No Suministrada)
 contenidos en el real decreto no alcancen los valores de referencia, se analizarán las causas y se definirán los planes de mejoramiento conducentes a que los mismos sean alcanzados.

g) Costos a usuarios finales por conceptos de seguridad.

Los ingresos del transportista son regulados y se recolectan íntegramente a través de la tarifa que se aplica a la demanda.

2.2.5. Perú

a) Políticas y prácticas de seguridad existentes y de control preventivo y correctivo.

Es interesante destacar en el caso de Perú, que las medidas preventivas para preservar la integridad del sistema establecen el uso de grupos de arranque rápido por emergencia, que entran en funcionamiento en un tiempo inferior a 10 minutos, y que no forman parte del cálculo de los costos marginales.

La normativa peruana especifica la dotación de personal (jefes y supervisores) que deben tener los centros de control de los integrantes del sistema. Adicionalmente se especifica la infraestructura que debe tener el centro de control.

Se destaca la importancia otorgada a las tareas de control, monitoreo y supervisión en tiempo real de la operación del sistema interconectado como medida preventiva para el resguardo de la calidad y seguridad del servicio.

En lo correctivo existen planes de reestablecimiento del sistema dirigidos por el organismo coordinador.

b) Los criterios de seguridad de suministro y la interrelación entre los criterios de suficiencia y seguridad.

Desde el punto de vista de la planificación, si bien la normativa vigente no establece un criterio N-1 explícito, la verificación de los criterios técnicos de desempeño (falla trifásica sólida y falla monofásica con recierre exitoso) para los proyectos seleccionados implican la adopción del criterio indicado pero aceptando corte de carga.

Los criterios técnico-económicos utilizados en planificación se basan en la evaluación de planes y opciones con respecto a los siguientes atributos: 
a) horas de despacho no económico (HDN): se considera que una Opción o Plan satisface este criterio si la relación HDN/millón US$ supera el rango establecido para el mismo. 
b) MWh de flujos interrumpidos (MFI): se considera que una Opción o Plan satisface este criterio si la relación kWh/US$ supera el rango establecido para el mismo.
c) El valor presente del costo total (VPCT): expresado en millones de US$ incluye el costo de inversión, operación y mantenimiento de la opción, más el costo de despacho, de pérdidas eléctricas y ENS.
d) Valor presente del pago anual de la demanda por energía (VPPD).
Los titulares de generación están facultados para incluir en el diseño de esquema de control, un esquema de rechazo automático de carga hasta un máximo de 60% de la demanda promedio anual de sus clientes.
Como conclusión general, Perú aplica un criterio de planificación y operación N-1 restringida con la particularidad que la metodología de planificación permite seleccionar el margen de seguridad con la que operará el sistema teniendo en cuenta la relación costo beneficio y las potenciales consecuencias adversas de las decisiones tomadas. Los criterios de planificación y operación son consistentes.

c) Uso de criterios de seguridad determinísticos y probabilísticos.

Para verificar el desempeño eléctrico mínimo del sistema en condiciones normales, de emergencia y bajo fallas, se emplean criterios determinísticos y criterios técnico-económicos de tipo determinístico o probabilístico  destinados a verificar los beneficios y costos resultantes de los diferentes planes u opciones, permitiendo establecer su competitividad.

d) Utilización de apoyo de nuevas técnicas, conceptos y tecnologías 

Dentro de los planes de salvaguarda se utilizan los mecanismos de desconexión automática de generación (EDAG) cuando se puedan producir sobrecargas y planes de desconexión automática de cargas (EDAC) activadas por relés de minima frecuencia.

e) Utilización del criterio N-k, su impacto en la operación, la planificación y en los resultados obtenidos.
Resumen de los índices de confiabilidad 2006 - 2009
	Índice
	Unidades
	2006
	2007
	2008
	2009

	SAIFI
	Salidas/Año
	0,247
	0,243
	0,255
	0,326

	CAIFI
	Salidas/Carga-Año
	0,522
	0,512
	0,562
	0,914

	SAIDI
	Horas/Año
	1,386
	1,356
	1,402
	1,710

	CAIDI
	Horas/Carga-Año
	5,969
	5,928
	5,819
	5,342

	ENS
	MWh/año
	1213,849
	1249,103
	1552,162
	2309,101

	Demanda
	GWh
	24.194
	26.463
	28.179
	29.554

	EENS
	%
	0,0050%
	0,0047%
	0,0055%
	0,0078%


f) Señales económicas a los agentes del mercado.

Los propietarios de instalaciones de transmisión, redes de acceso libre, u otras instalaciones complementarias de un sistema eléctrico, son responsables ante sus clientes por el deterioro que la operación de sus instalaciones origina en la calidad de la electricidad del sistema, en lo referente a interrupciones.

Para evaluar la Calidad de Suministro, se toman en cuenta indicadores que miden el número de interrupciones del servicio eléctrico, la duración de las mismas y la energía no suministrada a consecuencia de ellas. Se fijan tolerancias en función del Número Total de Interrupciones por Cliente por Semestre (N) y la Duración Total Ponderada de Interrupciones por Cliente (D), la ponderación es en función de si son programadas o  no lo son.

Las compensaciones a los clientes se calculan semestralmente en función de la Energía teóricamente No Suministrada (ENS).

g) Costos a usuarios finales por conceptos de seguridad.

Los costos del sistema eléctrico principal son pagados en su totalidad por la demanda, en cambio los costos de los sistemas secundarios de transmisión que son radiales son pagados  por el responsable del sentido preferencial del flujo. 

A partir de la sanción de la nueva ley de transmisión, los costos de las nuevas expansiones que forman parte del sistema garantizado de transmisión y cuyas obras son aprobadas por el Ministerio de Energía, son pagados por los beneficiarios del sistema.  

2.2.6. Brasil

a) Políticas y prácticas de seguridad existentes y de control preventivo y correctivo.

Existe un equilibrio entre las medidas de control preventivo y correctivo. En efecto, como medidas de carácter preventivo se establecen los requisitos técnicos mínimos que deben cumplir los equipamientos de líneas y subestaciones. Desde el punto de vista de la supervisión del sistema eléctrico se destaca  la evaluación de los sistemas de protección y el registro de perturbaciones.

En lo correctivo existen planes de simulacro para reestablecer el servicio como parte de la capacitación de operadores. Adicionalmente existen procedimientos específicos con directivas para normalizar el servicio desde una condición de emergencia a la condición normal.

b) Los criterios de seguridad de suministro y la interrelación entre los criterios de suficiencia y seguridad.

La normativa brasilera se encuentra en los "Procedimentos de Rede" del Operador Nacional del Sistema – ONS. Para el estudio de la seguridad del sistema, en ella se establece el análisis de contingencias simples, ya sea una línea de transmisión, transformador, banco de transformador, unidad generadora, conversor de corriente continua, o equipamiento de control de tensión tal como reactor, capacitor, compensador síncrono o compensador estático
. 

El análisis de contingencias dobles en líneas de transmisión, que abarcan las salidas simultáneas de dos circuitos que comparten una misma torre, o dos líneas que comparten la misma faja de servidumbre
, deben tener evidencia estadística de ocurrencia y provocar importantes disturbios en el sistema como inestabilidad de potencia, frecuencia o tensión. En ambos casos se contempla el corte de carga.

Desde el punto de vista de suficiencia, se define el Indicador de Severidad, que es un índice normalizado expresado en minutos igual al cuociente entre la energía no suministrada (MWh) dividido por la potencia de punta del sistema analizado (MW). Se fija la tolerancia para este índice en 21 minutos, que equivale a un índice ENS/ET 10^ -4. Adicionalmente, se fija 20% de carga como valor máximo de cortes.

Para los estudios de confiabilidad se establecen tres criterios que, aplicados conjuntamente permiten verificar el sistema desde el punto de vista de la magnitud de los cortes, es decir: 

· de la energía no suministrada (Severidad entre cero y uno), 

· cantidad de cortes (no más del 20% del total de casos analizados) y 

· de la degradación integral del sistema (la variación de severidad no debe superar el 1%). 

El indicador de Severidad (S) es un índice normalizado y es el cociente entre la energía no suministrada (MWH) dividido por la potencia de punta del sistema analizado (MW) y el resultado convertido en minutos. Este indicador representa el tiempo ficticio de una perturbación imaginaria que sería necesaria para producir el equivalente a la energía no suministrada calculada si toda la carga fuera afectada. Este indicador no solo captura las fallas más frecuentes sino la gravedad de las mismas y tiene la ventaja de que permite la comparación de sistemas de diferente magnitud y naturaleza.

La norma establece  que Grado 0 con un S<1, es Favorable y de Bajísimo riesgo, Grado 1 con 1≤S<10, es Satisfactorio y de Bajo riesgo. El sistema planeado de la red básica debe en orden de preferencia situarse entre los grados cero (0) y uno (1) de severidad admitiéndose riesgos de grado 2 inferiores a 21 minutos de severidad. 

El Criterio de Adherencia estadística o criterio de planeamiento N-1, se define como Adherencia= 1-[(casos con corte de carga+casos retirados de la estadística)/(casos propuestos)]. El estándar de adherencia a ser verificado en análisis de confiabilidad debe ser superior al 80%. 

Cualquier degradación de la red básica pasando de la condición de topología completa a la condición de N-1 no debe provocar una variación de severidad mayor que el 1% de la severidad de la red básica en condición normal de operación y topología completa.

c) Uso de criterios de seguridad determinísticos y probabilísticos.

Prevalece el uso de métodos determinísticos aunque la normativa prevé el uso de métodos probabilísticos cuando aumenta la complejidad del sistema o el grado de incertidumbre del mismo.

d) Utilización de apoyo de nuevas técnicas, conceptos y tecnologías

Dentro de los planes de salvaguarda se utilizan los mecanismos de desconexión automática de generación (EDAG) cuando se puedan producir sobrecargas y planes de desconexión automática de cargas (EDAC) activados por relés de minima frecuencia hasta por un monto de 30% de la carga media.

e) Utilización del criterio N-k, su impacto en la operación, la planificación  y en los resultados obtenidos.

La aplicación de los criterios de confiabilidad resultaron en un Índice de ENS de 3 10^ -5 a 2,4 10^ -4 en los años 2008 y 2009 respectivamente.

f) Señales económicas a los agentes del mercado.

Las señales económicas están definidas en la Resolución ANEEL N° 270/2007 en la cual se define la función de transmisión (FT) que son las líneas, los transformadores y los equipamientos de control de tensión. En esta resolución se utiliza la Parcela Variable de indisponibilidad (PVI) como mecanismo económico asociado a la calidad y está basado en la disponibilidad y capacidad plena de la FT. Estas FT están indisponibles cuando ocurre una desconexión programada u otras o atraso en la entrada en operación.

Existe un sistema de premios y castigos en función de que la indisponibilidad de la función de transmisión se encuentre por arriba o por debajo de las tolerancias especificadas. Las sanciones son proporcionales a la remuneración del transportista para cada FT.

g) Costos a usuarios finales por conceptos de seguridad.

Los ingresos para la remuneración de la actividad de transporte son regulados y son pagados en partes iguales por la generación y la demanda.

2.2.7. Colombia

a) Políticas y prácticas de seguridad existentes y  de control preventivo y correctivo.

Como medidas preventivas se exige al transportista el uso de equipos de monitoreo que le permitan supervisar el desempeño de sus instalaciones y circuitos en el punto de conexión. Al mismo tiempo se exige al usuario la instalación de un equipo de registro digital de fallas en el punto de conexión y sus datos deben ser transmitidos por canales digitales de datos hasta la estación de análisis de fallas que indique el transportador. Resulta claro que disponer de equipamiento de registro de eventos redundante y de los recursos para el análisis de la información de los mismos constituye una medida preventiva de excelencia para analizar las posibles causas de falla y determinar las acciones y planes de mejora para prevenir eventos similares.

Adicionalmente, la normativa exige como medida preventiva que todos los criterios de diseño y especificaciones técnicas deben asegurar que las líneas cumplan con los niveles de confiabilidad, seguridad y calidad definidas para el STN durante toda su vida útil.

Del lado correctivo, los planes de recuperación del servicio, y simulacros constituyen los recursos más importantes contemplados en la normativa.

b) Los criterios de seguridad de suministro y la interrelación entre los criterios de suficiencia y seguridad.

En materia de seguridad y respecto de la planificación, se establece el criterio N-1 para fallas trifásica a tierra en uno de los circuitos del sistema de 220 kV y falla monofásica a tierra del sistema de 500 kV.

Para la evaluación de la confiabilidad en la planificación del STN se podrán usar métodos determinístico o probabilísticos, a criterio del Transportador

· Método probabilístico: para el análisis de confiabilidad por métodos probabilísticos el criterio será que el Valor Esperado de Racionamiento de Potencia (VERP) sea inferior al 1% medido en el nivel de 220 kV en cada uno de los nodos donde existe demanda. Para calcular el VERP se tomará como referencia un valor de máxima indisponibilidad del 1% acumulado anual por cada 100 km. de línea y por cada circuito. 

· Método determinístico
: para el análisis de confiabilidad por medio de métodos determinísticos se debe utilizar el criterio N-1, según el cual el STN debe ser capaz de transportar en estado estable la energía desde los centros de generación hasta las subestaciones de carga en caso normal de operación y de indisponibilidad de un circuito de transmisión a la vez. 

Para la operación se establece el criterio N-1 similar al utilizado en planificación y desde el punto de vista de la suficiencia se establece un esquema de desconexión automática de carga donde cada empresa distribuidora habilitará hasta el 60% de su demanda para ser desconectada por relés de baja frecuencia, con el fin de que el SIN pueda soportar la salida de grandes plantas de generación y se eviten, en lo posible, colapsos totales. Los criterios de planificación y operación son consistentes.

c) Uso de criterios de seguridad determinísticos y probabilísticos.

Para la evaluación de la confiabilidad del STN se podrán usar métodos determinísticos o probabilísticos, a criterio del Transportador (según lo indicado por el Código R-01-CP-005-03). El criterio de confiabilidad debe mostrar que es la alternativa de mínimo costo incluyendo: costos de inversión, operación, mantenimiento de la red, pérdidas, y energía no suministrada por indisponibilidad del sistema de transmisión. 

d) Utilización de apoyo de nuevas técnicas, conceptos y tecnologías 

Dentro de los planes de salvaguarda se utilizan los mecanismos de desconexión automática de generación (EDAG) cuando se puedan producir sobrecargas y planes de desconexión automática de cargas (EDAC) activadas por relés de minima frecuencia, hasta del 60% de la carga media.

e) Utilización del criterio N-k, su impacto en la operación, la planificación  y en los resultados obtenidos.

La aplicación de los criterios de confiabilidad resultaron en un Índice de ENS de 2,7 10^ -5 a 6,6 10^ -4 en los años 2008 y 2009 respectivamente.

f) Señales económicas a los agentes del mercado.

La Comisión Reguladora de Energía y Gas (CREG) define la Indisponibilidad de los Activos de Conexión al STN y de los Activos de Uso del STN tomando en cuenta las horas acumuladas en que el equipo estuvo fuera de servicio.

Para cada tipo de activo (bahías, líneas, transformadores, etc.) se define una meta del indisponibilidad anual que se compara con la indisponibilidad real obtenida de la gestión y con eso se calcula un porcentaje de la remuneración del activo que se descuenta al transportista.

g) Costos a usuarios finales por conceptos de seguridad.

Los costos del sistema de transmisión son pagados totalmente por la demanda a través de un cargo estampilla proporcional a la energía.

2.2.8. Panamá.

a) Políticas y prácticas de seguridad existentes y de control preventivo y correctivo.

Las medidas son básicamente correctivas e incluyen un procedimiento específico para la recuperación del servicio en caso de una contingencia, y medidas tales como la separación del sistema en islas eléctricas o subsistemas eléctricos, la desconexión de carga o desconexión de generación por desconexión de líneas.
b) Los criterios de seguridad de suministro y la interrelación entre los criterios de suficiencia y seguridad.

Los criterios de seguridad de planificación y operación se encuentran en el Reglamento de Transporte y el Reglamento de Operación respectivamente.

Los criterios de planificación y de operación son consistentes y ambos se basan en la aplicación del criterio N-1 realizando los cortes de carga que correspondan para conservar la integridad del sistema.
 

La evaluación económica de proyectos se realiza a través del costo del valor esperado de energía no servida (CEENS) multiplicando el índice de valor esperado de energía no servida (EENS) por el costo de la energía no servida

c) Uso de criterios de seguridad determinísticos y probabilísticos.

Los criterios de planificación utilizan criterios probabilísticos habiéndose diseñado un software específico denominado CONF NET con este fin,

d) Utilización de apoyo de nuevas técnicas, conceptos y tecnologías 

Para lograr el objetivo de seguridad N-1, la normativa establece que podrá aplicarse desconexión de demanda y generación por medios automáticos, siempre que las inversiones que debieran hacerse para no proceder a su desconexión no se justifiquen económicamente, considerando la calidad de servicio cuantificada a través del índice Valor Esperado de Energía No Servida.

e) Utilización del criterio N-k, su impacto en la operación, la planificación  y en los resultados obtenidos.

La aplicación de los criterios de confiabilidad resultaron en un Índice de ENS de 2,4 10^ -4 a 4,88 10^ -5 en los años 2008 y 2009 respectivamente.

f) Señales económicas a los agentes del mercado.

Las normas de calidad del sistema de transmisión están contenidas en el Reglamento de Transmisión aprobadas por la ASEP (Autoridad de Servicios Públicos).
La confiabilidad se evalúa midiendo las desconexiones que afectan a los grandes clientes y distribuidoras conectadas al sistema principal de transmisión mediante el indicador FMIK (Frecuencia media de interrupción, en el punto de interconexión por kVA conectado o instalado) y TTIK (Tiempo total de la interrupción, en el punto de interconexión por kVA conectado o instalado).

Para estos indicadores se definen valores límites que en caso de ser superados generan penalizaciones que se asignan como un crédito en los cargos por uso del sistema de trasmisión a los usuarios afectados. Las penalizaciones aplicadas se calculan en función del costo de la energía no suministrada.

g) Costos a usuarios finales por conceptos de seguridad.

La empresa de transmisión es ETESA cuyo plan de expansión es aprobado por el organismo regulador. Sus costos los paga la generación y la demanda en función del uso de las líneas de transmisión (se utiliza la metodología de las áreas de influencia). El país se divide en 10 zonas y cada zona tiene un cargo por generación y otro por demanda.

2.2.9. Argentina.

a) Políticas y prácticas de seguridad existentes y de control preventivo y correctivo.

Existe un equilibrio entre las medidas preventivas y correctivas. En efecto, desde el punto de vista preventivo existe un programa de capacitación de operadores y un sistema de monitoreo y control del sistema eléctrico interconectado. Por el lado correctivo existe un sistema de formación de islas y arranque en negro.

b) Los criterios de seguridad de suministro y la interrelación entre los criterios de suficiencia y seguridad.

En el Anexo 16 de “Los Procedimientos” se encuentran los criterios de diseño y operación que son totalmente consistentes y especifican
:

1. El Sistema de Transporte en Alta Tensión (STAT), en condiciones normales y frente a contingencias simples deberá mantenerse transitoriamente estable para cualquier estado de carga obtenida a partir de las proyecciones de la demanda.

2. EL STAT en condiciones normales o con un equipo fuera de servicio deberá soportar una contingencia simple sin que se produzca el colapso del sistema eléctrico, entendiéndose por tal un desmembramiento incontrolado que, en por lo menos uno de los sistemas resultantes, provoca una interrupción total del servicio.

3. En condiciones de costos económicos extremos, los agentes demandantes de la región afectada y que representen más del setenta por ciento (70%) de la demanda atendida, podrán requerir la limitación del alza de los precios locales que se generarían de aplicar este criterio, asumiendo el riesgo de la interrupción total del servicio en dicha área. 

4. Contingencias simples a considerar y criterios de suficiencia:

a. Para líneas no radiales (con vías alternativas):

i. Por falla trifásica o recierre monofásico no exitoso se puede aplicar EDAC o EDAG si no provoca otras desconexiones. EDAG máximo de 1200 MW (pasó de ser el 12% al 6% de la demanda del sistema).
b. Para líneas radiales (sin transporte alternativo): 

i. Por recierre monofásico exitoso, no se puede aplicar DAG o DAC. 

ii. Por cortocircuito trifásico o recierre monofásico no exitoso. Se puede aplicar DAG o DAC sin llegar a niveles de tensión o frecuencia inadmisibles.

c. Fallas atípicas (por ejemplo fallas tornádicas corredor (Comahue-Buenos Aires). Se puede aplicar DAG o DAC evitando niveles de tensiones o frecuencias inadmisibles.

c) Uso de criterios de seguridad determinísticos y probabilísticos.

Los criterios de planificación y operación son básicamente determinísticos para cumplir el criterio N-1.

d) Utilización de apoyo de nuevas técnicas, conceptos y tecnologías 

Se aplica EDAG y EDAC con los criterios de seguridad indicados.

e) Utilización del criterio N-k, su impacto en la operación, la planificación  y en los resultados obtenidos.

La aplicación de los criterios de confiabilidad resultaron en un Índice de ENS de 5,99 10^ -5 a 8,14 10^ -5 en los años 2008 y 2009 respectivamente
.

f) Señales económicas a los agentes del mercado.

Los procedimientos de CAMMESA (Compañía Administradora Mercado Mayorista Eléctrico S.A) establecen el Régimen de calidad de servicio y sanciones al sistema de transporte en alta tensión. El mismo se mide en base a la disponibilidad del equipamiento de transporte, conexión y transformación y su capacidad asociada.

El valor de las sanciones a aplicar por indisponibilidad forzada es proporcional a los montos que se abonan por concepto de conexión y de capacidad de transporte del equipo en consideración y se tienen en cuenta para ello los siguientes aspectos:

a) La duración de la indisponibilidad en minutos.

b) El número de salidas de servicio forzadas.

c) Los sobrecostos que sus restricciones producen en el sistema eléctrico.

Las sanciones aplicadas son proporcionales a la remuneración que percibe el transportaste en concepto de capacidad de transporte.

g) Costos a usuarios finales por conceptos de seguridad.

Como remuneración del servicio de la empresa de transmisión troncal (Transener) en lo relativo a las instalaciones existentes, se paga el costo de OyM más una remuneración específica por la prestación del servicio (fee). Con respecto a las nuevas expansiones del sistema troncal, se paga un canon igual a la anualidad de las instalaciones más OyM. Tanto para lo existente como para las nuevas expansiones, el servicio de transmisión lo paga la demanda y la generación en función del uso de las líneas (metodología de las áreas de influencia).

El pago de la transmisión regional (Distro) es de cargo de la generación de manera similar a lo anterior, y la demanda por su participación en la demanda del área.
2.3. CONCLUSIONES DEL ANÁLISIS INTERNACIONAL y comparacion con la realidad chilena

En la tabla siguiente se presenta un resumen de la comparación realizada referente a los criterios de seguridad para la planificación y operación del sistema eléctrico y su impacto en la gestión del mismo, medido a través del Índice de Energía No Suministrada

	País
	Criterios de Planificación
	Criterios de Operación
	Elementos

Destacables
	Índice  (ENS/ET) (1)

	
	Técnicos
	Otros criterios utilizados
	
	
	P.U

	Perú
	N-1(no explícito): con falla trifásica sólida y monofásica con recierre exitoso. Se contempla el corte de carga.
	Evaluación de atributos (hs de congestión, MWh interrumpidos, N-1, Valor Presente) y aplicación de Metodologías Trade off/ y Mínimo Arrepentimiento
	Contingencias: N-1, DAC (hasta 60% de la carga), DAG
	Permite seleccionar el margen de seguridad con la que operará el sistema teniendo en cuenta la relación costo beneficio y las potenciales consecuencias adversas de las decisiones tomadas. Los criterios de planificación y operación son consistentes.
	1*10-4

	Brasil
	N-1: falla de línea, transformador, generador, reactor, capacitor, etc. N-2: limitado a fallas en líneas de doble circuito (comparten apoyos) o que comparten faja de servidumbre con evidencia estadística de ocurrencia y con impacto severo en el sistema (carga interrumpida, inestabilidad, etc). Se contempla el corte de carga.
	Energía No Suministrada (ENS): menor a la ENS equivalente a  21 minutos de interrupción de Demanda Máxima (equivale un índice ENS/ET 10^ -4), 20% máximo de cortes con pérdida de carga, 1% de máxima degradación del sistema en la condición N-1
	Ídem criterios técnicos de Planificación. DAC (hasta 30% de la carga media), DAG
	Existen tres criterios que aplicados conjuntamente permiten verificar el sistema desde el punto de vista de la magnitud de los cortes  es decir de la energía no suministrada (Severidad entre cero y uno), cantidad de cortes (no más del 20% del total de casos analizados) y de la degradación integral del sistema (la variación de severidad no debe superar el 1%).
	1,3*10-4

	Colombia
	N-1: con falla trifásica en 220 kV y monofásica a tierra en 500 kV. Se contempla el corte de carga.
	Evaluación de alternativa de mínimo costo de inversión, operación, mantenimiento, pérdidas y energía no suministrada. Método probabilístico: Valor Esperado de Racionamiento de Potencia inferior al 1% en nodos de 220 kV, Método determinístico: N-1
	Contingencias: N-1, DAC (hasta 60% de la carga), DAG
	Para la evaluación de la confiabilidad en la planificación del STN se podrán usar métodos determinístico o probabilísticos, a criterio del Transportador

	4,65*10  -4

	Panamá
	N-1: contempla cualquier contingencia simple (generador, transformador o línea). Se contempla el corte de carga.
	Evaluación económica de proyectos a través del costo del valor esperado de energía no servida(CEENS) multiplicando el índice de valor esperado de energía no servida (EENS) por el costo de la energía no servida 
	Ídem criterios técnicos de Planificación. Esquema de DAC y DAG.
	Los criterios de planificación utilizan criterios probabilísticos habiéndose diseñado un software específico denominado CONF NET con este fin,


	1,44*10  -4

	Argentina
	N-1: contempla contingencias simples en líneas radiales o no radiales por falla trifásica o monofásica sin recierre trifásico exitoso. Adicionalmente  se consideran fallas atípicas (por ejemplo fallas tornádicas corredor (Comahue-Buenos Aires).Se contempla el corte de carga.
	En condiciones de costos económicos extremos, los agentes demandantes de la región afectada y que representen más del SETENTA POR CIENTO (70%) de la demanda atendida, podrán requerir la limitación del alza de los precios locales que se generarían de aplicar este criterio, asumiendo el riesgo de la interrupción total del servicio en dicha área
	Ídem criterios técnicos de Planificación. Esquema de DAC y DAG.
	En condiciones de costos económicos extremos, los agentes demandantes de la región afectada y que representen más del SETENTA POR CIENTO (70%) de la demanda atendida, podrán requerir la limitación del alza de los precios locales que se generarían de aplicar este criterio, asumiendo el riesgo de la interrupción total del servicio en dicha área.
	7,07*10  -5

	Chile
	N-1: contempla contingencias simples y que sus efectos no se propaguen al resto del sistema. Se contempla corte de carga.
	El criterio de planificación de la operación permite que una contingencia simple pueda ser controlada con la activación de EDAC, EDAG, y/o ERAG.
	Criterios técnicos diferentes de Planificación y Operación. Esquema de DAC y DAG.
	Actualmente la normativa indican diferencias entre los criterios de planificación y los de operación, en lo que se refiere al uso de recursos de control, lo que implica que el sistema de transmisión requerirá mayores inversiones y quedará con holguras para soportar crecimientos de las transmisiones no previstos en la etapa de planificación de las expansiones. La no utilización de EDAG y EDAC en planificación explica la diferencia  
	3,3*10  -4

	Portugal
	N-1: fallas en líneas simples, circuito de línea doble, grupo generador, autotransformador, transformador, batería de condensadores. N-2: fallas simultaneas en líneas de un mismo apoyo. N-2 restringido a líneas doble circuito (comparten apoyo) de más de 35 km.. N-1-1: Falla de dos elementos cualquiera no simultanea con posibilidad de redespacho de producción y reconfiguración de red después de la primera falla (para toda la red de 400 kV). Las contingencias no deben producir corte de carga.
	Se seleccionan los proyectos de mayor valor actual.
	Similares a los criterios de planificación.
	Los casos de N-2 (sin corte de carga) no se aplican genéricamente a toda la red, sino que son evaluados casos específicos con gran impacto de ENS en el sistema.
	1,65*10 ^ -6

	España
	N-1: fallas en líneas de transporte (220 y 440 kV), transformadores y generadores. N-2: fallas en líneas doble circuito de más de 30 km, y menos de 30 km con tasas de falla superior a la media. Las contingencias no deben producir corte de carga.
	ENS<1,2 10^ -5, ENS: menor a la ENS equivalente a  15 minutos de interrupción de Demanda Media, Disponibilidad de la red de tpte>97%
	Ídem criterios técnicos de Planificación.
	Ídem Portugal
	1,95*10 ^ -6

	EEUU
	En eventos que resultan en la pérdida de un elemento con corte monofásico o trifásico, con despeje normal o desconexión de un elemento sin corte de carga

Con eventos múltiples y ante corte  monofásico con despeje normal, puede haber corte de demanda planificado


	
	Los mismos que los de planificación.
	El programa de auditoria,  monitoreo e investigaciones para determinar el cumplimiento de las normas y estándares de seguridad con la información de operadores y usuarios del sistema.
	1*10-4

	Gran Bretaña
	Para todos los elementos se debe verificar el N-1, para la red principal N-2 en líneas de doble circuito
	
	Los mismos que los de planificación.
	Se permite el diseño de normas más estrictas siempre que las normas más rigurosas puedan justificarse económicamente.
	1*10-6


(1) Promedio 2008-2009

El análisis internacional y el análisis conceptual permiten extraer ciertas conclusiones válidas para el Sistema Chileno que se resumen a continuación:

1. La seguridad y la calidad de servicio (ambas forman parte del concepto de confiabilidad) deben ser consistentes entre ellas, pero ambas tienen factores determinantes diferenciados:

a. La calidad de servicio y la suficiencia están más influenciadas por una evaluación económica del costo de la energía no suministrada versus el costo de las inversiones. En este caso para evaluar las decisiones tomadas por cada país es necesario prestar atención a los costos involucrados. 

i. Un buen indicador de los costos es las relación entre densidades de km de línea por unidad de energía demandada (km/ TWh) que demuestra que la región Latinoamericana requiere de tres a cuatro veces más km de transmisión por unidad de demanda respecto de los países desarrollados (Europa y USA)
. Es por ello que se debe prestar más atención a los niveles de inversión determinados por las decisiones adoptadas por los países de esta región. 

ii. Los resultados de la probabilidad de falla (Energía no suministrada/energía suministrada) obtenidos son consistentes con lo mencionado en el párrafo anterior
:

I. En países latinoamericanos (Criterio N-1, con corte de carga) oscila entre 1,3 x10  -4 y 7x10 -5.
II. En países desarrollados (Criterio N-1, sin corte de carga) oscila entre  10  -4 y 10 -6 quedando en general más cerca de éste último

b. La seguridad de servicio es un tema más asociado a la evaluación de los límites de lo que la sociedad está en condiciones de tolerar (es decir, más cercano al concepto de seguro y evaluaciones de mínimo arrepentimiento). 

2. Los criterios de confiabilidad aplicados en planificación son aquellos adoptados en la operación, con un margen asociado a la variabilidad de los escenarios que pueden ocurrir, adoptándose:

a. En la planificación, un determinado margen adicional de modo de incluir escenarios extremos, o un margen en la evaluación de la inversión óptima, al decidir no sólo por mínimo costo sino esencialmente por mínimo arrepentimiento u otros indicadores (ver caso de Perú)
. No se ha detectado diferencia entre los criterios de planificación y los de operación del tipo de los utilizados en Chile (no uso de EDAG/EDAC)

b. El criterio de optimización en planificación en muchos casos evalúa muchas variables que aseguran el comportamiento del sistema ante situaciones diversas (diversos indicadores técnicos económicos caso de Perú, o indicadores de cortes y energía no suministrada caso de Brasil). Este criterio de optimización multivariable, particularmente en el caso de Perú, es utilizado porque permite seleccionar el margen de seguridad con la que operará el sistema teniendo en cuenta la relación costo beneficio y las potenciales consecuencias adversas de las decisiones tomadas

c. Los criterios N-1 o más exigentes se aplican tanto para seguridad y suficiencia como para calidad de servicio, en planificación y operación

2. Los criterios N-k de seguridad, aplicados en la mayor parte de los países, tienden a asegurar que no se produce el desmembramiento del sistema en eventos que ocurren en 30 años y controlar aquellos eventos que ocurren entre 30 y 300 años
. La seguridad es plena para fallas habituales y fallas poco probables y planificada para fallas excepcionales (caso de Argentina en contingencias de tornados
, Colombia en caso de terrorismo). Este tipo de eventos corresponden a los que en la Norma chilena se han denominado como contingencias extremas. 

3. Los criterios aplicados para la suficiencia y calidad de servicio son los siguientes:

a. En general en países de alta densidad de transmisión (casos de España, Portugal, Inglaterra, USA) se aplica para fallas de alta probabilidad un criterio N-1 sin corte de demanda y en países de baja densidad se aplica el criterio N-1 con corte de carga, en general limitado a un corte de determinado nivel de potencia (Argentina, Brasil, Colombia, Perú, Panamá). En ningún caso son análisis probabilísticos en términos operativos. En casos especiales se aplica N-2 (Brasil en líneas de doble circuito, con corte de carga, y España y Portugal mismo caso, sin cortes). De mayor a menor el uso del EDAG asociado a EDAC es:

i. Perú N-1 con el EDAG  que sea necesario siempre que sea la decisión más económica (es el resultado práctico de exigir una respuesta estable ante falla monofásica con recierre exitoso).

ii. Argentina N-1 con un EDAG de hasta 1200 MW (6%) que activa el primer escalón de relés de corte de frecuencia.

iii. Brasil N-1 con un EDAG que no produzca un incremento de más del 1% en la ENS (en principio no debe haber desconexión de carga pero puede justificarse económicamente su conveniencia). Fijan un límite a la cantidad de eventos que pueden producir corte de carga (20%).
iv. Colombia N-1 sin corte de carga en transmisión (es decir que se puede poner un EDAG del 3%) o se debe demostrar que es lo más económico.

v. USA no se puede activar el EDAC ante los eventos más probables.

vi. Chile no se puede utilizar EDAC, EDAG y/o ERAG activados por señal específica en planificación

vii. Inglaterra no acepta un EDAG y además se puede invertir más si se justifica económicamente
b. La confiabilidad del sistema se analiza independientemente de la confiabilidad local (ver indicadores de Brasil, Colombia en nodos de 220 kV). Es muy importante destacar que casi todas las regulaciones aplican criterios diferentes si por ejemplo un EDAC afecta una carga local o afecta al sistema.

c. La confiabilidad depende del costo de las alternativas de suministro en la mayor parte de las regulaciones (caso de líneas radiales en NERC-USA, Gran Bretaña, Perú, Argentina) 

d. En la región hay países que aplican un esquema N-1 probabilístico, es decir que consideran en sus criterios no superar una energía o potencia no suministrada esperada: Colombia establece que el Valor Esperado de potencia no suministrada en ninguna barra de 220 kV sea mayor que 10-2; Brasil fija niveles de energía no suministrada del orden de 10-4, y adicionalmente que el 80% de los casos no produzca corte de carga, y que una desconexión de carga produzca un incremento de los cortes en más del 1%.

e. Las nuevas técnicas, conceptos y tecnologías tales como EDAC/EDAG, simulación online y monitoreo que se usan son de alta confiabilidad y en general se usan para incrementar la seguridad, pero en la región se usan incluso para mantener la suficiencia y calidad de servicio. Estas herramientas son ampliamente utilizadas dado que permiten incrementar la seguridad y mantener la suficiencia y calidad de servicio sin necesidad de agregar líneas y estaciones transformadoras disminuyendo las inversiones requeridas. En efecto se observa que la sostenida tendencia internacional de conformación y desarrollo de mercados de electricidad y las distintas dificultades para ampliar los sistemas de transmisión (económicas, regulatorias, ambientales, etc.), han conducido a un uso creciente de estos esquemas, ya que permiten operar los sistemas existentes al límite de sus capacidades técnicas sin mayores inversiones en equipamiento de potencia, por lo que constituyen una alternativa muy económica para incrementar la capacidad de transporte sin una reducción relevante de confiabilidad
.

f. En general no se controla el EDAG sino el efecto sobre la demanda. Hay países en que ese efecto se limita con un límite técnico: corte de demanda menor que un porcentaje de la demanda total (Argentina) o en donde se evalúa económicamente (Perú) o mediante indicadores de confiabilidad (Colombia, Brasil). En los países desarrollados no se acepta que el EDAG corte demanda (Gran Bretaña, España, Portugal, etc)

4. Ante eventos particulares que son factibles en cada país se aplican los mismos criterios de confiabilidad en relación a su probabilidad. Por ejemplo Colombia tiene en cuenta los problemas terroristas en el diseño de su sistema de estaciones transformadoras dando seguridad adicional ante eventos probables; Argentina lo hace ante tornados aceptando un corte de carga importante y masivo pero asegurando la rapidez en la reposición del sistema.

3. FORTALEZAS Y DEBILIDADES EN TÉRMINOS DE SUFICIENCIA Y SEGURIDAD DEL SIC Y SING.
3.1. Análisis de la configuración del SIC

La configuración del SIC ha estado condicionada por las características geográficas del territorio que sirve, de la evolución que ha tenido a lo largo del tiempo y del costo de las inversiones. En la década de 1950, el SIC ya adoptó la configuración general que mantiene hasta el presente, y que se muestra en el mapa siguiente.
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3.1.1. Condicionantes geográficas del desarrollo del SIC

La influencia de la geografía en el desarrollo del SIC se puede visualizar a través de los siguientes valores característicos que se obtienen haciendo cortes transversales por distintas zonas del SIC. 

	LOCALIDAD
	DISTANCIA DESDE LA COSTA A LA FRONTERA

km
	DISTANCIA DESDE LA COSTA A LA COTA 3000 m

km
	COTA FRONTERA

m.s.n.m.

	TALTAL
	192
	110
	4670

	DIEGO DE ALMAGRO
	214
	125
	4320

	COPIAPÓ
	210
	124
	4680

	MAITENCILLO
	157
	124
	5120

	SERENA
	140
	116
	4500

	LOS VILOS
	110
	93
	3790

	SANTIAGO
	180
	136
	4950

	TALCA
	187
	-
	2470

	CHILLÁN
	175
	-
	1700

	TEMUCO
	226
	-
	1400

	PUERTO MONTT
	170
	-
	1050

	PROMEDIO
	178
	144
	


Se puede apreciar que el ancho promedio de Chile en la zona del SIC es de 178 km, ancho que disminuye a 144 km si se considera la distancia desde la costa hasta la cota 3.000 m.s.n.m., que se puede considerar como aquella en la cual vive la mayoría de la población del país. Esta franja incluye los primeros contrafuertes cordilleranos de Los Andes, la Cordillera de la Costa y el Valle Central. En este último se ubican los principales centros urbanos y se realiza toda la actividad agropecuaria del país. La distancia entre Taltal y Puerto Montt es de 1.790 km. en línea recta.

Las líneas y subestaciones que constituyen el sistema de transmisión que posibilita la existencia del Sistema Interconectado Central, ha debido compartir el suelo con los usos mencionados, y con otras obras de infraestructura importantes del país, como son la red vial y de ferrocarriles. 

La ubicación relativa de centrales generadoras hidroeléctricas y térmicas, y de los centros de consumo ha dado origen a la construcción de subestaciones troncales a las que se conectan las líneas provenientes de las centrales hidroeléctricas ubicadas en la zona cordillerana de los Andes, y de las centrales térmicas ubicadas preferentemente en las zonas cercanas a los consumos o en la zona costera, y a un sistema de líneas troncales que unen dichas subestaciones y permiten transmitir bloques importantes de energía y potencia entre áreas, muy preponderantemente en el sentido Charrúa hacia el norte y Charrúa hacia el sur y Concepción. 
Las subestaciones troncales alimentan también a los sistemas de subtransmisión que se desarrollan en general en forma paralela al sistema troncal y que en algunas zonas tienen importantes derivaciones hacia centros urbanos e industriales ubicados en la zona costera, como es el caso de las zonas de Concepción y de Valparaíso. Los actuales sistemas de subtransmisión constituyeron el sistema troncal de transmisión en los inicios del desarrollo del Sistema Interconectado. La distribución geográfica y magnitud de las demandas, la aparición o el crecimiento de nuevos centros de consumo y la ubicación y capacidad de las nuevas centrales eléctricas hicieron necesario la utilización de líneas de mucho mayor capacidad y tensión, capaces de transmitir la producción a grandes distancias. Ello fue modificando paulatinamente el rol del sistema original, orientándolo hacia uno de subtransmisión, necesario para servir los consumos industriales y las subestaciones de distribución que se multiplicaron a lo largo del país. 

La configuración necesariamente longitudinal del sistema presenta las vulnerabilidades propias de esta configuración. En efecto, la condicionante geográfica dificulta y encarece el enmallamiento de las redes de transmisión, característica que permitiría que las demandas en cada área del sistema pudieran ser abastecidas simultáneamente por líneas de transmisión provenientes desde diferentes puntos del sistema eléctrico. En esa forma existirían las redundancias y capacidades de reserva que incrementan la seguridad del sistema, mejorando su comportamiento y su respuesta frente a fallas. 

Factores adicionales que influyen en la seguridad de servicio es el trazado de las líneas de transmisión y el diseño de las subestaciones.

3.1.2. Trazado de las líneas

El trazado de las líneas de transmisión troncales se desarrolla en cotas bajas, inferiores a los 1.000 m.s.n.m, zona de bajo nivel ceráunico y cuyos puntos críticos son principalmente el cruce de ríos, en algunos de los cuales se ha debido instalar estructuras en el cauce con las protecciones necesarias para las crecidas. 

El trazado de las líneas es seguro, tanto frente a riesgos eléctricos como mecánicos, situación que tenderá a cambiar por la dificultad creciente para establecer nuevos corredores por las mismas zonas actuales, lo que ha llevado a tener que adoptar trazados por los faldeos cordilleranos, con los consiguientes mayores costos que implica controlar los riesgos inherentes a esas zonas.

3.1.3. Diseño de las subestaciones
Los criterios de diseño de las subestaciones han tenido en general pocas variaciones desde el desarrollo inicial del SIC, salvo algunas excepciones recientes. En efecto, el esquema más utilizado en el diseño de las subestaciones de la red troncal es el conocido como de barra principal seccionada y barra de transferencia con interruptor acoplador, que se muestra en forma simplificada en el diagrama siguiente. 
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Este esquema pone énfasis en el mantenimiento de los interruptores ya que permite hacerlo sin desconectar el equipo asociado a ese interruptor. Cuando el número de conexiones a la barra crece, se secciona la barra y se distribuyen las llegadas entre las distintas secciones. 

Un diseño más sencillo también utilizado en el SIC en algunos sistemas de subtransmisión, es el esquema de doble barra que se muestra en el esquema siguiente.
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A diferencia del anterior, este esquema requiere desconectar el equipo para hacer el mantenimiento de su interruptor asociado. Por otra parte, permite modificar la topología del sistema de transmisión ya que si todos los circuitos se conectan a una de las barras, se tiene una barra única; si algunos de ellos se conectan a una barra y el resto a la otra barra, se tienen dos barras independientes sin conexión entre ellas. El esquema admite también, por medio de la adición de un interruptor de acoplamiento entre las barras, obtener un esquema de dos barras simples, bastando abrir este interruptor para tener el esquema original con sus posibilidades de modificar la topología del sistema de transmisión. 

Un diseño que se ha utilizado en el patio de alta tensión de algunas centrales y en el patio de 220 kV de la S/E Itahue es el esquema en anillo que se muestra en el esquema siguiente, para el caso de 4 entradas:

[image: image7.emf]
Este esquema se puede utilizar para cualquier número de entradas de líneas o transformadores. Permite hacer el mantenimiento de los interruptores manteniendo la configuración topológica de la barra. En caso de una falla en la barra, se pierde solamente una línea o transformador.  

Un diseño introducido recientemente en las nuevas subestaciones Punta Colorada, Las Palmas y Nogales, que seccionan al sistema troncal en diferentes zonas al norte de Polpaico, es el esquema denominado “de interruptor y medio” que se muestra en el esquema siguiente.
[image: image8.png]


                          

En este esquema, cada conexión a la barra se hace con dos interruptores, uno de  los cuales es compartido con otra conexión ubicada “en línea” con la primera, de allí su denominación de interruptor y medio. La falla de cualquier equipo conectado a la subestación implica la apertura de dos interruptores: el de conexión a la barra y el interruptor central compartido. 

Este esquema presenta características comunes con los dos anteriores: permite el mantenimiento de los interruptores sin requerir la desconexión del equipo asociado y permite separar las barras creando dos independientes, lo que permite modificar la topología del sistema de transmisión. La ventaja más relevante radica en el hecho que una falla o desconexión fortuita o errónea de cualquiera de las barras no tiene efectos sobre el sistema. En efecto, la desconexión implica la apertura de todos los interruptores asociados a esa barra, en tanto que todas las líneas y equipos permanecen conectados automáticamente a la barra sana a través del interruptor común. 

La única situación en la cual una falla puede significar la desconexión de más de una línea o equipo conectado a la subestación ocurre en el caso en que se hace mantenimiento a uno de los interruptores de conexión a la barra, con lo cual el equipo asociado a ese interruptor queda conectado a la otra barra a través del interruptor central, que es compartido con el equipo ubicado en la misma “línea”. Si durante el tiempo en que permanece esta configuración ocurre una falla en la línea o equipo ubicado en la misma “línea” que aquel cuyo interruptor está en mantenimiento, la apertura de ambos interruptores desconecta tanto al equipo fallado como a aquel cuyo interruptor estaba en mantenimiento. 

Como se ha mencionado, el esquema más utilizado en el diseño de la red troncal ha sido el de barra principal seccionada y barra de transferencia con interruptor acoplador. Ello se debe a que muchas subestaciones troncales han sido el producto de ampliaciones de subestaciones existentes que ya tenían este diseño. Este esquema de barras implica que la desconexión de una sección, produce la pérdida simultánea de uno o varios circuitos de líneas de transmisión y eventualmente transformadores de poder que alimentan a sistemas de subtransmisión. Es decir, la desconexión de un elemento constitutivo de la subestación provoca la desconexión de muchas otras instalaciones de transmisión, expandiendo los efectos de la falla a otras áreas del sistema, situación que debilita al sistema en su conjunto y lo lleva a una condición crítica de operación dado el escaso enmallamiento que lo caracteriza.

El caso más crítico es el de la Subestación Charrúa. A las tres secciones de barra de 220 kV de esta subestación confluyen:

· 12 circuitos de 220 kV desde 12 centrales generadoras que representan una capacidad instalada hidroeléctrica de 2.333 MW y termoeléctrica de 549 MW (incluyendo Santa María), es decir, 2.882 MW. 

· 3 circuitos troncales de 220 kV hacia Cautín y Temuco.

· 2 autotransformadores troncales de 220/500 kV.

· otras líneas y autotransformadores de subtransmisión.
La distribución de los circuitos en las secciones de barra permite concluir que una desconexión de la sección 1 significa la pérdida simultánea de 3 circuitos de centrales, 1 circuito troncal hacia el sur y un autotransformador troncal de 220/500 kV que representa el 50% de la capacidad de transmisión hacia el norte. Una desconexión de la sección 2 significa la pérdida simultánea de 5 circuitos de centrales y 1 circuito troncal hacia el sur. Finalmente, una desconexión de la sección 3 significa la pérdida simultánea de 4 circuitos de centrales, 1 circuito troncal hacia el sur y un autotransformador troncal de 220/500 kV que representa el 50% de la capacidad de transmisión hacia el norte. No se han mencionado las desconexiones de transformadores y circuitos de subtransmisión especialmente hacia la zona de Concepción y hacia el sistema de 154 kV. 

Puede apreciarse que la desconexión de cualquiera de las secciones de barra en esta subestación tiene un impacto que debilita al sistema en su conjunto al producir desconexiones de circuitos de centrales y circuitos troncales. Las desconexiones de circuitos de centrales no implican necesariamente pérdida de generación pero producen un deterioro en los niveles de tensión, lo mismo que con la desconexión de circuitos troncales hacia Cautín y Temuco. Estos impactos se superponen a la situación más grave en que se pierde un autotransformador troncal de 220/500 kV, que puede ocurrir en los casos de las secciones 1 y 3. La gravedad de esta situación ha quedado en evidencia en el caso del reciente evento del 14 de Marzo de 2010.  

3.1.4. Influencia de la topología del sistema de transmisión en la capacidad, seguridad y comportamiento ante fallas del sistema troncal
Los tramos más importantes del sistema de transmisión troncal son Charrúa – Ancoa y Ancoa - Alto Jahuel 500 kV. Una proporción mayoritaria de la producción de las centrales conectadas a Charrúa debe ser transmitida hacia Santiago, lo que implica una transmisión en la tensión de 500 kV, por lo que debe disponerse de la correspondiente transformación 220/500 kV que se ha distribuido en dos autotransformadores. Esta configuración, en la cual la transformación 220/500 kV está en serie con las líneas de 500 kV impacta negativamente la capacidad de transmisión que efectivamente permiten las líneas de 500 kV. En efecto, además de requerir de compensación reactiva para los transformadores 220/500 kV, se afecta negativamente la respuesta dinámica del sistema ante contingencias, al agregar la impedancia de los autotransformadores en serie con las líneas de 500 kV. Ello equivale a “alejar” eléctricamente las centrales conectadas en Charrúa de los centros de consumo del norte. Para mejor visualizar este efecto, la “distancia” eléctrica desde una central conectada en Charrúa 220 kV hasta Ancoa 500 kV aumenta al doble respecto del caso en que dicha central llegara directamente en 500 kV a Charrúa. Este efecto es el que resulta en una capacidad de transmisión reducida para el sistema de 500 kV y una peor respuesta dinámica frente a fallas respecto del caso en el que las grandes centrales se hubieran conectado directamente en 500 kV. 

Esta configuración se gestó antes de la entrada en vigencia de la ley 19.940 de 2004 y modificaciones de esta práctica pueden ser conflictivas con la interpretación y aplicación que se ha hecho hasta la fecha del acceso abierto a los sistemas de transmisión establecidos con concesión. Sin embargo, sería conveniente estudiar las implicancias de lo indicado y determinar si es necesario establecer un límite a la  capacidad de las centrales para su conexión a las subestaciones troncales en 220 kV, y a su libertad para elegir el punto y la tensión de conexión al sistema troncal.

En efecto, el artículo 77 de la Ley Eléctrica establece el derecho de acceso a las instalaciones troncales en los siguientes términos:

Los propietarios de los sistemas de transmisión troncal y de los sistemas de subtransmisión no podrán negar el acceso al servicio de transporte o transmisión a ningún interesado por motivos de capacidad técnica, sin perjuicio de que, ... el CDEC limite las inyecciones y retiros sin discriminar a los usuarios. 

En el último ETT, los planes de desarrollo de la generación contemplaban la intención manifestada por Energía Austral de inyectar en la subestación troncal Ciruelos 220 kV ubicada al sur de Temuco, el aporte de más de 1.000 MW de sus proyectos hidroeléctricos Cuervo, Cóndor y Blanco, que transmitirán su producción  desde Aysén a través de un dipolo de corriente continua. Este entendimiento y aplicación práctica del concepto de acceso abierto obliga a diseñar una ampliación del sistema de transmisión troncal que involucra prolongar el sistema de 500 kV AC desde Charrúa hasta Ciruelos y ampliar la capacidad de transmisión desde Charrúa hasta Alto Jahuel y eventualmente desde Alto Jahuel a Lo Aguirre y Polpaico con circuitos adicionales. Desde un punto de vista del conjunto del sistema, este proyecto puede resultar mucho más oneroso que un proyecto que continúe hacia el norte, sin interconectarse a la barra de 220 kV de Ciruelos.

Otro caso se presenta con aquellas centrales o de grandes consumos que se ubican entre dos subestaciones troncales, y que les resulta más económico conectarse en un punto intermedio, obligando a abrir una subestación seccionadora en ese punto, en circunstancias que desde el punto de vista del conjunto del sistema podría resultar más económico conectarse a una de las subestaciones troncales vecinas.

3.1.5. Seguridad de servicio resultante

La seguridad de servicio que ha entregado el SIC a lo largo del tiempo se resume en el cuadro siguiente. Para el período 2003 a 2011 se indica el número de fallas de centrales, líneas de transmisión y transformadores entre 66 kV y 500 kV, que provocaron pérdida de consumos y la energía no suministrada. Del total de estas fallas, se desglosa aquellas que corresponden solamente a centrales, sus líneas asociadas y el sistema de transmisión troncal (220 kV a 500 kV e Itahue - Alto Jahuel 154 kV). (Ver Anexo 1 Antecedentes de falla, en el CD adjunto).

	Período 2003 - 2011
	Centrales, líneas y transformadores de 66 kV a 500 kV
	Centrales , líneas y transformadores troncales, líneas de centrales

	
	Fallas
	ENS MWh
	Fallas
	ENS MWh

	
	           2.332 
	       133.470 
	              101 
	         93.475 

	ENS <1
	              248 
	              122 
	                  4 
	                  1 

	1 ≤ ENS< 500
	           2.071 
	         42.522 
	                86 
	           5.409 

	500 ≤ ENS < 1000
	                  4 
	           2.799 
	                  4 
	           2.799 

	1000 ≤ ENS < 5000
	                  5 
	           7.827 
	                  3 
	           5.066 

	5000 ≤ ENS < 10000
	                  3 
	         18.845 
	                  3 
	         18.845 

	10000 ≤ ENS
	                  1 
	         61.355 
	                  1 
	         61.355 

	
	
	
	4%
	70%


Las cifras muestran que la gran mayoría de las fallas ocurren en sistemas de subtransmisión, lo que es comprensible por el número de km involucrados, los trazados que muchas veces penetran a zonas suburbanas y urbanas, y al hecho que sus niveles de tensión requieren menores aislaciones y estructuras de menor altura, lo que las hace naturalmente más propensas a cortocircuitos que las de mayor tensión. Las fallas en sistemas troncales son mucho menores pero provocan montos mayores de energía no suministrada al involucrar el suministro de áreas más extensas del sistema. 

El número total de fallas en estas instalaciones es solamente el 4% del número total de fallas, pero la ENS representa el 70% del total. Sin embargo, los tramos mayores de ENS por estas instalaciones tienen causas extraordinarias: 

· La caída de servicio provocada por el terremoto del 27 de Febrero de 2010 es el evento que explica el 66% de la energía no suministrada por estas instalaciones y el 46% de la ENS por el SIC entre 2003 y 2011 (61,4 GWh).

· En segundo lugar de gravedad para el servicio se ubican tres fallas: 

· La desconexión de un autotransformador de 220/500 kV en Subestación Charrúa el 14 de Marzo de 2010 por operación errónea de su protección diferencial debido a conexiones defectuosas en los sistemas de control provocadas por el terremoto.

· Choque de vehículo contra estructura de la línea Charrúa – Temuco 220 kV el 29 de Enero de 2004, que produjo la pérdida total de consumos desde Temuco hasta la isla de Chiloé. En dicho año, ésta era la única línea troncal de interconexión entre estas dos áreas del SIC. 

· La desconexión de la Central Nehuenco el 11 de Julio de 2003 requirió tomar diversas medidas de control de tensiones por la mayor transmisión necesaria por 500 kV desde el sur. Un error en las maniobras que debían ejecutarse con estos fines en la Subestación Alto Jahuel provocó la desconexión del sistema de 500 kV. 

Para hacer comparables los niveles globales de seguridad de servicio en el SIC con la experiencia internacional, representada por los países que se han analizado en el capítulo anterior, en el cuadro siguiente se muestra para cada año de la estadística, el indicador global ENS/ET. Para la energía total se ha considerado el valor de las ventas totales de energía entregada por el sistema a empresas distribuidoras y clientes libres servidos directamente desde el sistema de transmisión.

	
	ENS
	ET Ventas
	ENS/ET

	
	MWh
	GWh
	

	2003
	     8.982,0 
	   32.076,0 
	 2,8*10^-4 

	2004
	   13.405,0 
	   34.602,4 
	 3,9*10^-4 

	2005
	     5.152,0 
	   35.929,2 
	 1,4*10^-4 

	2006
	     5.944,0 
	   38.231,1 
	 1,6*10^-4 

	2007
	     7.497,0 
	   39.963,7 
	 1,9*10^-4 

	2008
	     7.710,0 
	   39.580,3 
	 1,9*10^-4 

	2009
	     6.050,0 
	   39.400,8 
	 1,5*10^-4 

	2010
	   77.902,0 
	   41.060,6 
	 19,0*10^-4 

	2010
	     8.993,0 
	   41.060,6 
	 2,2*10^-4 


 El segundo de los valores de ENS indicados para 2010 excluye los efectos del terremoto del 27 de Febrero de 2010 y de la desconexión del autotransformador de 220/500 kV de la Subestación Charrúa del 14 de Marzo de 2010, evento que se considera una consecuencia directa del terremoto. Los valores internacionales (promedios de 2008 y 2009) varían desde un valor mínimo de 1*10^-6 (Gran Bretaña) a 4,65*10^-4 (Colombia), como se muestra en el cuadro siguiente, en el cual se han incluido también los resultados del SIC.  

	País
	ENS/ET

	Gran Bretaña
	1,00*10^-6

	Portugal
	1,65*10^-6

	España
	1,95*10^-6

	Argentina
	7,07*10^-5

	Perú
	1,00*10^-4

	EEUU
	1,00*10^-4

	Brasil
	1,30*10^-4

	Panamá
	1,44*10^-4

	Chile SIC prom.

2008-2009
	1,70*10^-4

	Chile SIC prom.

2003 - 2010
	2,15*10^-4

	Colombia
	4,65*10^-4


Se puede concluir que la seguridad de servicio global del SIC es comparable con la de otros países de la región. Este resultado posiblemente pueda mejorarse, en la medida que se implementen proyectos de control orientados a limitar los efectos de algunas fallas que han ocurrido y cuya propagación a otras áreas del sistema podría haberse limitado en extensión, en caso de haber existido los sistemas de control de contingencias apropiados.  
3.1.6. Soluciones para incrementar la seguridad de servicio

Hay diversas medidas y soluciones técnicas para disminuir las debilidades identificadas:

· La Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio reconoce la gravedad de algunas fallas, calificándolas como contingencias extremas. Para enfrentarlas contempla la incorporación de automatismos que realizan las desconexiones de carga y generación necesarias para evitar el colapso del sistema. En los casos más extremos, estas desconexiones implican desconectar montos importantes de demanda, pero ellas son aceptables en consideración a la baja probabilidad de ocurrencia de esas contingencias, y a que ellas permiten minimizar su efecto. A medida que el sistema eléctrico evoluciona adoptando soluciones más estructurales, la frecuencia de ocurrencia de estos eventos también será menos probable.
· Como se ha mencionado anteriormente, la mayoría de las subestaciones troncales ha mantenido los criterios de diseño utilizados históricamente en Chile, en gran medida porque las actuales subestaciones troncales son ampliaciones de subestaciones ya existentes, dificultándose la adopción de modificaciones de diseño estructurales orientadas a dar una mayor seguridad de servicio por la vía de limitar el efecto de algunas fallas severas. 

Una medida estructural de un costo posiblemente reducido, sería la de estudiar los diseños actuales y compararlos con diseños alternativos para los esquemas de barras desde el punto de vista de las consecuencias para el sistema de fallas que las afecten, de manera que ellas no arrastren la pérdida de líneas troncales, adicionales y transformadores. Si fuera conveniente técnica y económicamente modificar estos criterios, habría que analizar también la posibilidad, donde sea posible habida cuenta de los costos y riesgos de las faenas, de migración de los diseños de las subestaciones existentes hacia el nuevo concepto que redunde en mayor seguridad.
· En relación con el diseño de subestaciones, es necesario mencionar el caso de los patios de alta tensión de centrales generadoras, que por tratarse de instalaciones que la Ley califica como adicionales, los criterios para su diseño son materia de decisión de sus propietarios, sin perjuicio del cumplimiento de los criterios generales de la Norma Técnica. Sin embargo, ha habido patios de centrales como el de la Subestación San Luis, que concentraron 4 centrales de ciclo combinado que totalizan 1400 MW aproximadamente, conectadas a una barra simple hasta hace muy poco tiempo atrás. Esto indica la necesidad de hacer más explícitas ciertas exigencias especiales para instalaciones adicionales que pueden afectar adversamente la integridad del sistema troncal.

· Una medida estructural de mayor costo, sería la de incrementar el grado de enmallamiento del SIC, poniendo un límite al crecimiento permanente de las subestaciones troncales existentes, motivado principalmente por la conexión de nuevas líneas troncales paralelas a las actuales cuando se requiere aumentar la capacidad de transmisión entre áreas del sistema, y por la conexión de nuevas centrales generadoras. 

Una solución a este problema sería el desarrollo de nuevas subestaciones troncales en zonas geográficamente cercanas a las ya existentes, de manera de redistribuir la inyección de las centrales entre las subestaciones existentes y las nuevas. 

Por su parte, las nuevas líneas troncales que se requiera construir deberían salir de estas nuevas subestaciones, por nuevos corredores, y no deberían interconectar las mismas barras que las líneas existentes, sino que deberían llegar en su extremo receptor, a subestaciones troncales diferentes de aquellas que ya reciben líneas troncales de la misma zona. En esa forma se crean nuevos corredores independientes de los anteriores llegando a subestaciones independientes en ambos extremos y aumentando por lo tanto el grado de enmallamiento del sistema de transmisión. 

Para aumentar los respaldos y lograr la redundancia necesaria, las subestaciones troncales de la misma zona geográfica deberían interconectarse entre sí de manera de aprovechar las capacidades de transmisión conjuntas. Lo anterior equivale a que, a lo largo del tiempo y a medida que se concreten ampliaciones del sistema troncal en sus distintos tramos, se vayan configurando vías alternativas a las actuales, en que cada una lleva una parte de la potencia total que se inyecta desde las centrales y se transmite por corredores y puntos de llegada independientes de los originales, pero interconectadas para aprovechar las capacidades totales de transmisión y transformación y los respaldos mutuos. 
3.2. Análisis de la configuración del SING
La configuración del SING puede apreciarse en el plano geográfico siguiente. 
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3.2.1. Características geográficas de la zona del SING
Un corte transversal por distintas zonas del SING se puede apreciar en el cuadro siguiente:
	 LOCALIDAD
	DISTANCIA DESDE LA COSTA A LA FRONTERA

km
	DISTANCIA DESDE LA COSTA A LA COTA 3000 m

km
	COTA FRONTERA

m.s.n.m.

	ARICA
	134
	64
	4130

	IQUIQUE
	148
	104
	4500

	TOCOPILLA
	232
	126
	4560

	ANTOFAGASTA
	325
	237
	4400

	TALTAL
	192
	110
	4670

	PROMEDIO
	206
	128
	


En esta zona no existe un valle central como en la zona sur, sino una planicie que sube desde el mar hacia la cordillera de Los Andes.

La distancia entre Arica y Escondida  es de 650 km en línea recta y el desarrollo del SING entre estos puntos extremos difiere del desarrollo del SIC por cuanto se origina en la interconexión comparativamente reciente de 4 sistemas aislados: los sistemas aislados que abastecían en forma independiente a las ciudades de Arica, Iquique y Antofagasta, caracterizados por centrales generadoras diesel conectadas a las redes de distribución de esas ciudades; y el sistema que abastecía a Codelco División Chuquicamata, que se extendía desde la Central Térmica Tocopilla hasta dicho mineral. La interconexión entre estos cuatro sistemas se materializó a fines de 1987, con la puesta en servicio de líneas 220 y 110 kV que interconectaron los sistemas aislados preexistentes.

Como se sabe, la zona geográfica servida por el SING es desértica y la actividad económica preponderante es la minería. Desde el punto de vista de los centros de consumo, se caracteriza por tener sus centros poblados más importantes en la costa y las actividades mineras hacia el oriente, principalmente en la zona cordillerana.

La actividad minera en su conjunto es el consumidor preponderante, explicando el 82% del consumo anual, tendencia que se mantendrá en el futuro.
Los recursos hidroeléctricos son prácticamente inexistentes y el abastecimiento eléctrico se basa en centrales térmicas a carbón y a gas natural ubicadas en la costa y concentradas principalmente en Tocopilla y Mejillones y en mucho menor medida al sur de Iquique.
Dado la preponderancia de la actividad minera, el desarrollo del sistema tanto en su capacidad de generación como en su sistema de transmisión, ha sido mayormente el resultado de esta actividad. Es así como la instalación de nuevas unidades generadoras se origina en contratos de abastecimiento a nuevos emprendimientos mineros o a ampliaciones de  los existentes, y el desarrollo del sistema de transmisión se basa principalmente en nuevas líneas de transmisión (líneas adicionales) destinadas a servir proyectos mineros específicos que las desarrollan para su propio abastecimiento.
Al norte de la Subestación Crucero, el sistema de transmisión presenta características de radialidad que lo asemejan al SIC.
El sistema troncal de transmisión está formado por muy pocas líneas y subestaciones de 220 kV que se extienden desde Tarapacá hasta la zona de Mejillones. Las subestaciones troncales más importantes son Lagunas, Crucero y Encuentro.
Las vulnerabilidades de la configuración del SING son diferentes hacia el norte y sur de Crucero.
Al norte de Crucero, el abastecimiento del sistema es dependiente de transmisiones desde dicha subestación por medio de dos circuitos de 220 kV que salen de dos secciones de barras diferentes desde Crucero. El Estudio de Transmisión Troncal recién terminado ha recomendado la construcción de un tercer circuito de 220 kV Crucero – Lagunas. 

En la zona al sur de Crucero las líneas de transmisión se operan formado un sistema enmallado. Dichas líneas corresponden a líneas adicionales, que fueron diseñadas para abastecer demandas de proyectos mineros específicos y no fueron pensadas originalmente como un sistema interconectado, sin embargo la interconexión da mayor seguridad al conjunto de las subestaciones y a las demandas que ellas abastecen.

3.2.2. Trazado de las líneas

El trazado de las líneas de transmisión troncales del SING se desarrolla en cotas bajas, inferiores a los 1000 m.s.n.m, zona desértica de bajo nivel ceráunico.
Los sistemas de transmisión adicionales que abastecen las demandas de las explotaciones mineras, por el contrario, llegan a cotas sobre 2000 m.s.n.m., con niveles ceráunicos importantes en muchas zonas. Una mención especial merece la línea adicional entre la Central Salta y el SING, que se desarrolla a niveles del orden de los 3000 a 4000 m.s.n.m. en su totalidad.

Además del aspecto anterior, otros puntos críticos lo constituyen los cruces de quebradas, que implican vanos largos y crecidas durante el invierno altiplánico.

3.2.3. Diseño de las subestaciones
Los criterios de diseño de las subestaciones del SING no difieren de las del SIC, sobre todo las del Sistema Troncal.

3.2.4. Influencia de la topología del sistema de transmisión en la capacidad, seguridad y comportamiento ante fallas del sistema troncal
La seguridad de servicio en el SING no ha estado tan influida por la topología de su sistema de transmisión como por el tamaño de las unidades generadoras en relación con la demanda máxima del sistema como lo muestra el cuadro siguiente:

	EMPRESA
	UNIDAD
	CONFIGURACIÓN
	POTENCIA MW
	PUESTA EN SERVICIO
	DEMANDA MÁXIMA DEL SING MW

	GAS ATACAMA
	CC1
	2 TG + 1 TV
	395,9
	1999
	1094

	
	CC2
	2 TG + 1 TV
	384,7
	1999
	

	AES GENER
	CC SALTA
	2 TG + 1 TV
	642,8
	2000
	1153

	ELECTROANDINA
	Nº16, CC
	1 TG + 1 TV
	400
	2001
	1221


Las mayores caídas de servicio en el SING ocurrieron en los años de puesta en servicio de estas unidades, hasta que el CDEC – SING estableció limitaciones a la potencia máxima de despacho de estas unidades, además de la adopción de esquemas de desconexión de cargas especialmente por baja frecuencia. 

Ello indujo a que las empresas de generación adoptaran diversas medidas como por ejemplo, independizar los sistemas de control de las turbinas de gas de las centrales de ciclo combinado de manera que la falla de una turbina de gas no involucrara la pérdida total de la capacidad del ciclo combinado en la configuración 2 TG + 1 TV, con el objeto de maximizar la potencia posible de despachar de sus unidades sin riesgo para el sistema.   

3.2.5. Seguridad de servicio resultante

En forma análoga a lo mostrado para el SIC, el cuadro siguiente muestra la situación en el SING para el período 2000 a 2011. En él se indica el número de fallas con energía no suministrada por pérdida de consumos, para centrales y sistemas de transmisión y subtransmisión entre 110 kV y 345 kV. (Ver Anexo 1 Antecedentes de falla, en el CD adjunto).

	Período 2000 - 2011
	Centrales, líneas y transformadores de 110 kV a 345 kV

	
	Fallas
	ENS MWh

	
	638
	73.873,3

	ENS <1
	213
	16,1

	1 ≤ ENS< 500
	412
	15.372,6

	500 ≤ ENS < 1000
	5
	3.443,7

	1000 ≤ ENS < 5000
	5
	14.845,0

	5000 ≤ ENS < 10000
	1
	7.352,0

	10000 ≤ ENS
	2
	32.843,9


Las cifras permiten inferir que la gran mayoría de las fallas ocurren en sistemas de subtransmisión, es decir en las líneas de 110 kV y en menor proporción en el sistema trocal, correspondiente a la nueva proposición que abarca líneas de 220 kV entre Central Atacama y Central Tarapacá.

Lo anterior es comprensible considerando el número de km involucrados en ambos sistemas y al hecho que sus niveles de tensión requieren menores aislaciones y estructuras de menor altura, lo que las hace naturalmente más propensas a cortocircuitos que las de mayor tensión. Las fallas en el sistema troncal considerado son mucho menos pero provocan montos mayores de energía no suministrada al impactar áreas más extensas del sistema. 

El mayor número de fallas produce una pérdida de consumo inferior a 500 MWh y en promedio representa una pérdida menor a 25 MWh, lo que se explica porque en su mayoría son fallas de un circuito de una línea de doble circuito o son líneas que alimentan radialmente a un solo consumidor.

En los tramos mayores de ENS las pérdidas de consumo tienen causas extraordinarias: 

· La caída de servicio provocada por los movimientos sísmicos del 23 de Enero de 2004 y del 16 de Diciembre de 2007 son los eventos que explican el 44% de la energía no suministrada por el SING entre 2000 y 2011 (32,8 GWh).

La otra causal de mayor ENS corresponde a las múltiples fallas con relativamente pequeños montos de ENS, las que en su conjunto representan un 21% del total de ENS por el SING en el período analizado. 
Como en el caso del SIC, para hacer comparables los niveles globales de seguridad de servicio en el SING con la experiencia internacional, en el cuadro siguiente se muestra para cada año de la estadística, el indicador global ENS/ET, considerando el valor de las ventas totales de energía entregada por el sistema a empresas distribuidoras y clientes libres servidos directamente desde el sistema de transmisión.

	
	ENS
	ET Ventas
	ENS/ET

	
	MWh
	GWh
	

	2003
	     1.558,5 
	   10.480,2 
	 1,5*10^-4 

	2004
	   18.378,5 
	   11.240,4 
	 16,4*10^-4 

	2005
	     4.444,6 
	   11.559,6 
	 3,8*10^-4 

	2006
	-
	   12.029,4 
	-

	2007
	   28.753,1 
	   12.674,3 
	 22,7*10^-4 

	2008
	     3.126,8 
	   13.219,2 
	 2,4*10^-4 

	2009
	     4.401,0 
	   13.656,0 
	 3,2*10^-4 

	2010
	     1.314,2 
	   13.792,0 
	 1,0*10^-4 


Los valores anormalmente altos de los años 2004 y 2007 se originan en los terremotos que afectaron a la zona en esos años. Los valores internacionales se muestran en el cuadro siguiente, en el cual se han incluido también los resultados del SING exceptuando los valores de 2004 y 2007.  

	País
	ENS/ET

	Gran Bretaña
	1,00*10^-6

	Portugal
	1,65*10^-6

	España
	1,95*10^-6

	Argentina
	7,07*10^-5

	Perú
	1,00*10^-4

	EEUU
	1,00*10^-4

	Brasil
	1,30*10^-4

	Panamá
	1,44*10^-4

	Chile SING prom.

2008-2009
	2,80*10^-4

	Chile SING prom.

2003, 2005, 2006, 2008-2010 
	1,98*10^-4

	Colombia
	4,65*10^-4


Se puede concluir que la seguridad de servicio global del SING es también comparable con la de otros países de la región. 
4. ANÁLISIS CRÍTICO DE LAS EXIGENCIAS DE SEGURIDAD ESTABLECIDAS EN LA NORMA TÉCNICA DE SEGURIDAD Y CALIDAD DE SERVICIO.
En este Capítulo se presentan y analizan los artículos de la Norma Técnica que tienen directa relación con la aplicación del Criterio N-1. Los artículos se presentan reordenados para facilitar el análisis de aspectos afines. En el cuerpo del Informe se comentan los artículos más relevantes de la NT y los de mayor detalle se comentan en el Anexo 2.

4.1. CRITERIO N-1
El nivel de seguridad que la NT exige para operar en todo momento el SI por parte de los CDEC está establecido en el Artículo 5-6, que dice:

Artículo 5-6

La operación del SI deberá ser tal que permita conservar los márgenes y reservas operacionales necesarias para garantizar que ante la ocurrencia de una Contingencia Simple, sus efectos no se propaguen a las restantes instalaciones del SI y puedan provocar la salida incontrolada de las mismas. 

Asimismo, la DO y el CDC, según corresponda, coordinarán la operación de las instalaciones del SI de modo que se asegure en todo momento lo señalado en el inciso anterior, debiendo aplicar un Criterio N-1, en todas aquellas instalaciones del Sistema de Transmisión que permitan dar cumplimiento a las exigencias de SyCS establecidas en la presente NT.

Lo establecido en el primer párrafo corresponde textualmente a la definición del Criterio N-1 contenida en el Artículo 1-7 Definiciones: 

26) Criterio N-1 : Criterio de planificación para el desarrollo y operación del SI, con el fin de enfrentar la ocurrencia de una Contingencia Simple sin que ésta se propague a las restantes instalaciones del SI.
El Criterio N-1 así definido no exige que la contingencia simple deba ser resuelta en todos los casos  sin desconexión de carga (lo que correspondería a un criterio N-1 "estricto" o "convencional"), sino que sólo exige que la falla no se "propague a las restantes instalaciones". Es decir, admite la aplicación de EDAC (o EDAG que induzca desconexión de carga), si ello es económicamente justificado en los términos que lo exige el Art 5-7.

El Artículo 1.7 define:

18) Contingencia Simple: Falla intempestiva de un elemento del SI, pudiendo ser éste una unidad generadora,  un consumo o un Elemento Serie del Sistema de Transmisión, que puede ser controlada con los Recursos Generales de Control de Contingencias.
31) Elemento Serie: Instalaciones del Sistema de Transmisión, las cuales pueden corresponder a líneas de transmisión, transformadores de potencia o condensadores serie. 

62) Recursos Generales de Control de Contingencias: Corresponden a la inercia propia de las máquinas, el control primario y secundario de frecuencia, la reserva de potencia reactiva y el control de tensión, los estabilizadores de sistemas de potencia, el EDAC, el EDAG, el ERAG y en general los sistemas que en función de la evolución de variables de control del sistema actúan sobre la generación o la carga.

El recurso relevante para controlar la propagación de fallas son los EDAC, esquemas cuya aplicación permiten, en el corto plazo, disminuir costos de operación, y en el largo plazo, diferir inversiones en transmisión. El control de las sobrefrecuencias mediante EDAG/ERAG es un problema más bien de calidad de servicio, que no influye en esas decisiones.

Por otra parte, la definición de contingencia simple que debe ser considerada en la aplicación del Criterio N-1, debe interpretarse como un evento que involucra la desconexión automática e intempestiva del elemento por cualquier razón: una falla primaria efectiva en el propio elemento o equipo primario principal, que obliga a su desconexión automática por protecciones, o la operación anómala de sus elementos de protección y control asociados que provocan su desconexión, o errores humanos en su operación o mantenimiento que desembocan en una desconexión, errores de proyecto, etc. 

Si bien la primera es más severa desde el punto de vista del efecto transitorio al que se ve sometido el sistema producto de la ocurrencia de una falla efectiva, es importante considerar todas las causas de desconexión, ya que la frecuencia de ocurrencia de desconexiones intempestivas se ve significativamente incrementada por causas que no se originan en fallas del equipo propiamente tal, como es el caso, por ejemplo, de la desconexión de transformadores de poder o de secciones de barra de una subestación.

En relación con las fallas de centrales, la NT considera falla de sólo una unidad generadora para centrales de cualquier tipo. Debe entenderse que se exceptúan las centrales de ciclo combinado en configuración 1+1, en que se considera la desconexión simultánea de las unidades de gas y vapor.

De acuerdo a la definición de Elemento Serie, la contingencia simple incluye la falla de un transformador. En la práctica actual, esta falla, dada su baja probabilidad de ocurrencia, se considera como una contingencia extrema para la cual las medidas para evitar un eventual colapso del sistema corresponden a Recursos Especiales de Control de Contingencias definidos en el Plan de Contingencias Extremas, que son adicionales a los Recursos Generales y cuya implementación aún está pendiente. Sin embargo, las consecuencias de un evento de este tipo afectan grandes áreas del sistema, por lo que el Consultor estima necesario proyectar y habilitar a la brevedad los EDAC que permitan dar cumplimiento al Criterio N-1 ante este tipo de fallas, para todos los transformadores del Sistema de Transmisión en los casos que exista riesgo de desconexiones en cascada.

Es necesario destacar que, de acuerdo a la definición de Elemento Serie, se desprende que la aplicación del Criterio N-1 no incluye la falla en barras. La probabilidad de ocurrencia de estos eventos, al menos teóricamente, es mayor que la de transformadores de poder por tratarse mayoritariamente de instalaciones a la intemperie, afectas también a desconexiones por la operación anómala de elementos de protección y control, errores humanos en la operación o mantenimiento o errores de proyecto. Por ello, el Consultor estima necesario dar a estas fallas un tratamiento equivalente al de Contingencia Simple cuya ocurrencia presenta también las características de una contingencia extrema, para la cual también se debe proyectar y habilitar a la brevedad EDAC que permitan dar cumplimiento al Criterio N-1 también ante este tipo de fallas.

Tanto en el caso de fallas de transformadores como en el caso de fallas en barras, los EDAC a implementar deberían basarse en acciones de desenganche directo dada la velocidad con que se requiere actuar para evitar el colapso del sistema y porque inicialmente no implican una subfrecuencia. El monto óptimo de EDAC a aplicar dependerá naturalmente del costo de falla de corta duración y de la probabilidad de ocurrencia de estas fallas. En el ámbito de la planificación, la contrapartida es realizar inversiones en duplicar transformadores o secciones de barra o incluso abrir nuevas subestaciones, en la medida que resulten más económicas que la utilización de EDAC. En la operación, la contrapartida es establecer limitaciones de transmisión y encarecer los costos de operación. La diferencia esencial entre tratar estas fallas como Contingencia Simple o como Contingencia Extrema es que al ser calificada como Contingencia Simple, la programación de la operación debe constatar la optimalidad del monto de EDAC aplicado, según lo establece el artículo 5-7. Esto haría imperativo la habilitación de los EDAC requeridos para que ante estas fallas el sistema no se colapse.
4.2. OPTIMIZACIÓN EDAC, EDAG Y ERAG
La forma en que se debe tomar en cuenta la probabilidad de ocurrencia de los distintos tipos de contingencia simple para la aplicación del Criterio N-1 se establece en el Artículo 5-7:

Artículo 5-7

La aplicación del Criterio N-1 que realiza la DO, deberá considerar en todos los estudios de programación de la operación establecidos en la presente NT, que una Contingencia Simple pueda ser controlada con la activación de EDAC, EDAG y/o ERAG, por subfrecuencia, subtensión o señal específica, o bien mediante restricciones en la operación de las instalaciones de generación o transmisión, de modo de asegurar que la falla no se propague al resto de las instalaciones del SI, produciendo una salida incontrolada de las mismas.
Para determinar el grado de participación de los recursos mencionados en el inciso anterior, la DO deberá realizar una evaluación técnico-económica considerando el costo de energía no suministrada de corta duración y la probabilidad de falla.
Tal como está planteado en este artículo, la NT contempla que siempre la programación de un despacho aceptable desde el punto de vista de seguridad, puede y debe tener implícito un nivel de racionamiento de carga ante la ocurrencia de una Contingencia Simple, siempre que éste sea óptimo considerando el Costo de Falla de Corta Duración (CFCD) y la probabilidad de falla. Dadas las distintas probabilidades de ocurrencia asociadas a los distintos tipos de contingencia, los montos de racionamiento óptimos para las distintas contingencias simples que deben considerarse naturalmente serán distintos. Es decir, dada una condición de despacho, para una falla de transformador o barra, podría ser óptimo un EDAC muy superior al aceptable para una falla de una línea de transmisión.

El parámetro clave para definir el nivel óptimo de utilización de este recurso lo constituye el costo de energía no suministrada de corta duración, el cual es definido en el Artículo 1-7 como sigue:
24) Costo de Falla de Corta Duración: Costo que en promedio incurren los consumidores finales al verse interrumpido su abastecimiento eléctrico en forma súbita y sin previo aviso. Dicho costo varía según el tipo de cliente o consumidor afectado, la duración de la falta de suministro eléctrico y la profundidad de la interrupción. Se determina a partir del costo unitario de la ENS de corta duración, expresado en US$/MWh, y la cantidad de ENS.
La definición anterior reconoce explícitamente que el costo de falla de corta duración depende de los factores que indica. Sin embargo, el Artículo Transitorio 10-8 fija provisionalmente un costo único, de 3,24 y 4,86 US$/kWh para el SIC y el SING respectivamente.

A juicio del Consultor, la falta de una definición del Costo de Falla de Corta Duración variable en cuanto a la profundidad de la desconexión incentiva una aplicación excesiva de DAC, dado que el costo de las desconexiones resulta demasiado bajo frente a los ahorros en costos de operación que resultan de su aplicación. 
Sin embargo, en general, las decisiones de operación que en definitiva adoptan los CDEC, tienen implícito un CFCD promedio mucho mayor y comúnmente corresponden a la aplicación de un criterio N-1 "estricto" (esto es, sin desconexión de carga). La optimización técnico-económica usando el costo establecido en el Artículo Transitorio 10-8 conduciría a adoptar niveles de transmisión mucho más relajados con los cuales se podría disminuir notablemente el costo de abastecimiento por medio de un uso más generalizado de EDAC.

Como una alternativa a la fijación de un costo de falla variable según la profundidad de la falla, podría ser interesante explorar el desarrollo de un mercado de ofertas de energías desconectables, que haría más eficiente la obtención de los niveles de racionamiento óptimos. Esta alternativa se liga al concepto de utilizar la desconexión voluntaria de carga como un servicio complementario, que debe ser remunerado en consecuencia, lo cual otorga los incentivos para que los participantes no rechacen su incorporación obligatoria a estos esquemas, como ha sido hasta ahora la realidad de la aplicación de la NT actual en esta materia.  
Sin perjuicio de lo anterior, no puede desconocerse la dificultad de adoptar un costo de falla adecuado, especialmente para profundidades de desconexión importantes, situaciones en que adquieren relevancia consideraciones extra-económicas o cuyas externalidades son complejas de valorizar. Por ello, cabe la alternativa de establecer montos máximos de desconexión definidos en base a consideraciones sobre el impacto social que producen. Esto sería equivalente a considerar un costo de falla de corta duración tendiente a infinito para ciertas profundidades o extensiones del sistema afectadas. El monto de falla máximo admisible podría establecerse en función del número de usuarios finales afectados, o por región, localidad o subestación, o estableciendo una proporción máxima de la demanda de cada nudo a desconectar y limitando el monto total anual efectivamente desconectado al cumplimiento de un valor mínimo establecido para el indicador ENS/Demanda anual en cada nudo.

También se debería discriminar entre aquellas contingencias de alta probabilidad de ocurrencia que requieren evaluación económica, pues afectan a la confiabilidad, de aquellas de baja o muy baja probabilidad, en que la decisión puramente económica no da una respuesta adecuada ya que en términos esperados los costos serán bajos al multiplicar el costo de la energía no suministrada por la probabilidad. Sin embargo, sus efectos no pueden ser tolerados y por lo tanto la evaluación económica no es dominante (por ejemplo, un colapso nacional o un terremoto pueden ser analizados bajo esa concepción y en consecuencia una pérdida total de servicio puede ser considerada inadmisible)
Respecto del medio a emplear para materializar el nivel óptimo de racionamiento así determinado, el Artículo 5-7 menciona el EDAC por subfrecuencia, por subtensión o por "señal específica". El Artículo 5-21 define estos últimos como equipamientos que detectan un cambio de estado predefinido en el SI o  la ocurrencia de la contingencia que se desea controlar y dan orden de apertura instantánea a los interruptores de los consumos que participan de este EDAC.

Como se ha mencionado, el recurso básico que permite evitar la propagación de los efectos de fallas graves son los EDAC. El Consultor es de opinión que la utilización de uno u otro parámetro eléctrico como criterio de decisión para provocar la actuación del esquema es de importancia secundaria frente al objetivo principal de evitar la propagación de los efectos de las fallas. El factor tiempo resulta vital para tener éxito en circunscribir los efectos a un área acotada del sistema eléctrico. Desde este punto de vista, el Consultor estima de la mayor importancia desvincular la conveniencia de aplicar o no un cierto monto óptimo de desconexión de carga, del medio más idóneo, seguro y rápido para implementarlo. El origen de los esquemas de desenganche directo por "señal específica" está relacionado con el hecho que ante la ocurrencia de cierto tipo de fallas, para las que la propia NT considera aceptable una activación "limitada" del EDAC, no siempre resulta técnicamente recomendable o incluso factible exigir que el desenganche sea supervisado por subfrecuencia o por subtensión. Obviamente, la consecuencia económica importante es que, cualquiera sea el medio técnico utilizado, en definitiva algunos consumos específicos van a ser desconectados, con el objetivo superior de evitar un colapso generalizado o la propagación de la falla.

El argumento de que el EDAC activado por señal específica es discriminatorio para los consumidores directamente afectados no es válido, por cuanto, el Consultor es de opinión que toda desconexión intempestiva a los participantes de este EDAC debería ser compensada al costo de falla de corta duración adecuado, como corresponde al proveedor de un servicio complementario y porque siempre puede hacerse en forma rotativa.

Tampoco es argumento decir que se bajaría la calidad de servicio porque se postergarían las inversiones, ya que ello depende de sincerar un costo de falla de corta duración que sea adecuado, en lugar de usar el costo implícito resultante que puede ser desmedido. Adicionalmente, existe el inconveniente que este costo implícito no resultará homogéneo a lo largo del sistema, ya que va a depender de la ubicación de la instalación que se evalúa y en la que se aplique la prohibición contenida en este artículo. Específicamente, por ejemplo, esta regla fue aplicada en el último ETT y resultó determinante para tomar decisiones de inversión en puntos tan disímiles como tramos del extremo norte, centro y sur del SIC, con costos implícitos resultantes muy distintos.

Por otra parte, hay que tener claro que el criterio de aplicar sólo desenganches por subfrecuencia sin supervisión de otras variables que permitan circunscribir la acción a las zonas donde ella es efectiva para solucionar el problema de caída de frecuencia puede percibirse como más justo por distribuir a lo largo del sistema el corte, pero ello pierde sentido cuando implica tener que hacer racionamientos mayores que los estrictamente necesarios para enfrentar una determinada contingencia. Esta situación también resulta inconveniente para algunas partes del sistema frente a salida de unidades generadoras cuando se activan restricciones de transmisión.

En opinión del Consultor, las desconexiones de consumos como medio eficaz para evitar la propagación de algunas fallas o desconexiones severas no puede estar desligado de la discusión sobre la compensación a costo de falla de corta duración que deben recibir todos los participantes del EDAC, cualquiera sea el tipo de automatismo que los desconecta. A este respecto hay que tener presente que estas desconexiones automáticas permiten operar a costos menores y la falta de compensación por la desconexión constituye un subsidio cruzado de quienes participan por el mandato de la NT en estos esquemas, hacia las empresas generadoras que se benefician de los menores costos de abastecimiento. Si bien esto no es materia a definir en la Norma Técnica, debe existir en ella la ligazón al cuerpo legal que sí lo establezca.

4.3. CRITERIOS DE PLANIFICACIÓN
En relación a los criterios de seguridad que deben considerarse en la planificación del desarrollo de los sistemas interconectados, la NT indica en el Artículo 5-5:

Artículo 5-5

La planificación para el desarrollo del SI deberá ser tal que permita conservar los márgenes y reservas operacionales necesarios para garantizar que ante la ocurrencia de una Contingencia Simple, sus efectos no se propaguen a las restantes instalaciones del SI y puedan provocar la salida incontrolada de las mismas. 

Para estos efectos, el Estudio de Transmisión Troncal y sus revisiones, a que se refiere la Ley General de Servicios Eléctricos, durante su realización deberá verificar que las alternativas de ampliación recomendadas aseguren el cumplimiento de lo señalado en el inciso anterior, a través de la aplicación del Criterio N-1, en todos los tramos del Sistema de Transmisión Troncal, que permitan dar cumplimiento a las exigencias de SyCS establecidas en la presente NT. 

Del mismo modo, los Estudios de Subtransmisión a que se refiere la Ley General de Servicios Eléctricos, deberán cumplir lo señalado en el inciso anterior para las instalaciones de cada Sistema de Subtransmisión. 

La aplicación del Criterio N-1 para efectos de la planificación a que se refiere el presente artículo, no deberá considerar la utilización de los recursos EDAC, EDAG y/o ERAG activados por señal específica. 
Los conceptos de seguridad establecidos para la planificación en los primeros tres párrafos de este Artículo son análogos a los exigidos para la operación en el Artículo 5-6. La diferencia de criterio se establece en el último párrafo, en el cual se prohíbe la utilización de recursos EDAC, EDAG y/o ERAG activados por señal específica.

Esta restricción adicional está sin duda motivada por la idea de lograr que el desarrollo del sistema cuente con holguras que le permitan enfrentar con menores sobrecostos de operación, situaciones derivadas de incrementos mayores a los previstos en las proyecciones de demanda, o atrasos en las fechas de puesta en servicio de las ampliaciones de transmisión o generación programadas.

Sin embargo, en opinión del Consultor, la forma de abordar esta razonable preocupación no sería la más adecuada  por su efecto en la racionalidad económica de la evaluación de las decisiones de inversión.

La principal objeción es que la evaluación se hace considerando beneficios asociados a la inversión que son producto del ahorro de costos de operación exagerados, que en la realidad  no se producirán. En efecto, dado que los CDEC están autorizados para aplicar un monto óptimo de EDAC activados por señal específica, una vez constatado el atraso de las obras programadas y frente a la alternativa de incurrir en costos muy altos de operación, la decisión será implementar un monto óptimo de EDAC, con lo que los costos de operación y falla resultarán menores que los que se tendrían con una operación sin utilización de ese recurso y también menores que los supuestos en la evaluación económica del proyecto en la etapa de planificación.   

En forma similar, proyectos de ampliación similares ubicados en distintos puntos del sistema se deciden con CFCD implícitos diferentes porque estos costos de falla resultan dependientes del ahorro en costos de operación que permite el proyecto, ahorro que es diferente de acuerdo con los recursos de generación disponibles para aliviar la congestión en cada punto. 

Por otra parte, para el caso de la definición de las capacidades máximas de transmisión en Régimen Permanente en líneas de doble circuito, esta restricción equivaldría a considerar un costo de falla de corta duración infinito, sólo por el hecho físico que la contingencia simple en ese caso no va acompañada de un descenso de la frecuencia (ya que si hubiera tal descenso, la aplicación de un DAC óptimo estaría permitido). Lo que sí ocurre en estos casos es un efecto de disminución de las tensiones en el extremo deficitario, así que teóricamente estaría permitido recurrir a EDAC por subtensión, y sólo porque existe un riesgo de operación no selectiva que dificulta técnicamente su aplicación en este caso, esta NT prohíbe la aplicación de un esquema de desenganche directo que daría la completa seguridad de aplicar selectivamente el EDAC óptimo.

A juicio del Consultor, la aplicación de desenganches directos (o por "señal específica") como una forma mucho más segura de lograr el objetivo de optimizar las decisiones de inversión que la aplicación de esquemas de desenganche por subtensión es preferible y debería ser aceptada su aplicación en la planificación con CFCD adecuados. 

En el ámbito de la planificación, una obra cuyo dimensionamiento depende fuertemente de la demanda debe asegurar que ella siempre se pueda satisfacer cualquiera que resulte ser su valor real. Sin embargo, aplicar márgenes de seguridad mayores en la planificación siempre puede resultar insuficiente si la incertidumbre en la demanda es alta.

La solución metodológica para estos casos es la de analizar escenarios alternativos y tomar las decisiones de inversión aplicando técnicas tales como el “minimax regret”. No tiene sentido económico ni metodológico adoptar márgenes de seguridad mayores en el estudio de cada escenario ya que ello significa reconocer que la demanda considerada puede ser mayor, lo que constituye por definición otro escenario que debe ser estudiado.

Los criterios de operación del sistema deben ser únicos; en otras palabras, la capacidad de un tramo de transmisión, dados los recursos existentes para su operación, es una sola y debe ser considerada así tanto para operar como para planificar el sistema.

4.4. RESERVAS EN TRANSFORMADORES
El Artículo 5-8 de la NT establece las consideraciones particulares que se aplican al caso de transformadores de poder:

Artículo 5-8 

En el caso de subestaciones eléctricas pertenecientes al Sistema de Transmisión, los propietarios de transformadores deberán disponer reservas o respaldos, propios o de terceros,  energizados o desenergizados, tal que su disponibilidad asegure el cumplimiento de lo indicado en el Artículo 5-5 y Artículo 5-6 de la presente NT, justificándose la desconexión automática y/o manual de carga cuando ésta sea la solución óptima en términos técnicos y económicos, siempre y cuando dichas reservas y respaldos estén operativos antes de 96 horas contadas desde el inicio de la indisponibilidad que se debe corregir. Lo anterior es sin perjuicio de los estándares de calidad de suministro que se establezcan en la reglamentación vigente.
Cabe tener presente que este artículo también se aplica a transformadores del sistema de transmisión con flujo desde BT hacia AT, como es el caso de S/E Charrúa 220/500 kV en el SIC. En algunos casos, la medida de control más apropiada a aplicar para el control de la sobrecarga de las otras vías que operen en paralelo, puede ser un DAG que induce el DAC requerido (en Centrales del Laja o del Bío Bío, en ese caso).

Según lo establecido en la definición del Criterio N-1, la falla de un transformador debe ser considerada como una contingencia simple para efectos de la aplicación de dicho criterio. Esto debiera significar que debe evitarse la propagación de la falla, y ello debe lograrse con DAC óptimos según el Artículo 5-7. Este DAC tiene que ser directo (o eventualmente por subtensión; en ningún caso por subfrecuencia, dado que la falla puede incluso producir sobrefrecuencia, si significa desconexión inmediata de carga). Esta aplicación del monto óptimo de EDAC directo debería hacerse (tanto en la planificación como en la operación, a juicio del Consultor), tomando en cuenta la probabilidad de falla, un CFCD adecuado, y la duración de la falla.

El presente artículo introduce una lógica distinta respecto de la que se desprende que se aplica a otros elementos del sistema. El concepto distinto en este caso es que dado que estas fallas pueden ser de muy larga duración cuando corresponden a una falla efectiva del equipo, se exige contar con un transformador de respaldo o reserva que pueda ser reubicado en reemplazo del transformador fallado en un plazo máximo de 96 horas. Se desprende que este respaldo no puede darse con un redespacho de generación o reconfiguración de la red que eventualmente podría eliminar el racionamiento pero a mayores costos de operación. 

Por otra parte, la opción más utilizada de reserva en el caso de bancos de autotransformadores del Sistema Troncal de Transmisión es la de disponer de una cuarta unidad monofásica en el mismo sitio y con facilidades para reemplazar por medio de maniobras a la unidad fallada, en cuyo caso no es aplicable un plazo de 96 horas para superar la contingencia y por lo tanto debería distinguirse estos casos de otros en que la reserva puede ser común para varios transformadores y estar ubicada en un punto estratégico.
Se debe tener presente que este artículo es aplicable al caso de fallas efectivas en los transformadores, con su probabilidad de ocurrencia propia para efectos de la evaluación óptima. Se debería precisar que para este efecto no debería incluirse las que corresponden a problemas de control ya que no sería razonable que por razón de esos eventos se termine duplicando transformadores, ni que se acepten 96 horas de restricciones de abastecimiento. Esos eventos deberían estar cubiertos sólo con la aplicación de EDAC. Se estima que debería establecerse una coherencia con el caso de las contingencias en líneas o generadores. Esta coherencia podría ser establecer en ambos casos una duración máxima aceptable para la interrupción de los consumidores afectados. Esto es equivalente a adoptar un costo de falla corta duración que llega a infinito tras un determinado número de horas de desconexión. En la práctica este monto debería ser suficientemente elevado para inducir la misma decisión, pero debe tenerse presente que no puede ser infinito porque, para mantener la coherencia, debería corresponder al costo con el cual se debe compensar a los consumidores racionados.

En todo caso, corresponde ajustar la redacción del artículo porque tal como está se autoriza el DAC, siempre y cuando exista la reserva. Es decir si no se cuenta con la reserva, no se autoriza el DAC, lo cual sería absurdo, porque es preferible aplicar DAC si con ello se logra evitar un racionamiento total (manteniendo el transformador paralelo en servicio, por ejemplo). También, hay una referencia contradictoria al Artículo 5-5, por cuanto éste prohíbe EDAC directos en la planificación y el presente artículo admite hasta desconexiones manuales de carga si ello es económicamente justificable.

4.5. SOBRECARGAS DE CORTA DURACIÓN
El Artículo siguiente indica específicamente la atribución del CDC para operar los Elementos Serie del sistema de transmisión alcanzando el límite de sobrecarga admisible de corta duración, entendido esto como un período de 15 minutos.

Artículo 5-39 

En Estado Normal o Estado de Alerta, y en condiciones inmediatamente posteriores a una Contingencia Simple, el CDC podrá operar los Elementos Serie del Sistema de Transmisión manteniendo la corriente transportada en un valor inferior al límite de sobrecarga admisible de corta duración definido por cada uno de los Coordinados. Para efectos de lo señalado anteriormente, se entenderá por corta duración al período de duración igual a 15 minutos. 
Para la definición del anterior límite, se deberá considerar como condición inicial de operación previa a la Contingencia Simple, aquella condición de operación más probable entre las condiciones de operación capaces de producir la sobrecarga más severa.

Debe entenderse de este artículo que, en condiciones normales de operación, el CDC está autorizado para establecer niveles de transmisión prefalla tales que, ocurrida la contingencia, conduzcan a niveles de transferencia post-falla que no sobrepasen la capacidad de sobrecarga de 15 minutos de las instalaciones que permanecen en servicio. Ello tiene implícita la hipótesis que el CDC en ese período contaría con tiempo suficiente para  modificar el despacho o eventualmente, adoptar otra medida de control de la sobrecarga, para restituir el sistema a una condición de operación permanente.

Se estima que el artículo debería explicitar las hipótesis anteriores y las medidas que el CDEC puede aplicar para controlar la sobrecarga tras una contingencia simple.

Incluso el CDEC-SIC ha estimado que un intervalo de 10 minutos podría ser suficiente para tomar esas medidas de control, razón por lo cual propone adoptar mayores niveles de sobrecarga permitidos.

Otro aspecto a discutir como una medida de elevar el nivel de seguridad del sistema sería si a nivel de la operación la aplicación de este Artículo incluso debería restringirse a condiciones calificadas de especialmente críticas para la operación del sistema (por ejemplo, situaciones de sequía o fallas de centrales o transformadores, o atraso en la puesta en servicio de nuevas obras que impliquen costos de abastecimiento extraordinariamente altos).

El segundo párrafo del artículo indica que, además de los límites indicados en el Artículo 5-32, hay que determinar límites de sobrecarga de corta duración, considerando los niveles de carga previa. Se estima que lo lógico sería que esta consideración esté incluida dentro del cálculo del límite por contingencia, que se debe evaluar para establecer la capacidad de transmisión en Régimen Permanente, y que no constituya un límite distinto. 
4.6. CONFIGURACIÓN SUBESTACIONES
El artículo 3-29 siguiente establece diversos requerimientos especiales sobre las instalaciones del Sistema Troncal, respecto de la configuración de las barras, características de los interruptores y condiciones requeridas para aceptar conexiones en derivación de inyección o retiro. Cabe comentar lo relativo a las configuraciones de barras, que fue analizado en el punto 2.1.2:

Artículo 3-29 
::::::

Las subestaciones del Sistema de Transmisión Troncal deberán tener una configuración de barras con redundancia suficiente para realizar el mantenimiento de cada interruptor asociado a líneas, transformadores u otros equipos pertenecientes al Sistema de Transmisión Troncal, sin alterar la configuración topológica del sistema. 

La configuración específica  que se adoptará en el caso de futuras subestaciones, tales como esquemas en anillo, barra principal y transferencia, interruptor y medio u otro, será definida en base a los criterios técnicos y económicos aplicados en el Estudio de Transmisión Troncal y sus revisiones periódicas.
:::::::

El Consultor considera que dada la necesidad de dar cierta estabilidad a los criterios de diseño de las subestaciones, debería realizarse un estudio que teniendo en cuenta las magnitudes que se prevea manejar en las futuras subestaciones, en cuanto a número de paños, los montos de inyección o retiro, fije la configuración más adecuada. En relación con las subestaciones existentes, el mismo estudio debería determinar la factibilidad de reconvertir al menos aquellas que por su grado de complejidad actual todavía podrían permitir hacerlo con riesgos y costos razonables. Los resultados del estudio deberían verterse en disposiciones de la NT.

5. LOS SERVICIOS COMPLEMENTARIOS Y LA SEGURIDAD DE SERVICIO.
5.1. INTRODUCCIÓN

Se considera que los servicios complementarios, en general, contribuyen a la seguridad de servicio del sistema eléctrico; consecuentemente, la revisión de la regulación de los mismos tiene importancia en las soluciones normativas que se analizan.

La NT define los Servicios Complementarios en el Artículo 1-7:

Artículo 1-7 definiciones 

85) SSCC: Recursos técnicos presentes en las instalaciones de generación, transmisión, e Instalaciones de Clientes con que deberá contar cada sistema eléctrico para la coordinación de la operación del sistema en los términos dispuestos en el Artículo 81º de la Ley General de Servicios Eléctricos. Son servicios complementarios aquellas prestaciones que permiten efectuar, a lo menos, un adecuado Control de Frecuencia, Control de Tensión y Plan de Recuperación de Servicio, tanto en condiciones normales de operación como ante contingencias.

Esta definición establece explícitamente que las prestaciones que permiten efectuar, a lo menos, un adecuado Control de Frecuencia, Control de Tensión y Plan de Recuperación de Servicio forman parte de los servicios complementarios. 

Los Servicios Complementarios que se han definido en estudios realizados sobre esta materia son:

·  Reserva en Giro.

·  Regulación Primaria de Frecuencia (RPF).

·  Regulación Secundaria de Frecuencia (RSF).

·  Reserva Pronta.

·  Partida Autónoma.

·  Reserva Fría.

·  Regulación de Tensión y Control de Reactivos.

·  Desprendimiento de Carga.

·  Desprendimiento de Generación.

5.2. DESPRENDIMIENTO DE CARGA Y ESTABILIDAD DE LA RED
Los estudios realizados para los sistemas interconectados chilenos muestran que la reserva en giro es el factor más importante para mantener la estabilidad de la red en caso de desconexión de generadores. Sin embargo, cuando la pérdida involucra a las unidades de mayor capacidad del sistema, la velocidad de la caída de la frecuencia excede los tiempos de respuesta de la reserva en giro, alcanzándose niveles de frecuencia que arriesgan la desconexión automática de otras unidades generadoras, especialmente térmicas, para evitar daños en sus turbinas. Por lo tanto, resulta imprescindible evitar alcanzar dichos valores para prevenir una desconexión en cascada de unidades. La forma de evitar la excursión de la frecuencia hasta los valores que ponen en riesgo a los equipos de generación es por la vía de desconectar carga por medio de relés de baja frecuencia, lo que disminuye la velocidad de caída de la frecuencia hasta que la reserva en giro actúe absorbiendo parte del déficit provocado por la desconexión del generador. 

Por lo tanto, los eventos de desconexión de generación corresponde enfrentarlos por medio de la utilización conjunta de la reserva en giro y la desconexión automática de carga por relés de baja frecuencia
La participación de cada recurso debe resultar de un análisis económico que considere los costos económicos reales de cada uno, en particular, el CFCD real de los consumidores frente a una interrupción intempestiva de su suministro.

Dentro de esta concepción, este servicio resulta imprescindible para evitar una desconexión en cadena de generadores por baja frecuencia.  

En forma similar, al no ser descartable la ocurrencia de contingencias de mayor severidad o generalizadas, que afecten a más de una unidad generadora, este servicio debe ser provisto en montos superiores a los óptimos resultantes para enfrentar una contingencia simple en generación. Para estos eventos, que exceden el nivel de seguridad de suministro que está siendo remunerado, deben contemplarse desconexiones adicionales de cargas por baja frecuencia, las que se activan a niveles de frecuencia representativas de una contingencia de mayor gravedad que la n - 1.    

5.2.1. ESQUEMAS DE DESPRENDIMIENTO DE CARGA EN EL SIC

El EDAC por subfrecuencia vigente hasta octubre del 2009 en el SIC está compuesto por 6 etapas o escalones de frecuencia, el primer escalón corresponde a 49,0 Hz y el último corresponde a 48,3 Hz. La carga nominal disponible es de aproximadamente 1566 MW de los cuales 75% pertenece a clientes regulados y el resto, 25%, pertenece a clientes libres. En la tabla siguiente se muestra la cantidad de demanda comprometida para el EDAC vigente por tipo de cliente y escalón. En el Anexo 3 se indica la totalidad de los EDAC por subfrecuencia implementados en el SIC que dan origen a esta tabla:
	Tipo de Consumos
	Escalones de frecuencia
	Total Desc. [MW]

	
	49
	48,9
	48,8
	48,7
	48,5
	48,3
	

	
	I
	II
	III
	IV
	V
	VI
	

	
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	

	Libre
	140,7
	49,0
	87,9
	64,6
	20,1
	24,3
	387

	Regulado
	303,6
	159,6
	294,5
	146,9
	146,1
	128,3
	1179

	Total
	444,4
	208,6
	382,4
	211,4
	166,2
	152,6
	1566


Actualmente, no se realiza EDAC por subtensión ya que no se observa su necesidad. 

Además se han habilitado EDAC por señal específica cuya ubicación, desenganches y montos se indican en el Anexo 3.

No se prevén nuevas habilitaciones de EDAC por señal específica en el SIC.

5.2.2. ESQUEMAS DE DESPRENDIMIENTO DE CARGA EN EL SING

Cada año la DO publica el estudio de EDAC por subfrecuencia que será válido por el periodo de un año y sólo se evaluará nuevamente en el caso de que al SING entren nuevos consumos importantes durante el periodo de vigencia. En este estudio se evalúa el EDAC anterior, se actualiza o ratifica, evaluando principalmente la incorporación de nuevos consumos que produzcan aumentos importantes en la demanda.

El EDAC vigente está compuesto por 8 etapas o escalones de frecuencia, el primer escalón corresponde a 49,0 Hz. y los subsecuentes escalones presentan una diferencia de 0,1 Hz, así el último escalón corresponde a 48,3 Hz. Los coordinados del SING, clientes libres o regulados, se comprometen habilitando técnicamente sus instalaciones a desconectar cierta cantidad de demanda en cada escalón de frecuencia. A la fecha, la carga nominal disponible en el EDAC por subfrecuencia es de aproximadamente 622 MW. De los cuales 8% pertenece a clientes regulados y el resto, 92%, pertenece a clientes libres. 

En la tabla siguiente se muestra la cantidad de demanda comprometida para el EDAC vigente por tipo de cliente y escalón. En el Anexo 3 se indica la totalidad de los EDAC por subfrecuencia implementados en el SING que dan origen a esta tabla:

	Tipo de Consumos
	Escalones de frecuencia
	Total Desc. [MW]

	
	49
	48,9
	48,8
	48,7
	48,6
	48,5
	48,4
	48,3
	

	
	I
	II
	III
	IV
	V
	VI
	VII
	VIII
	

	
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	

	Libre
	39,50
	44,00
	71,17
	74,22
	73,52
	71,84
	104,41
	93,48
	572,12

	Regulado
	5,00
	7,50
	1,90
	8,20
	2,80
	9,50
	1,30
	13,20
	49,40

	Total
	44,50
	51,50
	73,07
	82,42
	76,32
	81,34
	105,71
	106,68
	621,52


Actualmente, no se realiza EDAC por subtensión ya que no se ha comprobado su necesidad en este sistema. Tampoco están implementados EDAC por señal específica. 

Eventualmente, según información del CDEC-SING, previo a verificación de necesidad, se implementaría la desconexión de carga por señal específica de consumos en:

· Zona norte, por desconexión de circuito de 220 kV Crucero-Lagunas 1, circuito de 220 kV Crucero-Lagunas 2 ó línea de 220 kV Encuentro-Collahuasi. 

· Chuquicamata, por desconexión de ATR 220/100/13,8 kV Chuquicamata 1, ATR 220/100/13,8 kV Chuquicamata 2 ó ATR 220/100/13,8 kV Salar0

· .

5.3. DESPRENDIMIENTO DE GENERACIÓN Y ESTABILIDAD DE LA RED

Ciertas fallas que involucran desconexiones de líneas o transformadores troncales, producen una sobrecarga en los equipos que permanecen en servicio. Esquemas de desprendimiento de generación permiten controlar estas sobrecargas con la velocidad necesaria para evitar desconexiones adicionales a las producidas por la falla. 
5.3.1. ESQUEMAS DE DESPRENDIMIENTO DE GENERACIÓN EN EL SIC

Actualmente, no se realiza EDAG por sobrefrecuencia ya que no se ha realizado en el estudio correspondiente al Procedimiento DO (en proceso de aprobación por la CNE) “Verificación de la Activación Óptima de los EDAC/EDAG”, el cual busca verificar que los esquemas existentes estén diseñados de modo que la energía no suministrada por su accionar ante contingencia simple, sea tal que su empleo minimice el valor esperado de la suma de los costos de operación y de la ENS (art. 8). 

Se han habilitado EDAG por señal específica cuya ubicación, desenganches y montos se indican en el Anexo 3, junto con los que se prevén en el futuro.

5.3.2. ESQUEMAS DE DESPRENDIMIENTO DE GENERACIÓN EN EL SING

La Dirección de Operaciones del CDEC-SING no ha elaborado el procedimiento “Verificación de la Activación Óptima de los EDAC/EDAG” y en su lugar existe el procedimiento elaborado por la DO el año 2005 “Evaluación técnica y económica aplicación criterio n-1 con operación EDAC y/o EDAG”.
El EDAG por sobrefrecuencia es determinado por un estudio específico de la DO. Si frente a una contingencia simple que provoque sobrefrecuencia existe una alternativa a la utilización del EDAG la DO debe evaluar en forma técnica y económica las respectivas alternativas considerando la tasa de falla de las instalaciones de generación y del sistema de transmisión y la energía no suministrada respectiva. 

El EDAG por sobrefrecuencia y señal específica implementado en el SING actualmente se muestra en el Anexo 3.
6. RECOMENDACIÓN DE ASPECTOS NORMATIVOS  SUSCEPTIBLES DE SER MEJORADOS

Las principales recomendaciones en relación a los mejoramientos susceptibles de efectuar en las disposiciones normativas en materia de seguridad, que se derivan del análisis realizado en los capítulos anteriores, son las siguientes:

1. Igualar los criterios de operación y planificación en relación con el uso de dispositivos de control de carga. Desvincular la conveniencia de aplicar monto óptimo de desconexión de carga de la señal de detección del fenómeno que se utiliza para decidir su actuación.
2. Contingencia simple: debe incluir explícitamente toda falla primaria de alta probabilidad, incluyendo operación anómala de protecciones y control, etc.

3. Fallas de centrales: debe indicar en forma explícita que en el caso de centrales de ciclo combinado debe considerarse la configuración 1 turbina de gas – 1 turbina de vapor para determinar si la contingencia simple pudiera afectar a dos unidades generadoras. Para el caso de configuración 2 turbinas de gas – 1 turbina de vapor, el propietario debe demostrar, por medio de ensayos si así se requiere, que existe la independencia de los sistemas de control, suministro de combustible u otros que garanticen que la falla de una turbina de gas afecta solamente a esa unidad y a la generación de la unidad a vapor en la proporción correspondiente.   
4. Las fallas de transformadores deben ser efectivamente tratadas como Contingencia Simple, como se desprende de la NT vigente, para lo cual deben instalarse a la brevedad los equipamientos EDAC requeridos para cumplir con el Criterio N-1. El CDEC-SIC ha desarrollado un plan de implementación de esquemas a un año plazo. 
5. Asimilar las fallas en barras a las que deben ser consideradas como Contingencia Simple para efectos de la verificación del cumplimiento del Criterio N-1, para lo cual deben instalarse a la brevedad los equipamientos EDAC requeridos. El CDEC-SIC ha desarrollado un plan de implementación de esquemas a un año plazo. 

6. Definir Severidades específicas para fallas en transformadores y secciones de barras para explicitar la necesidad de proyectar y habilitar EDAC que permitan evitar la propagación de las fallas
7. Definir CFCD adecuados para no incentivar el uso excesivo de EDAC. Adicionalmente, definir límites de racionamientos máximos aceptables. Ello sería equivalente a considerar un costo de falla de corta duración tendiente a infinito para ciertas profundidades de falla o extensiones del sistema afectadas. El monto de falla máximo admisible podría establecerse en función del número de usuarios finales afectados, o por región, localidad o subestación, o estableciendo una proporción máxima de la demanda de cada nudo a desconectar y limitando el monto total anual efectivamente desconectado al cumplimiento de un valor mínimo establecido para el indicador ENS/Demanda anual en cada nudo.

8. También se debería discriminar en lo que concierne al uso de esquemas de control de contingencias entre aquellas de alta probabilidad de ocurrencia, que requieren evaluación económica, de aquellas de baja probabilidad para las que no es aceptable el colapso del sistema.

9. Garantizar la compensación efectiva a los participantes  del EDAC al CFCD. 

10. Analizar la factibilidad de aplicación EDAC por subtensión para controlar condiciones en que el sistema se estabiliza en tensiones fuera de los rangos admisibles en ciertas zonas.
11. Analizar la conveniencia e implicancias de reglamentar la conexión de nuevas centrales y consumos al sistema troncal con el objeto de asegurar que se conserve criterios  económicos en la planificación de los sistemas interconectados. Ello implica que la solución de conexión de la nueva central o del consumo al sistema troncal debe ser la óptima para el conjunto “sistema troncal + obras de conexión”. En este mismo sentido, la reglamentación debe evitar que decisiones adoptadas por quienes se conectan impacten negativamente la seguridad o capacidad de transmisión del sistema, haciendo incurrir al resto de los usuarios en costos adicionales por nuevas inversiones en los sistemas troncales destinadas a recuperar su seguridad o capacidad. Este es el caso, por ejemplo, de decisiones relacionadas con los niveles de tensión a que se decide conectar nuevas centrales de gran capacidad o decisiones respecto del punto de conexión de centrales y consumos.  
12. Realizar un estudio para explicitar en la NT criterios de diseño de las subestaciones. Realizar un estudio que establezca limitaciones y configuraciones básicas de seguridad según número de paños, montos de inyección o retiro, previsión de crecimiento de la subestación.
13. Establecer que la conexión de cualquier nuevo paño a una subestación debe disponer de los equipamientos o participar en los esquemas existentes de EDAC o EDAG o ERAG (por señal específica o combinada) necesarios para que la falla en la sección de barra correspondiente no produzca la propagación de la falla.

Los mejoramientos señalados en los puntos anteriores son objeto de un análisis detallado y evaluación en los puntos siguientes del presente Informe.  

7. ANÁLISIS Y EVALUACIÓN DE LAS MODIFICACIONES RECOMENDADAS A LA NORMATIVA

En este capítulo se analizan las proposiciones de mejoramiento de la normativa referente a seguridad de servicio que se han indicado en el punto 6 anterior. El análisis se centra en aquellas que implican una modificación conceptual a disposiciones vigentes de la Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio. En el caso de aquellas proposiciones que involucran solamente cambios de redacción tendientes a aclarar o precisar la aplicación del artículo correspondiente, se proponen las nuevas redacciones y se comparan con las redacciones actuales.  

7.1. Temas a modificar
PROPUESTA 1:

No discriminar entre la operación y la planificación del sistema eléctrico en cuanto a la aplicación de esquemas de control automático de desconexión de cargas y de generación.  

JUSTIFICACIÓN:

El desarrollo de los sistemas de transmisión debe considerar soluciones que sean las más económicas, teniendo en cuenta los recursos de inversión, operación y falla del suministro. Esto está contemplado en la ley eléctrica, cuando señala para el Estudio de Expansión del Sistema de Transmisión Troncal que “el estudio deberá realizarse considerando instalaciones que resulten económicamente eficientes y necesarias para el desarrollo del respectivo sistema eléctrico en las distintas alternativas de expansión” (segundo inciso del Art 84 del DFL Nº4). A su vez, las Bases Técnicas del Estudio de Transmisión Troncal definen el Plan de Expansión del Sistema Troncal como el “programa de obras de instalaciones de transmisión que, para un determinado escenario de expansión de la transmisión y proyectos de interconexión, minimiza en el horizonte de planificación, el costo esperado de inversión, operación, mantenimiento, administración y falla en el sistema eléctrico respectivo, sujeto a (....) las normas de calidad y seguridad correspondientes” (punto 2 a) de las Bases Técnicas del ETT) 

Adicionalmente, la experiencia internacional muestra la consistencia en la utilización del criterio tanto en planificación como operación.
La aplicación de este criterio implica medir correctamente el costo total actualizado de cada proyecto alternativo que se esté evaluando, o lo que es lo mismo, medir el beneficio real por ahorro de costos de operación y falla que produce cada proyecto alternativo en relación a la situación sin proyecto. La forma correcta de medir los costos de operación y falla esperados de cada proyecto que se está evaluando, es simular la aplicación de los criterios reales de operación económica del sistema eléctrico que utiliza el CDEC, los que incluyen el uso de los dispositivos de control de carga y generación. 

La discriminación que hace la Norma Técnica, entre criterios empleados en la planificación y en la operación, aumenta artificialmente los beneficios de los proyectos de ampliación: 

· Supone que en la situación sin proyecto no se aplican sistemas de control de contingencias de alta eficiencia y bajo costo como los indicados y 

· Consecuentemente, supone que el sistema se despacha permanentemente con recursos de generación de mayor costo, de forma tal que ante cualquier contingencia simple, de baja probabilidad o de corta duración, no se afecta el suministro de la demanda. 

Se debe por lo tanto igualar los criterios de operación y planificación en relación con el uso de dispositivos de desconexión de carga ya que de otra manera los proyectos que se deciden no producen en la realidad los beneficios que justificaron la inversión en llevarlos adelante. 

Al mismo tiempo, se debe desvincular la conveniencia de aplicar los montos óptimos de desconexión de carga de la señal o parámetro eléctrico que se mide para detectar el fenómeno y decidir la desconexión. Lo relevante es la decisión de desconectar carga para lograr el objetivo de seguridad de servicio y no los medios tecnológicos que se utilizan para ello.

A continuación se desarrolla un ejemplo que muestra la distorsión en los CFCD implícitos por discriminar los criterios de planificación respecto de los de operación:


[image: image10]
En la subestación terminal del sistema de la figura, se produce un aumento de demanda en horas de punta de la transmisión igual a ΔP MW. Se consideran 80 horas de punta/mes, equivalentes a 960 horas/año. En el Estudio de Transmisión Troncal no se puede aplicar EDAC en caso que ocurra la falla de un circuito durante las horas de punta, horas en las cuales la transmisión excede su capacidad n – 1. Las alternativas son generar con la unidad G de costo variable cv durante dichas 960 horas/año o bien ampliar la capacidad de transmisión con un nuevo circuito.

Si se decide generar, la producción de G tendrá un costo anual de ΔP*960*cv US$ y el costo de falla implícito en esta decisión será:
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Si G es una turbina de gas con cv = 280 US$/MWh (Taltal diesel), CFCD = 33.600 US$/MWh

Sin embargo, este CFCD tiene un límite superior que se alcanza cuando el costo anual de la generación obligada para no sobrepasar la capacidad n – 1 de la línea durante las horas de punta es igual o superior al costo anual de inversión y operación de un circuito adicional:  ΔP*cv*960 > VATT de una nueva línea. El valor máximo de CFCD implícito será VATT/8*ΔP
El circuito adicional entre Cardones y Diego de Almagro tiene un VATT de 4.545 US$ miles. Por lo tanto en este caso, CFCD implícito es = 4.545*10^3/8*ΔP US$/MWh. Si  ΔP es, por ejemplo, 30 MW, CFCD = 18.938 US$/MWh.

Para que el CFCD fuera igual al valor de 3,24 US$/kWh establecido en la NT, ΔP tendría que haber sido de 175 MW.

Se concluye que la disposición que impide considerar recursos como EDAC en la planificación del sistema de transmisión troncal tiene implícito un CFCD infinito para todos los fines prácticos.

En el Anexo 4 se evalúa la aplicación del uso de EDAC activado por señal específica para la decisión de inversión en el tercer circuito Charrúa – Ancoa 500 kV.

El Cuadro siguiente resume las conclusiones de la evaluación mencionada:

	ESCENARIO
	CASO 1

 Con EDAC
	CASO 2 sin EDAC

Con Charrúa – Ancoa 3
	CASO 3 sin EDAC 

Con Charrúa – Ancoa 3 y Jahuel – Ancoa 4

	CNE
	9.585.197
	9.621.620
	9.626.829

	ALT 1
	9.202.197
	9.184.772
	9.031.266

	ALT 2
	10.622.024
	10.635.961
	10.569.485


El efecto del EDAC en el sentido de postergar inversiones se aprecia en el Escenario CNE, en el cual el costo total actualizado de la solución, incluyendo el costo de la energía no suministrada por la actuación del EDAC en cado de falla de un circuito, permite postergar la inversión en el tercer circuito de 500 kV. En los otros Escenarios, el beneficio de postergar las inversiones con el EDAC (Caso 1), es inferior a los beneficios en menores costos de operación y de costo anual de las inversiones adicionales.    

Se puede apreciar también de este análisis, que el efecto de postergación de inversiones que se obtiene con EDAC en líneas de la importancia de las del sistema de 500 kV es reducido, debido al volumen de la energía transferida por ella. En esos casos, la magnitud del ahorro en costos de operación que permiten las ampliaciones de capacidad tienden a justificar inversiones importantes como la construcción de nuevos circuitos.      

El efecto económico de aplicación de EDAC es mucho más notable en el caso de líneas con características de mayor radialidad, como en el caso del ejemplo mostrado anteriormente y que es representativo de las líneas que se extienden hacia el norte de Cardones o hacia el sur de Valdivia.  

El resultado económico de la aplicación de la modificación propuesta es muy específica de la ampliación de la línea troncal que se esté estudiando y de su ubicación en el sistema, ya que de ello depende el beneficio de implementar un EDAC. Ello imposibilita una evaluación del impacto económico global de esta propuesta, sin perjuicio que los dos casos evaluados ilustran los resultados en el caso de ampliaciones representativas de dos tramos característicos del Sistema Troncal.

PROPUESTA 2:

Modificar la definición de Contingencia Simple contenida en el Artículo 1-7, 18) de la Norma Técnica, que se refiere a fallas intempestivas de equipos primarios que forman parte del sistema, para establecer explícitamente que esta contingencia incluye también la desconexión intempestiva de dichos equipos primarios por la operación anómala de sus protecciones, esquemas de control, maniobras erróneas, etc.
JUSTIFICACIÓN: 

Necesaria para implementar las otras modificaciones propuestas, en particular la número 8. Esta propuesta no tiene impacto económico.
PROPUESTAS 3, 4, 5 Y 6:

En el caso de fallas en centrales, se debe aclarar el caso de centrales de ciclo combinado, en las cuales debe considerarse la configuración turbina de gas – turbina de vapor para determinar si la contingencia simple pudiera afectar a dos unidades generadoras.

JUSTIFICACIÓN:

Se trata de una aclaración necesaria en la redacción del artículo correspondiente de la Norma Técnica. 
La Norma Técnica debería definir Severidades específicas para fallas en transformadores de poder y secciones de barras para explicitar la obligatoriedad de proyectar y habilitar EDAC que permitan evitar o limitar la propagación de fallas que ocurran en estas instalaciones. 

JUSTIFICACIÓN:

Esta propuesta es complementaria de las propuestas 1 y 2, incluyendo operación anómala de protecciones y control, etc. 

PROPUESTA 7 Y 8:

La Norma Técnica debe discriminar entre las medidas de control destinadas a limitar las consecuencias de contingencias simples de alta probabilidad de ocurrencia que afectan la confiabilidad (fallas en líneas de transmisión) y cuyo grado de aplicación debe ser evaluado económicamente, de aquellas medidas destinadas a limitar las consecuencias de contingencias simples de baja probabilidad (fallas en transformadores o secciones de barras), que no es aceptable que se produzca un colapso en el sistema.
JUSTIFICACIÓN: 

Las medidas de control que limitan el efecto de fallas frecuentes requieren evaluación económica, por cuanto es relevante el costo de la energía no suministrada por el efecto de la falla que es evitado con dichos sistemas de control. Por el contrario, contingencias simples de muy baja probabilidad producen un costo esperado de energía no suministrada bajo, no obstante que sea deseable limitar el efecto de la falla sobre la demanda. Ello puede justificar medidas de control que limiten el efecto de estas fallas, por la vía de que la Norma Técnica así lo disponga. Este criterio es equivalente a considerar que ciertas fallas de baja probabilidad pueden llegar a afectar extensiones importantes del sistema y montos apreciables de energía no suministrada cuyo costo tiende a valores muy altos y difíciles de cuantificar.

Cabe señalar que esta discriminación ya está en la Norma Técnica de manera implícita en los grados de severidad, pero es necesario hacerlo de manera explícita. 

Para obtener lo anterior, la aplicación del Criterio N-1 para contingencias simples de mayor probabilidad, no debería considerar la utilización de los recursos EDAC, activados por señal específica, subfrecuencia o subtensión, por montos de potencia desconectada que superen un 5% de la demanda máxima del sistema y que en ningún caso superen el 30% de la demanda de cada una de las subestaciones afectadas por el EDAC. En el caso de la pérdida de la unidad generadora de mayor tamaño, debe disponerse de la suficiente reserva en giro para no superar estos límites. Al establecer montos máximos admisibles de desconexión de carga, se está poniendo un límite a la utilización de este recurso independientemente de que la evaluación económica justifique desconexiones mayores, lo cual incide en la calidad de servicio.  
En el caso de las contingencias simples de baja probabilidad de ocurrencia, la aplicación del Criterio N-1, no debería considerar la utilización de los recursos EDAC, activados por señal específica, subfrecuencia o subtensión, por montos de potencia desconectada que superen un 15% de la demanda máxima del sistema y que en ningún caso superen el 40% de la demanda de cada una de las subestaciones afectadas por el EDAC. 
Un caso reciente que ejemplifica este tipo de fallas y la reducción de costos que se obtiene al utilizar recursos EDAC es la desconexión del autotransformador 500/220 kV de Subestación Charrúa ocurrida el 14 de Marzo de 2010. 
Se ha evaluado el costo de la energía no suministrada (ENS) en caso de ocurrir un evento como el descrito, suponiendo que realmente ocurrió una falla interna intempestiva en un autotransformador de la Subestación Charrúa, no detectada en su etapa de desarrollo incipiente por los procedimientos normales de mantenimiento. 
El cálculo se ha basado en comparar la generación bruta horaria del SIC del Domingo 14 y Lunes 15 de Marzo, con los días correspondientes de la semana anterior y de la semana siguiente, y se han calculado los valores de generación horaria que habrían sido las “normales” desde las 20:00 del 14 de Marzo hasta las 07:00 del 15 de Marzo, hora en que la comparación de la generación horaria permite suponer que la demanda fue normalizada. Los valores resultantes se han reducido en 15% para considerar las pérdidas de transmisión y distribución. El valor resultante de ENS es de 13.285 MWh, que representa un valor de 43.000 US$ miles.
Esta contingencia fue analizada en el Informe “Estudio para Plan de Defensa contra Contingencias Extremas en el SIC”, Mayo 2009, Estudios Eléctricos y ElectroNet, para Dirección de Operación del CDEC-SIC, el cual está publicado en la página web del CDEC-SIC. En él se analiza y simula la actuación de un esquema basado en la aplicación de esquemas DAG y DAC por señal específica, los cuales producen desconexión simultánea tanto de generación en la zona de Charrúa, como de carga en la zona de Alto Jahuel, ambas de igual monto en MW, con el objeto de preservar el balance entre generación y demanda y de reducir al mismo tiempo la carga en el autotransformador que permanece en servicio, para evitar su desconexión por sobrecarga.
La implementación del esquema de defesa descrito para esta contingencia, habría permitido reducir el costo en un 70%, suponiendo 8 horas para la reposición de la unidad fallada.

La evaluación presentada, basada en el caso real de desconexión de uno de los autotransformadores de 500/220 kV de la Subestación Charrúa, es representativa de los efectos de este tipo de contingencias simples pero de muy baja probabilidad de ocurrencia, y de los beneficios que se pueden obtener con la implementación de las propuestas 7 y 8. En efecto, este tipo de contingencias producen pérdidas de servicio en zonas muy extendidas, pero que son susceptibles de ser minimizada por medio de la implementación de los automatismos de desconexión directa de cargas o generación como los estudiados en el caso presentado. El monto de ENS en estas fallas puede ser de montos similares al del caso que se ha analizado y con similares retardos tanto en la recuperación de servicio con en el efecto posterior de recuperación de las demandas a sus niveles normales previos a la desconexión. Desde este punto de vista, el análisis de otras contingencias similares mostrará también beneficios similares.            
PROPUESTA 9:

Hacer obligatoria la compensación monetaria, a valor de CFCD, a quienes participan en las desconexiones de consumo mediante la utilización de EDAC. Se recomienda establecer esta obligatoriedad en el Reglamento de Servicios Complementarios.

JUSTIFICACIÓN:

La Norma Técnica contempla la utilización de EDAC, lo que contribuye a disminuir los costos de operación y expansión del sistema. Su implementación resulta de análisis económicos en los que la energía no suministrada se valoriza al CFCD. Sin embargo, los usuarios que contribuyen a la seguridad del sistema a través de la desconexión de su demanda ante contingencias, no son compensados. Esto se considera inequitativo en la medida que la reducción de costos totales que el uso de los EDAC produce, beneficia a la totalidad de la demanda, en circunstancias que el costo de desconexión de cargas lo soportan solo algunos clientes.
Al respecto, vale la pena recordar que el Panel de Expertos de la Ley General de Servicios Eléctricos en su Dictamen 16 – 2008 respecto de la aplicación del criterio N – 1 en el tramo Maitencillo – Cardones, es claro en su opinión respecto de que los EDAC por contingencia específica deben ser considerados como un servicio complementario prestado por quienes los instalen (punto 5.2.2 del Dictamen). Al respecto, el Panel cita el Art. 225 letra z) de la Ley General de Servicios Eléctricos, el cual considera servicios complementarios todas las prestaciones que permitan, a lo menos, un adecuado control de frecuencia, control de tensión y plan de recuperación de servicio.  

Lo anterior hace además indispensable que el CFCD sea actualizado con una periodicidad adecuada, por ejemplo, cada vez que corresponda actualizar la Norma Técnica. 
PROPUESTA 10:

Hasta la fecha no se tiene conocimiento de que se haya implementado algún EDAC por baja tensión y convendría reestudiar su ámbito y criterios de aplicación. 

JUSTIFICACIÓN:

La Norma Técnica establece en su Art. 5-18 que el 20% de la demanda debe estar disponible para la implementación de EDAC por baja tensión. El Art. 5-19 establece exigencias de tiempo de operación (100 mseg) para la actuación de EDAC por subtensión, lo cual tiene implícito una concepción de protección contra colapso de tensión del sistema o partes de él. Sin embargo, hay otras condiciones de subtensión para las cuales estos tiempos de actuación son excesivamente reducidos y podrían ocasionar operaciones erróneas o innecesarias. También hay casos en los cuales una situación postfalla puede estabilizar al sistema en condiciones de tensiones muy reducidas y fuera de las bandas de tensión admisibles por la propia Norma para las situaciones postcontingencia y que no necesariamente son precursoras de un colapso de tensión (Art. 5-60). Estas situaciones pueden ocurrir en sistemas de subtransmisión, en los cuales una condición postcontingencia puede estabilizar las tensiones en valores inferiores al 90% de la tensión nominal o la de servicio. Estos serían casos en los cuales un EDAC por baja tensión temporizado y eventualmente con varios escalones con temporización creciente, podría permitir cumplir las condiciones de calidad de servicio sin una desconexión excesiva de consumos. Los estudios de los sistemas de subtransmisión deben considerar las obras necesarias para cumplir esta calidad de servicio y las empresas disponer de los medios de compensación necesarios para que los consumos que se hayan desconectado por este motivo puedan ser recuperados cumpliendo las condiciones de calidad postcontingencia. Los consumos desconectados deberían ser además compensados por contribuir a la calidad de servicio, remunerándolos con el costo de falla de corta duración.        

Esta propuesta está orientada a mejorar la calidad del producto suministrado y no es susceptible de ser evaluada económicamente.

PROPUESTA 11:

Se propone analizar la conveniencia e implicancias de reglamentar la conexión de nuevas centrales y consumos al sistema troncal con el objeto de asegurar que se conserven criterios económicos en la planificación de los sistemas interconectados. Ello implica que la solución de conexión de la nueva central o del consumo al sistema troncal debe ser la óptima para el conjunto “sistema troncal + obras de conexión”. En este mismo sentido, la reglamentación debe evitar que decisiones adoptadas por quienes se conectan impacten negativamente la seguridad o capacidad de transmisión del sistema, haciendo incurrir al resto de los usuarios en costos adicionales por nuevas inversiones en los sistemas troncales destinadas a recuperar su seguridad o capacidad. Este es el caso, por ejemplo, de decisiones relacionadas con los niveles de tensión a que se decide conectar nuevas centrales de gran capacidad o decisiones respecto del punto de conexión de centrales y consumos.

JUSTIFICACIÓN:

Actualmente se interpreta que el acceso abierto de nuevas centrales generadoras o de consumos al sistema troncal es irrestricto, en términos que es el propietario de la central o del consumo quien decide en que punto de dicho sistema y en qué nivel de tensión conectarse. En la medida que una decisión en esos términos implica una decisión privada que solamente tome en cuenta los costos que ella irrogará al  propietario de la central o del consumo, la decisión no será óptima, pues no estará considerando la totalidad de los costos asociados a cada decisión. Un ejemplo simple de esto es lo que ocurre cada vez que una central o consumo se conecta al sistema troncal mediante un sistema adicional consistente en una línea perpendicular a la línea troncal más cercana, la cual representa la mínima inversión en la línea adicional, pero impone la apertura de una subestación seccionadora de la línea troncal en el punto de conexión, en circunstancias que puede haber una subestación troncal existente que permite la conexión de la central o del consumo sin necesidad de abrir una nueva seccionadora. En este caso, la línea adicional de conexión resulta más cara, pero de menor costo que el costo de la línea adicional perpendicular más el costo de la nueva subestación seccionadora.
PROPUESTA 12:

Se propone la realización de un estudio que analice técnica y económicamente los diferentes esquemas de barras de subestaciones troncales desde el punto de vista de la seguridad del sistema ante fallas que las afecten y establezca limitaciones y configuraciones básicas de seguridad según número de paños, montos de inyección o retiro, previsión de crecimiento de la subestación. 

JUSTIFICACIÓN:

Mayoritariamente se ha utilizado el esquema de barra principal seccionada y barra de transferencia de interruptores. Con el crecimiento que han tenido las subestaciones, en algunas de ellas ocurre que cada sección de barra concentra un número de conexiones tal que en caso de falla en la sección puede resultar en una cantidad de potencia interrumpida excesiva. Se considera que el Estudio de Transmisión Troncal no es la instancia adecuada para un análisis de esta naturaleza por la desmesurada generación de alternativas que deberían ser analizadas y evaluadas económicamente.
En caso de desarrollarse el estudio comparativo propuesto, se dispondrá de las diferencias de costos de inversión entre los esquemas de barras para diferentes números de entradas a la barra. Con ello se podrá conocer las diferencias de inversión y si ellas compensan las consecuencias de fallas que las puedan afectar.     

PROPUESTA 13:

La implementación de los sistemas de control de contingencias en las subestaciones que se han propuesto anteriormente, debe complementarse con la exigencia de que la conexión de cualquier nuevo paño a una subestación deba disponer de los equipamientos necesarios para participar en los esquemas EDAC o EDAG o ERAG (por señal específica o combinada) que estén implementados en esa subestación.
JUSTIFICACIÓN:

Los esquemas de control de contingencias pueden perder su efectividad si no se consideran las nuevas conexiones a la subestación y su efecto en la correcta actuación de estos esquemas.  
8. Propuesta de modificación normativa

A continuación se presenta un cuadro que incluye las propuestas de modificación de diversos Artículos de la Norma Técnica, comparadas con su texto vigente.
	Artículo 1-7

Para la aplicación de la presente NT, las siguientes definiciones tendrán el significado que a continuación se indica:

18) Contingencia Simple: Falla intempestiva de un elemento del SI, pudiendo ser éste una unidad generadora,  un consumo o un Elemento Serie del Sistema de Transmisión, que puede ser controlada con los Recursos Generales de Control de Contingencias.

31) Elemento Serie: Instalaciones del Sistema de Transmisión, las cuales pueden corresponder a líneas de transmisión, transformadores de potencia o condensadores serie.

49) Límite por Contingencias: Máxima corriente que puede circular por un Elemento Serie condicionado por el estado de operación del SI luego de ocurrida una Contingencia Simple, con el objeto de evitar la salida en cascada de otros componentes, debido a sobrecargas temporales fuera de los estándares permitidos, o a la proximidad de condiciones de pérdida de estabilidad de frecuencia, ángulo y/o tensión.

73) Severidad 4: Cortocircuito bifásico a tierra sin impedancia de falla aplicado sobre uno de los circuitos de las líneas de transmisión de doble circuito o sobre una línea de simple circuito, con Redundancia de Vínculo, seguido de la desconexión en tiempo normal del circuito fallado por acción de la protección primaria, admitiendo la actuación limitada del EDAC y/o EDAG y/o ERAG. Tratándose de enlaces  HVDC de más de un polo, consiste en la falla permanente de un polo.

74) Severidad 5: Desconexión intempestiva de la unidad generadora de mayor tamaño admitiendo desconexión automática limitada de carga, y/o pérdida del mayor módulo de carga admitiendo la actuación limitada del EDAG y/o ERAG. También son Severidad 5 las fallas permanentes en el polo de enlaces HVDC monopolares.
	Artículo 1-7

Para la aplicación de la presente NT, las siguientes definiciones tendrán el significado que a continuación se indica:

18) Contingencia Simple: Falla intempestiva o desconexión fortuita de un elemento del SI, pudiendo ser éste una unidad generadora, un consumo o un Elemento Serie del Sistema de Transmisión, que puede ser controlada con los Recursos Generales de Control de Contingencias. En el caso de centrales de ciclo combinado deberá considerarse la configuración turbina de gas – turbina de vapor para determinar si la contingencia simple pudiera afectar a dos unidades generadoras. Para el caso de configuración 2 turbinas de gas – 1 turbina de vapor, el propietario deberá demostrar, por medio de ensayos si así se requiere, que existe la independencia de los sistemas de control, servicios auxiliares, suministro de combustible u otros que garanticen que la falla de una turbina de gas afecta solamente a esa unidad y a la generación de la unidad a vapor en la proporción correspondiente.  
31) Elemento Serie: Instalaciones del Sistema de Transmisión, las cuales pueden corresponder a líneas de transmisión, transformadores de potencia, secciones de barras o condensadores serie.

49) Límite por Contingencias: Máxima corriente que puede circular por un Elemento Serie en Estado Normal de Operación del SI, de modo que en el evento de ocurrir una Contingencia Simple, se evite la salida en cascada de otros componentes, debido a sobrecargas temporales mayores que los estándares permitidos, o a la proximidad de condiciones de pérdida de estabilidad de frecuencia, ángulo y/o tensión.

73) Severidad 4 a: Cortocircuito bifásico a tierra sin impedancia de falla aplicado sobre uno de los circuitos de las líneas de transmisión de doble circuito o sobre una línea de simple circuito, con Redundancia de Vínculo, seguido de la desconexión en tiempo normal del circuito fallado por acción de la protección primaria, admitiendo la actuación limitada del EDAC y/o EDAG y/o ERAG. Tratándose de enlaces  HVDC de más de un polo, consiste en la falla permanente de un polo.
Severidad 4 b: Falla, cortocircuito o desconexión fortuita de un transformador de poder, seguido de su desconexión en tiempo normal por acción de la protección primaria o apertura fortuita de sus interruptores, admitiendo la actuación limitada del EDAC y/o EDAG y/o ERAG.

Severidad 4 c: Cortocircuito o desconexión fortuita de una barra o sección de barra de una subestación, seguido de su desconexión en tiempo normal por acción de la protección primaria o apertura fortuita de sus interruptores, admitiendo la actuación limitada del EDAC y/o EDAG y/o ERAG.
74) Severidad 5: Desconexión intempestiva de la unidad generadora de mayor tamaño admitiendo la actuación limitada de EDAC; o pérdida del mayor módulo de carga admitiendo la actuación limitada del EDAG y/o ERAG. En el caso de centrales de ciclo combinado deberá considerarse la configuración turbina de gas – turbina de vapor para determinar si la contingencia simple pudiera afectar a dos unidades generadoras. También son Severidad 5 las fallas permanentes en el polo de enlaces HVDC monopolares.

	Artículo 3-34

Las instalaciones del Sistema de Transmisión deberán poseer todo el equipamiento necesario para una adecuada implementación del Plan de Defensa contra Contingencias Extremas que elabore la DO.


	Artículo 3-34

Las instalaciones del Sistema de Transmisión deberán poseer todo el equipamiento necesario para una adecuada implementación de los esquemas de EDAC/EDAG/ERAG (por señal específica o combinada) que determine la DO, ya sea para responder a contingencias simples o como parte del Plan de Contingencias Extremas.

Las nuevas instalaciones que se conecten al Sistema de Transmisión deberán poseer todo el equipamiento necesario para participar en los esquemas de EDAC/EDAG/ERAG (por señal específica o combinada) existentes en las subestaciones a las que se conectan. 

	Artículo 5-4

Los límites y márgenes de operación de SyCS serán determinados en base a consideraciones técnicas y económicas debidamente justificadas, estas últimas entendidas como el compromiso entre los costos y beneficios obtenidos para el conjunto del SI, conforme a los estándares de SyCS que se exigen en la presente NT.

	Artículo 5-4

La DO deberá determinar y aplicar límites y márgenes de operación en base a las consideraciones técnicas expresadas en la presente NT y a consideraciones económicas debidamente justificadas, estas últimas entendidas como el compromiso entre los costos y beneficios obtenidos para el conjunto del SI, conforme a los estándares de SyCS que se exigen en la presente NT. 

Los requerimientos de seguridad de suministro de la presente NT deben ser cumplidos ante contingencia simple, dependiendo de las consideraciones económicas asociadas a la pérdida de consumos que ellas.

Los requerimientos de seguridad de suministro de la presente NT deben ser cumplidos ante contingencia extrema, mediante la desconexión de carga y/o generación que sea necesaria . 

	Artículo 5-5

La planificación para el desarrollo del SI deberá ser tal que permita conservar los márgenes y reservas operacionales necesarios para garantizar que ante la ocurrencia de una Contingencia Simple, sus efectos no se propaguen a las restantes instalaciones del SI y puedan provocar la salida incontrolada de las mismas.

Para estos efectos, el Estudio de Transmisión Troncal y sus revisiones, a que se refiere la Ley General de Servicios Eléctricos, durante su realización deberá verificar que las alternativas de ampliación recomendadas aseguren el cumplimiento de lo señalado en el inciso anterior, a través de la aplicación del Criterio N-1, en todos los tramos del Sistema de Transmisión Troncal, que permitan dar cumplimiento a las exigencias de SyCS establecidas en la presente NT.

Del mismo modo, los Estudios de Subtransmisión a que se refiere la Ley General de Servicios Eléctricos, deberán cumplir lo señalado en el inciso anterior para las instalaciones de cada Sistema de Subtransmisión.
La aplicación del Criterio N-1 para efectos de la planificación a que se refiere el presente artículo, no deberá considerar la utilización de los recursos EDAC, EDAG y/o ERAG activados por señal específica.
	Artículo 5-5

La planificación para el desarrollo del SI deberá ser tal que permita conservar los márgenes y reservas operacionales necesarios para garantizar que ante la ocurrencia de una Contingencia Simple, sus efectos no se propaguen a las restantes instalaciones del SI y puedan provocar la salida incontrolada de las mismas. Este criterio aplicado tanto en la planificación como en la operación, se denomina Criterio N-1.

Para estos efectos, el Estudio de Transmisión Troncal y sus revisiones, a que se refiere la Ley General de Servicios Eléctricos, deberá verificar durante su realización que las alternativas de ampliación recomendadas aseguren el cumplimiento de lo señalado en el inciso anterior, en todos los tramos del Sistema de Transmisión Troncal, que permitan dar cumplimiento a las exigencias de SyCS establecidas en la presente NT.

Del mismo modo, los Estudios de Subtransmisión a que se refiere la Ley General de Servicios Eléctricos, deberán cumplir lo señalado en el inciso anterior para las instalaciones de cada Sistema de Subtransmisión.

La aplicación del Criterio N-1 para efectos de la planificación a que se refiere el presente artículo, no deberá considerar la utilización de recursos EDAC  (activados por señal específica, por subfrecuencia o por subtensión) que superen:

· un 5% de la demanda máxima del sistema y que en ningún caso superen el 30% de la demanda de cada una de las subestaciones afectadas por el EDAC, para contingencias simples de líneas de transmisión, condensadores serie y unidades generadoras. 

· un 15% de la demanda máxima del sistema y que en ningún caso superen el 40% de la demanda de cada una de las subestaciones afectadas por el EDAC, para contingencias simples de transformadores, reactores y secciones de barra. 

	Artículo 5-6

La operación del SI deberá ser tal que permita conservar los márgenes y reservas operacionales necesarias para garantizar que ante la ocurrencia de una Contingencia Simple, sus efectos no se propaguen a las restantes instalaciones del SI y puedan provocar la salida incontrolada de las mismas.

Asimismo, la DO y el CDC, según corresponda, coordinarán la operación de las instalaciones del SI de modo que se asegure en todo momento lo señalado en el inciso anterior, debiendo aplicar un Criterio N-1, en todas aquellas instalaciones del Sistema de Transmisión que permitan dar cumplimiento a las exigencias de SyCS establecidas en la presente NT.


	Artículo 5-6

La operación del SI deberá ser tal que permita conservar los márgenes y reservas operacionales necesarias para garantizar que ante la ocurrencia de una Contingencia Simple, sus efectos no se propaguen a las restantes instalaciones del SI y puedan provocar la salida incontrolada de las mismas. Este criterio aplicado tanto en la planificación como en la operación, se denomina Criterio N-1.

Asimismo, la DO y el CDC, según corresponda, coordinarán la operación de las instalaciones del SI de modo que se asegure en todo momento lo señalado en el inciso anterior en todas aquellas instalaciones del Sistema de Transmisión que permitan dar cumplimiento a las exigencias de SyCS establecidas en la presente NT.

La aplicación del Criterio N-1 para efectos de la operación a que se refiere el presente artículo, no deberá considerar la utilización de recursos EDAC  (activados por señal específica, por subfrecuencia o por subtensión) que superen:

· un 5% de la demanda máxima del sistema y que en ningún caso superen el 30% de la demanda de cada una de las subestaciones afectadas por el EDAC, para contingencias simples de líneas de transmisión, condensadores serie y unidades generadoras. 

· un 15% de la demanda máxima del sistema y que en ningún caso superen el 40% de la demanda de cada una de las subestaciones afectadas por el EDAC, para contingencias simples de transformadores, reactores y secciones de barra. 

	Artículo 5-8

En el caso de subestaciones eléctricas pertenecientes al Sistema de Transmisión, los propietarios de transformadores deberán disponer reservas o respaldos, propios o de terceros,  energizados o desenergizados, tal que su disponibilidad asegure el cumplimiento de lo indicado en el Artículo 5-5 y Artículo 5-6 de la presente NT, justificándose la desconexión automática y/o manual de carga cuando ésta sea la solución óptima en términos técnicos y económicos, siempre y cuando dichas reservas y respaldos estén operativos antes de 96 horas contadas desde el inicio de la indisponibilidad que se debe corregir. Lo anterior es sin perjuicio de los estándares de calidad de suministro que se establezcan en la reglamentación vigente.
	Artículo 5-8

En el caso de subestaciones eléctricas pertenecientes al Sistema de Transmisión, los propietarios de transformadores deberán disponer de equipos de reserva o respaldo, propios o de terceros, energizados o desenergizados, tal que en caso de falla permanente de uno de los transformadores de la subestación se pueda normalizar el servicio antes de 96 horas contadas desde el inicio de la falla. 

Lo anterior es sin perjuicio de lo indicado sobre la aplicación del Criterio N-1 en los Artículos 5-5 y 5-6 de la presente NT.

	Artículo 5-14

Los propietarios de las Instalaciones de Clientes serán responsables de administrar e instalar, según corresponda, los equipamientos necesarios para cumplir con los porcentajes de participación en el EDAC por subfrecuencia que defina la DO en base a criterios técnicos y económicos para cumplir con las exigencias de la presente NT.
	Artículo 5-14

Los propietarios de las Instalaciones de Clientes serán responsables de administrar e instalar, según corresponda, los equipamientos necesarios para cumplir con los porcentajes de participación en el EDAC por subfrecuencia que defina la DO en base a criterios técnicos y económicos para cumplir con las exigencias de la presente NT.

No obstante, los propietarios podrán convenir con terceros que desconecten una carga equivalente para dar cumplimiento a esta obligación, siempre que demuestre que los efectos de esta desconexión resultan equivalentes. 

	Artículo 5-17

Los propietarios de las Instalaciones de Clientes serán responsables de administrar e instalar, según corresponda, los equipamientos necesarios para cumplir con los porcentajes de participación en el EDAC por subtensión que defina la DO en base a criterios técnicos y económicos para cumplir con las exigencias de la presente NT.
	Artículo 5-17

Los propietarios de las Instalaciones de Clientes serán responsables de administrar e instalar, según corresponda, los equipamientos necesarios para cumplir con los porcentajes de participación en el EDAC por subtensión que defina la DO en base a criterios técnicos y económicos para cumplir con las exigencias de la presente NT.

No obstante, los propietarios podrán convenir con terceros que desconecten una carga equivalente para dar cumplimiento a esta obligación, siempre que demuestre que los efectos de esta desconexión resultan equivalentes. 

	Artículo 5-19

En las Instalaciones de Clientes se implementará el aporte al EDAC por subtensión a través de la instalación de equipamientos que deben medir la tensión en un tiempo no mayor a 100 [ms] y enviar, en forma instantánea, la señal de apertura a los interruptores que desconectan los consumos y cargas que participan del EDAC por subtensión.
	Artículo 5-19

En las Instalaciones de Clientes se implementará el aporte al EDAC por subtensión a través de la instalación de equipamientos que deben medir la tensión. 

Para las aplicaciones de EDAC por subtensión como recurso de defensa contra colapsos de tensión, los equipamientos deberán garantizar la medición de la tensión en un tiempo no mayor a 100 [ms] y enviar, en forma instantánea, la señal de apertura a los interruptores que desconectan los consumos y cargas que participan del EDAC por subtensión.
Para las aplicaciones de EDAC por subtensión como recurso para dar cumplimiento a lo establecido en el Artículo 5–60, los estudios que desarrolle la DO deberán considerar el menor número de escalones de desconexión temporizados que resulten necesarios para cumplir los límites inferiores de tensión aceptables.

	Artículo 5-20

Los propietarios de las Instalaciones de Clientes serán responsables de administrar e instalar, los equipamientos necesarios para cumplir con la participación que le corresponda en el EDAC por señal específica que defina la DO en base a criterios técnicos y económicos para cumplir con las exigencias de la presente NT.
	Artículo 5-20

Los propietarios de las Instalaciones de Clientes serán responsables de administrar e instalar, los equipamientos necesarios para cumplir con la participación que le corresponda en el EDAC por señal específica que defina la DO en base a criterios técnicos y económicos para cumplir con las exigencias de la presente NT.
No obstante, los propietarios podrán convenir con terceros que desconecten una carga equivalente para dar cumplimiento a esta obligación, siempre que demuestre que los efectos de esta desconexión resultan equivalentes. 

	Artículo 5-39

En Estado Normal o Estado de Alerta, y en condiciones inmediatamente posteriores a una Contingencia Simple, el CDC podrá operar los Elementos Serie del Sistema de Transmisión manteniendo la corriente transportada en un valor inferior al límite de sobrecarga admisible de corta duración definido por cada uno de los Coordinados. Para efectos de lo señalado anteriormente, se entenderá por corta duración al período de duración igual a 15 minutos.

Para la definición del anterior límite, se deberá considerar como condición inicial de operación previa a la Contingencia Simple, aquella condición de operación más probable entre las condiciones de operación capaces de producir la sobrecarga más severa.
	Artículo 5-39

En Estado Normal o Estado de Alerta, y en condiciones inmediatamente posteriores a una Contingencia Simple, el CDC podrá operar los Elementos Serie del Sistema de Transmisión manteniendo la corriente transportada en un valor inferior al límite de sobrecarga admisible de corta duración definido por cada uno de los Coordinados. Para efectos de lo señalado anteriormente, se entenderá por corta duración al período de duración igual a 15 minutos, período durante el cual el CDC deberá adoptar medidas tales como redespacho de unidades generadoras u otras que sean eficaces para restituir la corriente transportada por el Elemento Serie a la correspondiente a su capacidad de operación permanente.

Para la definición del anterior límite, se deberá considerar como condición inicial de operación previa a la Contingencia Simple, aquella condición de operación más probable entre las condiciones de operación capaces de producir la sobrecarga más severa.

	Artículo 5-73

Las interrupciones deberán ser medidas por los índices de continuidad FMIK y TTIK resultantes de la operación realizada conforme a los criterios técnicos, económicos y de seguridad y calidad de servicio establecidos en la normativa vigente, definidos como:
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en donde,

· kVAfsi: Potencia interrumpida en la Instalación de Conexión, expresada en [kVA].

· kVAinst: Capacidad de la Instalación de Conexión, expresada en [kVA].

· Tfsi: Tiempo de duración de cada interrupción.

· n: Número de interrupciones en el período.

Estos índices se deberán determinar en forma separada para interrupciones de más de tres minutos y para interrupciones menores e iguales a tres minutos, según origen de la interrupción, ya sea generación o transmisión y en forma separada cuando se trate de interrupciones por actuación de EDAC.
	Artículo 5-73

Las interrupciones deberán ser medidas por los índices de continuidad FMIK y TTIK resultantes de la operación realizada conforme a los criterios técnicos, económicos y de seguridad y calidad de servicio establecidos en la normativa vigente, definidos como:
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en donde,

· kVAfsi: Potencia interrumpida en la Instalación de Conexión, expresada en [kVA].

· kVAinst: Capacidad de la Instalación de Conexión, expresada en [kVA].

· Tfsi: Tiempo de duración de cada interrupción.

· n: Número de interrupciones en el período.

Estos índices se deberán determinar en forma separada para interrupciones de más de tres minutos y para interrupciones menores e iguales a tres minutos, según origen de la interrupción, ya sea generación o transmisión y en forma separada cuando se trate de interrupciones por actuación de EDAC.

Anualmente, se determinará el índice ENS/Energía Vendida, en que:

· ENS = energía total anual no suministrada por indisponibilidades programadas y forzadas de instalaciones de generación y transmisión y por la actuación de EDAC

· Energía Vendida =  suma de la energía facturada por los xoordinados a sus clientes.  


ANEXO 1
1. La regulación chilena y los Criterios básicos empleados en el Estudio de Transmisión Troncal 
1.1. Extracto de normas existentes
La normativa chilena en materia de seguridad  se encuentra en la “Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio” (NTSyCS), actualizada en Septiembre 2010, que establece: 

Artículo 5-5

“La planificación para el desarrollo del SI deberá ser tal que permita conservar los márgenes y reservas operacionales necesarios para garantizar que ante la ocurrencia de una Contingencia Simple, sus efectos no se propaguen a las restantes instalaciones del SI y puedan provocar la salida incontrolada de las mismas.

Para estos efectos, el Estudio de Transmisión Troncal y sus revisiones, a que se refiere la Ley General de Servicios Eléctricos, durante su realización deberá verificar que las alternativas de ampliación recomendadas aseguren el cumplimiento de lo señalado en el inciso anterior, a través de la aplicación del Criterio N-1, en todos los tramos del Sistema de Transmisión Troncal, que permitan dar cumplimiento a las exigencias de SyCS establecidas en la presente NT.

Del mismo modo, los Estudios de Subtransmisión a que se refiere la Ley General de Servicios Eléctricos, deberán cumplir lo señalado en el inciso anterior para las instalaciones de cada Sistema de Subtransmisión.

La aplicación del Criterio N-1 para efectos de la planificación a que se refiere el presente artículo, no deberá considerar la utilización de los recursos EDAC, EDAG y/o ERAG activados por señal específica.”

Artículo 5-6

“La operación del SI deberá ser tal que permita conservar los márgenes y reservas operacionales necesarias para garantizar que ante la ocurrencia de una Contingencia Simple, sus efectos no se propaguen a las restantes instalaciones del SI y puedan provocar la salida incontrolada de las mismas.

Asimismo, la DO y el CDC, según corresponda, coordinarán la operación de las instalaciones del SI de modo que se asegure en todo momento lo señalado en el inciso anterior, debiendo aplicar un Criterio N-1, en todas aquellas instalaciones del Sistema de Transmisión que permitan dar cumplimiento a las exigencias de SyCS establecidas en la presente NT.

Artículo 5-7

La aplicación del Criterio N-1 que realiza la DO, deberá considerar en todos los estudios de programación de la operación establecidos en la presente NT, que una Contingencia Simple pueda ser controlada con la activación de EDAC, EDAG y/o ERAG, por subfrecuencia, subtensión o señal específica, o bien mediante restricciones en la operación de las instalaciones de generación o transmisión, de modo de asegurar que la falla no se propague al resto de las instalaciones del SI, produciendo una salida incontrolada de las mismas.

Para determinar el grado de participación de los recursos mencionados en el inciso anterior, la DO deberá realizar una evaluación técnico-económica considerando el costo de energía no suministrada de corta duración y la probabilidad de falla.”

Artículo 5-8

“En el caso de subestaciones eléctricas pertenecientes al Sistema de Transmisión, los propietarios de transformadores deberán disponer reservas o respaldos, propios o de terceros, energizados o desenergizados, tal que su disponibilidad asegure el cumplimiento de lo indicado en el Artículo 5-5 y Artículo 5-6 de la presente NT, justificándose la desconexión automática y/o manual de carga cuando ésta sea la solución óptima en términos técnicos y económicos, siempre y cuando dichas reservas y respaldos estén operativos antes de 96 horas contadas desde el inicio de la indisponibilidad que se debe corregir. Lo anterior es sin perjuicio de los estándares de calidad de suministro que se establezcan en la reglamentación vigente.” 

Del análisis de la regulación chilena resultan las siguientes conclusiones: 

Las disposiciones citadas de la NT han sido modificadas respecto de su versión anterior, en  la cual  existía una misma indicación respecto de la consideración de los recursos de control de carga y generación activados por señal específica, tanto en la etapa de  planificación de las inversiones como en la de  operación del sistema eléctrico. 

Actualmente los Artículos 5-5 y 5-7 introducen diferencias entre los criterios a considerar en los estudios de planificación y los aplicables en la operación del sistema eléctrico, en lo que se refiere al uso de recursos de control activados por señal específica. Esto implica que el sistema de transmisión construido como resultado de estos estudios de planificación requerirá mayores inversiones y presentará holguras para soportar crecimientos de la potencia transmitida cuando se analice su utilización con base en estudios de operación que admiten la utilización de los EDAG y EDAC activados por señal específica, no aceptados en la etapa de planificación. 

1.2. Estudio de transmisión troncal.

Se ha estimado conveniente tener a la vista en el presente estudio los criterios utilizados y los análisis realizados en el Estudio de Transmisión Troncal del año 2010 para establecer las capacidades de transmisión en los tramos de líneas y tramos de transformación. Para este efecto, se reproducen a continuación, en los puntos 1.2.1 y 1.2.2 siguientes, los subcapítulos del Informe Final de dicho estudio que se refieren a esta materia.

1.2.1. Tramos correspondientes a líneas de transmisión

La capacidad de diseño de las soluciones técnicas que se requieren para cubrir las necesidades de refuerzo del sistema troncal, se definen a través de las transmisiones máximas previstas. Éstas no ocurren necesariamente en el bloque de demanda máxima, sin perjuicio que las transmisiones en estas condiciones pueden resultar más exigentes desde el punto de vista del control de la tensión, por lo cual también es necesario verificar para estas condiciones que se cuenta con los equipamientos de compensación reactiva suficientes. Por estas razones, las condiciones de despacho y demanda más relevantes para realizar los estudios se seleccionaron tomando en cuenta ambas situaciones.

Los despachos de generación y los niveles de demanda utilizados en la determinación de los límites operacionales se seleccionaron, en general, a partir de los resultados de los flujos por tramo obtenidos con el modelo SDDP. Sin perjuicio de lo anterior, en varias ocasiones, durante el proceso de análisis de alternativas de desarrollo para un mismo escenario, a partir de un mismo caso inicial se realizaron variaciones de demanda o generación orientadas a definir límites máximos de transmisión para dichas alternativas. Estos análisis se realizaron para distintas etapas en las que los cambios topológicos que experimenta el sistema podían dar origen a la modificación de los límites a aplicar.

Un criterio básico para la definición de límites lo constituye la definición contenida en los primeros dos incisos del Artículo 5-5  de la Norma Técnica, ya mencionado. El Consultor que ha realizado el estudio ha aplicado estrictamente el criterio anterior, en el sentido de no considerar en el estudio de planificación la aplicación de medidas como EDAC, EDAG y ERAG ante contingencias simples, que no correspondan a las desconexiones por subfrecuencia o subtensión.

De acuerdo a lo anterior, en la determinación de los niveles máximos de transmisión a aplicar en los distintos tramos, y a partir del período en el cual es posible contar con ampliaciones de la capacidad de transmisión, se adoptó el criterio n-1, tomando en consideración que cuando existen otras líneas o sistemas que operan en anillo con el tramo en estudio, la redistribución de los flujos a través de estas vías alternativas garantice que tras la ocurrencia de la falla de severidad 4 (fallas sin reconexión en líneas de doble circuito), el flujo por el circuito que permanece en servicio sea siempre menor que su capacidad máxima, sin considerar la aplicación de recursos adicionales como EDAC, EDAG o ERAG.

Para el período anterior a la fecha más próxima en la cual es posible contar con ampliaciones de la capacidad de transmisión, se consideraron soluciones relativas a la operación del sistema utilizando los recursos que ofrece la NT como EDAG. Así, por ejemplo, en el caso del tramo Maitencillo - Pan de Azúcar, en que la solución de largo plazo requiere de la construcción de nuevas líneas, se supuso que en el corto plazo el CDEC podría hacer uso de EDAG sobre unidades de Guacolda para aumentar la transmisión hasta el máximo permitido por estabilidad transitoria (estimados en 320/290 MW).

En el caso de líneas de transmisión, los niveles máximos de transmisión aceptables en condiciones normales de operación por los distintos tramos del sistema troncal se determinaron de modo tal que ante la ocurrencia de una contingencia simple de circuitos o de unidades generadoras mayores, la transferencia post-falla resultante por el tramo no excediera las capacidades de conducción permanente para una temperatura ambiente de 25°C con sol en el período marzo-noviembre y 30° C con sol en el período diciembre-febrero. 

En los casos en que la estabilidad de tensión es un factor crítico, el límite se determinó a partir de un análisis de curva P-V incluyendo la contingencia. Al respecto, es necesario señalar que el artículo 5-55 de la Norma Técnica no es claro en la definición del margen de estabilidad de tensión. 

El Consultor adoptó el siguiente criterio: los límites por estabilidad de tensión se determinaron considerando un margen de seguridad equivalente al 3% de la demanda al norte del tramo analizado con respecto al menor de los siguientes valores: 

· Punto en que se alcanza la tensión mínima permitida por la Norma Técnica para Estado de Alerta, que para barras de 220 kV es de 0,93 p.u. 

· Punto en que se observa un incremento rápido de la pendiente dV/dP (típicamente cuando se copa la capacidad de regulación de los CER).

El artículo 5-55, en cambio, se refiere a un margen de 20% en relación a valores de tensión, que no hace sentido, por cuanto podría interpretarse que si el nivel del colapso de tensión es más próximo al mínimo de la banda, la potencia límite se incrementaría. Por ello, el Consultor prefirió adoptar un criterio más conservador, basado en valores de potencia.

Dada la configuración longitudinal del sistema en distintas zonas, especialmente notoria en la zona Norte y en la transmisión Charrúa-Ancoa-Alto Jahuel, los límites de transmisión están muy condicionados por la estabilidad de tensión, lo cual establece una fuerte interdependencia entre las capacidades y ampliaciones de los distintos tramos. Así es como ampliaciones en tramos aguas abajo no tienen el efecto requerido de aumento de capacidad si no van acompañadas contemporáneamente con ampliaciones en los tramos aguas arriba. Por esta razón,  la determinación de los límites en estos casos no es analizable por tramo en forma independiente.

1.2.2. Tramos correspondientes a transformadores

a) Criterio señalado en la NT

En el caso de los transformadores, en todas las subestaciones troncales de 500/220 kV se aplicó lo dispuesto en el Art 5-8 de la Norma Técnica, citado anteriormente

b) Justificación de utilizar el criterio señalado en la NT

La tasa de fallas de transformadores de potencia es mundialmente reconocida como muy baja comparada con el caso de líneas de transmisión, lo cual hace que cuando ellas provocan la desconexión intempestiva del transformador, tienen las características de una contingencia extrema para el sistema. Cabe indicar sin embargo, que en la mayoría de los casos, ellas son detectables en forma incipiente a través de la producción de gases cuya composición química es típica del deterioro que experimenta la aislación de los arrollamientos. Este es un proceso de desarrollo lento y la acumulación de estos gases en la protección Buchholz origina la actuación de una alarma cuando su volumen excede de un cierto nivel. 

La verificación de la existencia de gases acumulados en el relé Buchholz forma parte de las rutinas habituales de mantenimiento, de modo que en caso de encontrarse, y que el análisis de su composición química indique que su origen es el deterioro de la aislación, permite  reemplazar programadamente la fase que presenta la anomalía por la fase de repuesto, sin que ello implique la desconexión intempestiva del equipo ni pérdida de consumo.

Los valores publicados sobre tasas de fallas de transformadores de potencia presentan una variación muy amplia, debido, por ejemplo, a factores tales como las condiciones ambientales en el punto de instalación, nivel ceráunico, temperaturas máximas, frecuencia de fallas externas, etc.  Las referencias consultadas informan los valores del tiempo esperado entre fallas (“Expected Time to Failure” o ETTF), valor que es el inverso de la tasa anual de falla. El cuadro siguiente resume algunos de los valores publicados. 

Tabla 1 - Tiempo esperado entre fallas (informe citado)

	Referencia
	Estudio citado
	Tensión
	ETTF

	“Literature Search for Reliability Data of Components in Electric Distribution Networks”

M.H.J. Bollen, Eindhoven University of Technology. The Netherlands. Agosto 1993
	Green and Bourne (1972)
	132 a 400 kV
	16 años

	Ídem
	IEEE Standard 500 (1983)
	243 a 346 kV

347 a 550 kV

sobre 550kV
	185 años

190 años

120 años

	Ídem
	
reta.,1983 Encuesta año 1978  sobre 47000 unidades año, 1000 fallas ocurridas entre 1968 y 1978 
	300 a 700 kV
	46 años

	Ídem
	
reta,1983:

0 a 5 años de servicio

5 a 10 años de servicio

10 a 20 años de servicio
	100-700 kV
	57 años

49 años

43 años

	Ídem
	Allan et al. (1980)
	400/23,5 kV
	17 años

	Ídem
	Nelson and Johnson
	345/24,5 kV
	230 años


Se observa la gran dispersión de valores de tasas de falla de transformadores de las características de voltaje de los transformadores troncales del SIC que se publica de acuerdo con estadísticas internacionales, las que van desde tasas de 1 en 16 años a tasas de una  en 230 años. La estadística de fallas en transformadores de 500/220 kV en el SIC es muy limitada para sacar conclusiones estadísticamente significativas; pero desde 1985, año en que se puso en servicio el sistema troncal de 500 kV se han acumulado más de 120 años-transformador de funcionamiento de bancos de autotransformadores de 500/220 kV sin ninguna falla de los equipos de transformación.
 

A los efectos de la evaluación de la conveniencia de respaldar las subestaciones transformadoras troncales del SIC, se utilizó en el estudio troncal la tasa de una falla en 43 años, que corresponde al valor entregado por la CIGRE para transformadores de 100 a 700 kV con 10 a 20 años en servicio. 

c) Desconexión por falla de un autotransformador de 500/220 kV de Subestación Charrúa

La contingencia en un autotransformador 500/220 kV que produciría el mayor efecto sobre la integridad del SIC corresponde a la falla de una unidad de Subestación Charrúa. En efecto, la configuración del SIC y del sistema de transmisión de 500 kV, en el cual ninguna central generadora, ni siquiera las de mayor capacidad, está conectada directamente al sistema de transmisión troncal en este nivel de tensión, sino que en 220 kV, hace que toda la potencia generada en la zona de Charrúa deba necesariamente utilizar la transformación 500/220 kV de esa subestación para acceder a las líneas de 500 kV y transmitir su generación hacia Ancoa y Santiago. Los transformadores 500/220 kV de Charrúa están por lo tanto en serie con las líneas troncales de 500 kV y cualquier contingencia que ocurra en ellos, afecta al principal sistema de transmisión del SIC. La desconexión de un transformador  y la eventual sobrecarga y desconexión del segundo transformador que queda en servicio, sin que se adopten medidas de defensa contra esta contingencia extrema,  puede provocar la pérdida total de servicio, al menos en toda la zona ubicada al norte de Charrúa, al interrumpirse la interconexión desde Charrúa hacia el norte. 

Fallas en los transformadores de 500/220 kV de las subestaciones Ancoa, Alto Jahuel o Polpaico no tendrían las mismas consecuencias que en el caso de Charrúa.  

Se ha evaluado el costo de la energía no suministrada (ENS) en caso de ocurrir un evento como el descrito, suponiendo que ocurre realmente una falla interna intempestiva en un autotransformador de la Subestación Charrúa, no detectada en su etapa de desarrollo incipiente por los procedimientos normales de mantenimiento. La energía se ha evaluado a 3,24 US$/kWh, de acuerdo con el Art 10-8 de las disposiciones transitorias de la Norma Técnica de Seguridad y Calidad de servicio.

Se han aplicado tres enfoques para cuantificar este costo.

c.1) Enfoque 1: actuación del Esquema Estabilizante. 

Este enfoque supone la actuación del Esquema Estabilizante recomendado para esta contingencia en el Informe “Estudio para Plan de Defensa contra Contingencias Extremas en el SIC”, Mayo 2009, Estudios Eléctricos y ElectroNet, para Dirección de Operación del CDEC-SIC. Informe publicado en la página web del CDEC-SIC.

Este esquema se basa en la aplicación de esquemas DAG y DACxCE (desconexión de carga por contingencia específica), los cuales producen desconexión simultánea tanto de generación en la zona de Charrúa, como de carga en la zona de Alto Jahuel, ambas de igual monto en MW, con el objeto de preservar el balance entre generación y demanda y de reducir al mismo tiempo la carga en el autotransformador que permanece en servicio, para evitar su desconexión por sobrecarga.

El comportamiento de este plan de defensa fue simulado en diversas condiciones de carga previa en los autotransformadores de la Subestación Charrúa, las que se incluyen en el Anexo 8 del Informe citado. 

Para el cálculo que interesa realizar, se ha seleccionado la simulación correspondiente a la desconexión de uno de los autotransformadores de 500/220 kV, estando en la condición prefalla con una carga previa total de 1.369 MW. La integridad del sistema puede mantenerse con una desconexión de generación en Charrúa y de demanda en la zona al norte de Alto Jahuel de 473 MW.

Suponiendo que la demanda no varía en el período entre la ocurrencia de la falla y la normalización del abastecimiento a los consumos desconectados, que ocurre cuando se ha reemplazado la unidad monofásica fallada por la unidad de reserva, el costo de la Energía no Suministrada (ENS) sería:

Tabla 2 - Costo por desconexión de transformadores

	Tiempo de normalización del abastecimiento

Horas
	ENS

MWh
	COSTO 

US$ miles

	4
	1.892
	6.130

	6
	2.838
	9.195

	8
	3.784
	12.260

	10
	4.730
	15.325


c.2) Enfoques 2 y 3 considerando un evento real. 

Estos enfoques se basan en determinar el costo de la ENS a partir del evento real de desconexión de uno de los autotransformadores 500/220 kV de la Subestación Charrúa, ocurrido el día Domingo 14 de Marzo de 2010 a las 20:44 hrs, suponiendo como en el caso anterior, que el origen de esta desconexión hubiera sido realmente una falla interna intempestiva en un autotransformador de la Subestación Charrúa. 

Una primera estimación (Enfoque 2) se basa en el Informe de Análisis de Falla EAF 097/2010 “Apagón total en el SIC” disponible en el sitio Web del CDEC-SIC.

De acuerdo con este Informe, se desconectaron 4.137 MW y la ENS alcanzó a 7.554 MWh. El valor de esta energía es de 24.475 US$ miles.

No obstante, se considera que este cálculo subvalúa la ENS ya que desde el punto de vista del CDEC, se considera normalizado el servicio a partir de la hora en que los diversos centros de control le informan que se han energizado las subestaciones y líneas de transmisión y subtransmisión que permiten abastecer sin restricciones las demandas desconectadas. Sin embargo, en el caso de clientes industriales, la normalización de sus operaciones productivas puede tomar bastante tiempo a partir del momento en que cuentan nuevamente con servicio eléctrico. Por otra parte, la subvaluación anterior está compensada en alguna medida porque se calcula a partir de la pérdida de consumo medido en el nivel de alta o media tensión de las subestaciones que experimentaron caída de servicio y por lo tanto, dependiendo del caso, incluyen pérdidas en la subtransmisión o en la distribución; y porque no se considera la variación normal que habría experimentado el consumo entre el instante de desconexión y el de normalización.        

Para considerar todo lo anterior, se ha desarrollado un cálculo alternativo (Enfoque 3), basado en comparar la generación bruta horaria del SIC del Domingo 14 y Lunes 15 de Marzo, con los días correspondientes de la semana anterior y de la semana siguiente, y se han calculado los valores de generación horaria que habrían sido las “normales” desde las 20:00 del 14 de Marzo hasta las 07:00 del 15 de Marzo, hora en que la comparación de la generación horaria permite suponer que la demanda fue normalizada. Las 11 horas transcurridas permiten suponer que la unidad fallada pudo ser reemplazada por la de reserva, y que debido a la hora de la falla, no hubo restricciones adicionales por contar con un solo transformador en Charrúa. Los valores resultantes se han reducido en 15% para considerar las pérdidas de transmisión y distribución. El valor resultante de ENS es de 13.285 MWh, que representa un valor de 43.000 US$ miles.

El cuadro siguiente muestra el valor esperado de la ENS en cada uno de los enfoques de cálculo presentados para el evento real ocurrido el día 14 de Marzo de 2010, considerando la segunda tasa de falla más alta de las referencias consultadas, esto es una falla cada 43 años (CIGRÉ, transformadores con 10 a 20 años de servicio). Se compara el costo esperado de la ENS, evaluado al costo de falla establecido en la NT, con el valor anual de transmisión por tramo (VATT) de un banco autotransformador adicional en la Subestación Charrúa, que contempla 4 unidades monofásicas, ya que por disposición física de los equipos, debe haber una unidad de reserva por cada dos bancos de autotransformadores monofásicos. En el cuadro se incluye el cálculo del costo de la ENS para que sea indiferente instalar un nuevo banco, en cada enfoque de cálculo considerado. Además se incluye el tiempo esperado de falla de indiferencia cuando el costo de falla es el de la NT.    

Tabla 3 - Análisis del efecto de desconexión del transformador de Charrúa
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De los resultados obtenidos se observa que es la hipótesis 3 de cálculo de la ENS asociada a la falla de un transformador en Charrúa, la que da el valor de ENS más alto de las tres hipótesis analizadas, y asumiendo la tasa de una falla en 43 años, resulta claramente antieconómico operar la S/E Charrúa con un criterio N-1 lo que implicaría instalar un transformador de respaldo para tener una reserva en línea, si se evalúa la ENS al costo de falla que señala la Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio. El costo de falla de indiferencia, para la tasa de 1 falla en 43 años, es de 11,73 US$/kWh. Para el costo de falla de la NT, la tasa de falla de indiferencia sería de una falla cada 12 años. En el caso de evaluarse el transformador de respaldo con la hipótesis 1, que implica medidas de administración de la falla utilizando desconexión de generación y consumo para limitar sus efectos, se requeriría un costo de falla de 41,2 US$/kWh asumiendo una falla cada 43 años, o bien una falla cada 3,4 años si el costo de falla es el de la NT.

Como análisis de sensibilidad extremo se calculó el valor del costo esperado de falla considerando la frecuencia de una falla cada 16 años, valor más elevado de la estadística de referencia, para el valor más alto de ENS asociado a la falla (hipótesis 3). El resultado obtenido fue de 2688  US$ miles/año, valor que es inferior al VATT, lo cual confirma que aún en ese caso extremo no conviene respaldar las subestaciones transformadoras.

De los resultados obtenidos en el análisis anterior se desprende que no resulta conveniente respaldar en línea la falla de un transformador en las subestaciones transformadoras de 500/220 kV del sistema troncal del SIC, justificándose en consecuencia la decisión adoptada por el Consultor en orden a utilizar el criterio señalado en la Norma Técnica para establecer los límites de transferencia en los tramos de transformación.

También se concluye que la implementación de medidas de defensa contra contingencias extremas como las recomendadas en el citado Informe, son medidas efectivas para reducir el costo de estos eventos de baja probabilidad de ocurrencia, que en el caso analizado permitiría reducir el costo en un 70%, suponiendo 8 horas para la reposición de la unidad fallada.

1.3. Conclusiones
Del análisis de lo indicado en la Norma Técnica y de los estudios realizados para la Transmisión Troncal se concluye que el Consultor debe enfocar su análisis esencialmente en reanalizar los siguientes aspectos de  la regulación vigente asociados al criterio N-1:

· Si es adecuada la existencia de diferencias entre lo normado para las etapas de  planificación y  operación

· Si es recomendable o no considerar la utilización  de  recursos EDAC, EDAG y/o ERAG activados por señal específica en etapas de planificación, o si son más adecuados  otros criterios de holgura   para esas etapas

· Si el criterio aplicado en líneas debe ser diferente al criterio aplicado para las estaciones transformadoras

· Si debe considerarse dentro de la Norma técnica, eventos extraordinarios que no están tipificados por medio de una descripción de detalle.

2. ASPECTOS CONCEPTUALES 
2.1. CONFIABILIDAD DEL SISTEMA ELÉCTRICO
La Confiabilidad de un Sistema eléctrico consiste en su capacidad general para suministrar  los requerimientos de la demanda en cada momento.

El concepto de confiabilidad está integrado por distintos aspectos complementarios:

1. La Seguridad del Sistema: capacidad del sistema para responder a los perturbaciones que surgen internamente;

2. La Suficiencia del Sistema: se refiere a la existencia de suficientes instalaciones en el sistema para satisfacer la demanda de potencia de los consumidores.

3. La Calidad de servicio

Las interrupciones del servicio eléctrico (incluso pequeñas distorsiones del  mismo)  pueden causar serias pérdidas económicas, dado que  afectan los procesos productivos y el bienestar de los consumidores.

Las consecuencias de tales interrupciones resultan en costos directos (corto plazo) e indirectos (largo plazo).

Se define el Costo de la Energía No Suministrada (CENS)  como el  total de costos o perjuicios sufridos por la sociedad en su conjunto cuando se interrumpe el abastecimiento de energía eléctrica o se percibe la probabilidad de que éste se interrumpa.

También puede verse el CENS como el “precio de mercado” de la confiabilidad de suministro eléctrico, con la salvedad que se trata de  un mercado inexistente por lo que hay que “descubrir” el precio.

En el siguiente grafico se presenta conceptualmente la relación entre el CENS y Costo de Suministro del servicio eléctrico:

Ilustración 1- Relación entre CENS y Costo de Suministro
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A mayor confiabilidad mayor costo de suministro y menor costo de energía no suministrada, que resulta en un punto óptimo donde se minimiza la suma de ambos costos.

Las variables que afectan el CENS son, entre otras,

1. La magnitud del corte.

2. Tipo de consumidor afectado

3. La duración del corte.

4. La frecuencia de las interrupciones.

En aquellas fallas que son de alta probabilidad es posible adoptar un criterio determinístico para definir que fallas debe tolerar el sistema, como el aplicado en muchos países. En los modelos determinísticos, una buena decisión es juzgada de acuerdo a los resultados, que en el caso de las fallas se mide con el costo de la energía no suministrada, como se ha comentado. Sin embargo, en los modelos probabilísticos, es decir en aquellos donde la ocurrencia de los eventos tiene baja probabilidad, la decisión no sólo depende de los resultados, que en términos esperados serán bajos (al multiplicar el costo de la energía no suministrada por la probabilidad), sino que también con el riesgo que cada decisión acarrea. Es importante señalar que el costo de la energía no suministrada se incrementa notablemente cuando la interrupción afecta a un centro urbano con alta concentración de viviendas. Por ejemplo, el CENS de Buenos Aires para el corte de larga duración del año 1999 superó en más de 10 veces el valor del CENS de corto plazo regulatorio. Un valor de costo de energía no suministrada de ese orden es equivalente a decir que ese tipo de falla no puede ocurrir. De la misma forma, un colapso nacional puede ser analizado bajo esa concepción y en consecuencia ser considerado inadmisible.

La dificultad en la evaluación de la probabilidad proviene del hecho que la información en general es escasa, vaga, inconsistente, o incompleta. En ese caso es necesario abordar las decisiones como si fueran apuestas, lo que es la base de la teoría de la decisión. Para operar según los cánones de la teoría de la decisión se debe hacer cálculos del valor de un cierto resultado y sus probabilidades, y a partir de allí de las consecuencias de las decisiones. Existirá un número finito de eventos (futuros) posibles, y para ellos se debe comparar el resultado de una decisión con respecto a sus alternativas. En ese caso  lo importante son los resultados de arrepentimiento que es la comparación de lo que se ha obtenido de una decisión con respecto a lo que hubiese ocurrido con otras. 
La confiabilidad es entonces el resultado de varios componentes (calidad de servicio, suficiencia, seguridad, plan de defensa frente a contingencias y plan de reposición) que deben ser consistentes y de los que resulta un balance entre el costo, la calidad y la suficiencia dentro del margen de seguridad establecido o riesgo aceptado. Las normas deben apuntar a obtener niveles de calidad y seguridad de suministro consistentes entre sí y con las necesidades de los usuarios. 

2.2. LOS CRITERIOS N-1 DE DISEÑO DEL SISTEMA 

Para definir los criterios N-1 de diseño del sistema se debe unir la probabilidad con el efecto en el sistema y el costo de la solución tal como se indica en el siguiente diagrama:

Ilustración 2 Definición de Criterios N-1
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magnitud del efecto

Sistemas de defensa(islas)

Arranque en negro

Costo y seguridad de las soluciones


Para aquellas fallas de muy baja probabilidad, el valor presente de la energía no suministrada no es el elemento que define, sino que el elemento decisivo es el nivel de riesgo  aceptado. Esta seguridad esta relacionada con:

· Reglas y normas técnicas

· Capacitación

· Auditoría y control

Se debe tener en cuenta que ante eventos excepcionales, los cortes y la salida del sistema debe ser planificada (Estudio de Colombia sobre estaciones críticas en caso de terrorismo, Argentina caso de tornados). Por otra parte es necesario distinguir la seguridad nacional versus la local (todos los casos).

Por otra parte en la definición de los criterios se debe tener presente que la calidad de servicio debe ser consistente con el costo de inversión (ver en el punto siguiente las características de  los sistemas latinoamericanos y europeos)

2.3. MEDIDAS PREVENTIVAS Y CORRECTIVAS APLICADAS EN EL SISTEMA.

A los efectos de definir estas medidas se debe definir la función a preservar cual es la de mantener el servicio a todos los usuarios del sistema cumpliendo con los estándares de calidad de servicio previstos en la normativa. Cuando el sistema se encuentra cumpliendo la función el mismo se encuentra en funcionamiento normal.

Las medidas preventivas son todas acciones proactivas antes de que se produzca la contingencia para evitar que los usuarios del sistema dejen de recibir el servicio.

Las medidas correctivas son las acciones que se realizan luego de que ocurrió la contingencia  a fin de restaurar el servicio a los usuarios afectados.

3. LOS COSTOS DE INVERSIÓN EN FUNCIÓN DE LA DENSIDAD DE LÍNEAS DE TRANSMISIÓN Y SU CONSECUENCIA SOBRE LA CONFIABILIDAD 

La Tabla siguiente presenta las longitudes de líneas de transmisión de los distintos países latinoamericanos ordenadas por rangos de tensión. En cada caso se ha calculado un índice que permite comparar las longitudes ponderadas por nivel de tensión
 por unidad de demanda de energía anual, medida en TWh, para cada sistema, lo que da una idea de los requerimientos de inversión en transmisión para el suministro de energía.

Así, aquellos sistemas para los que este índice es alto, tienen normalmente largas líneas radiales que vinculan demandas de baja magnitud, o sistemas de transmisión desarrollados para el transporte de energía generada en centrales hidroeléctricas (o a boca de pozo de gas natural), lejanas de los centros de demanda.

Dadas las naturales economías de escala que caracterizan a los sistemas de transmisión, es de esperar que sistemas con pequeñas demandas dispersas resulten en requerimientos de transmisión más onerosos.

Tabla 4 - Longitud de líneas de transmisión por nivel de tensión (Año 2005)
	
	100 – 150 kV

km
	151 – 245 kV

km
	246 – 449 kV

km
	> 450 kV

km
	CC

km
	km equiv
	Demanda

TWh/año
	Km equiv/TWh

	1.- Bolivia
	1213
	1327
	
	
	
	3867
	4,91
	788

	2.- Colombia
	9925
	10815
	
	1449
	
	37351
	48,7
	767

	3.- Ecuador
	1850
	1534
	
	
	
	4918
	15,13
	325

	4.- Perú
	3435
	5614
	
	
	
	14663
	25,5
	575

	5.- Venezuela
	12061
	6220
	4430
	2085
	
	46135
	110,37
	418

	TOTAL
	28484
	25510
	4430
	3535
	
	106934
	204,85
	522

	
	
	
	
	
	
	
	 
	

	6.- Argentina
	22922
	1403
	1111
	9522
	
	67149
	96,48
	696

	7.- Brasil
	61333
	35140
	15619
	31333
	1612
	310250
	400,32
	775

	8.- Paraguay
	
	3386
	
	16
	
	6836
	7,08
	966

	9.-Uruguay
	3490
	11
	
	771
	
	6596
	8,4
	785

	10.- Chile
	2553
	9958
	408
	878
	
	27205
	40,01
	680

	TOTAL
	90298
	49898
	
	42520
	1612
	418036
	535,94
	780

	
	
	
	
	
	
	
	 
	

	11.- Costa Rica
	706
	1006
	
	
	
	2718
	8,16
	333

	12.- El Salvador
	1022
	108
	
	
	
	1237
	5,29
	234

	13.- Guatemala
	272
	773
	
	
	
	1818
	6,91
	263

	14.- Honduras
	
	
	
	
	
	
	 
	

	15.- Nicaragua
	961
	323
	
	
	
	1607
	2,9
	555

	16.- Panamá
	
	963
	
	
	
	1925
	5,89
	327

	17.- México
	48911
	29859
	19265
	
	
	166424
	228,29
	729

	TOTAL
	51871
	33032
	19265
	
	
	175729
	263,07
	668

	
	
	
	
	
	
	
	
	


Fuente: Base de datos del consultor
Los resultados calculados muestran valores que son claramente superiores a 500 para todas las subregiones, alcanzando en algunos casos valores cercanos a 800 km/TWh en el MERCOSUR+Chile.

Un cálculo similar se muestra en la tabla siguiente para sistemas europeos, que presentan valores del índice en el entorno de 300.
Tabla 5 - Longitud de líneas de transmisión Europa - EEUU
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345-700 kV

220-330 kV

UCTE

585

2345

97589

117410

317

NORDEL

91,2

380

18500

13100

298

Baltija

11,4

23

4711

614

Gran Bretaña

76

384

10200

3480

133

Irlanda

5,3

22

440

1700

312

Chipre

1

4

809

607

Turquía

36

140

13958

31515

1074

Total

805,9

3298

140687

172725

328

USA

3836

122819

123760

193

km/TWh

Sistema 

Interconectado

Capacidad 

instalada 

(GW)

Consumo 

anual (TWh)

Red de transmisión en AT 

(km)


Fuente: Elaboración propia en base a información de diversas fuentes

En el caso de Estados Unidos de Norteamérica, puede verificarse que la relación definida es aún menor a la europea (cerca de 200). Australia, Portugal y España están cerca de 300 km/TWh. Es de destacar el Caso de Gran Bretaña porque es el de menor cantidad de km por TWh asemejándose mucho más a una empresa distribuidora que a una empresa transmisora.

Las relación entre densidades de 800 km/ TWh y de 300 o 200 km /TWh demuestra que la región Latinoamericana requiere de tres a cuatro veces más km de transmisión por unidad de demanda. Esto indica que las inversiones en transmisión son mucho más importantes en Latinoamérica que en Europa y EEUU, por lo cual su regulación y planificación es un tema crítico en la región. Lo anterior se debe a las particularidades de Latinoamérica en cuanto a la extensión geográfica de los sistemas de generación/transporte, a la baja densidad de la demanda y a su dispersión geográfica. Estas características permiten visualizar desde ya, que en materia de seguridad sería muy oneroso ir mucho más allá que el criterio N-1 considerando el aporte a la capacidad de transmisión de todos los vínculos que operan en paralelo en un mismo tramo.

Es por ello que para revisar la experiencia internacional en materia de criterios de seguridad, se ha prestado especial atención a los países de la región  latinoamericana pues no son directamente trasladables aquellos criterios más estrictos de los países en etapas de desarrollo más avanzado (como Europa y Estados Unidos), con costos de inversión en rangos diferentes. 
Para la revisión de la experiencia internacional se ha seleccionado una muestra de países latinoamericanos integrada por Brasil, Colombia, Argentina, Perú, y Panamá.  Adicionalmente, y a los efectos de contrastar con la experiencia de países con mayores niveles de desarrollo se incluyó en la comparación a Estados Unidos, Gran Bretaña, Portugal y España.

4. UTILIZACIÓN DE NUEVAS TÉCNICAS DE CONTROL PARA LA OPTIMIZACIÓN DE SISTEMAS ELÉCTRICOS

La capacidad de un sistema de transporte de energía eléctrica en extra alta tensión y/o alta tensión es optimizada mediante el uso de herramientas tecnológicas.  Las mismas permiten incrementar la seguridad de la operación sin necesidad de agregar líneas y estaciones transformadoras, disminuyendo notablemente las inversiones requeridas.

Por lo general se trata de esquemas de protección del sistema eléctrico que ante determinadas contingencias ordenan la desconexión de generación, demandas, líneas, ingreso de equipos de compensación, modificación de los puntos de operación de sistemas automáticos, etc.

En la bibliografía especializada se utiliza frecuentemente la denominación de “Special Protection Scheme” (SPS) para este tipo de esquemas, para su aplicación ante las contingencias más severas.

Un SPS se define como un esquema de protección que es diseñado para detectar una condición particular del sistema, que se sabe puede causar un esfuerzo inusual para el sistema de potencia, y para tomar alguna acción predefinida destinada a contrarrestar los efectos de la condición observada de una manera controlada. En algunos casos, los SPS´s son diseñados para detectar alguna condición del sistema que puede causar inestabilidad, sobrecargas o colapso de tensión. Las acciones predefinidas pueden requerir la apertura de una o más líneas, disparo de generadores, variaciones de transferencias en sistemas de alta tensión en corriente continua (HVDC), corte intencional de carga, u otras medidas que alivien el problema de interés. A las protecciones comunes de líneas y equipos no les alcanza tal definición.

También, se suelen usar indistintamente o con alguna ligera variación de significado las denominaciones “remedial action scheme” (RAS), “system protection”, “wide-area protection” o “Wide-Area Control System” (WACS), en lugar de SPS.

En cuanto a la aplicación de estos esquemas, se observa que la sostenida tendencia internacional de conformación y desarrollo de mercados de electricidad y las distintas dificultades para ampliar los sistemas de transmisión (económicas, regulatorias, ambientales, etc.), han conducido a un uso creciente de estos esquemas, ya que permiten operar los sistemas existentes al límite de sus capacidades técnicas sin mayores inversiones en equipamiento de potencia, por lo que constituyen una alternativa muy económica para incrementar la capacidad de transporte sin una reducción de confiabilidad relevante.

En general la experiencia internacional indica que este tipo de esquemas para control de emergencias no se diseñan para que actúen ante contingencias simples. En Argentina en cambio, dada la necesidad de transmisión de energía a gran distancia, se viene recurriendo a la utilización de este tipo de esquemas ante contingencias simples.

En la planificación de un sistema eléctrico los criterios de confiabilidad ponen un límite a las contingencias que se deben considerar en el diseño, para limitar las inversiones a una magnitud razonable.

En la práctica generalmente adoptada en el orden internacional, el proceso de planificación se hace en dos etapas. En primer lugar se instala nuevo equipamiento primario (generadores, líneas, transformadores, estaciones transformadoras, vínculos de CC, estaciones conversoras back-to-back, etc.), para lograr que el sistema sea suficiente ante eventos relativamente probables, incluyendo salidas programadas de componentes.

Luego de evaluada la suficiencia, se agrega en el análisis el equipamiento secundario –de protección y control- (relés de protección de líneas y generadores, AVR, PSS, capacitores serie, resistores de frenado, SVC, EDAG, EDAC, apertura de interconexiones, etc.), para que el sistema sea seguro contra contingencias más severas. En este análisis se requiere la realización de estudios de estabilidad transitoria, de tensión y otros análisis dinámicos para eventos severos.

Precisamente, diferentes encuestas realizadas por CIGRE muestran que la mayoría de los sistemas se planifican y desarrollan de modo tal que la suficiencia esté asegurada para contingencias simples (N-1) y, en algunos sistemas para contingencias dobles (N-2) generalmente en líneas doble terna.
Las experiencias relevadas conjuntamente por IEEE y CIGRE sobre el uso de esquemas de protección de sistema muestran en general escasas actuaciones de los mismos, lo que se explicaría por el hecho de que las condiciones del sistema que requieren su actuación no ocurren frecuentemente, lo que es congruente con el hecho de que en general los esquemas de protección de sistema se usan para dar seguridad al sistema ante contingencias más severas que las de diseño.

4.1. CRITERIOS DE CONFIABILIDAD APLICADOS A ESQUEMAS DE PROTECCIÓN ESPECIALES

Para el diseño de sistemas de protección especiales para el control de contingencias se recomienda satisfacer los siguientes criterios:

· Efectividad: la certeza que operará cuando es requerido, esto es, en todos los casos donde los controles son requeridos para evitar que el sistema eléctrico evolucione hacia un estado inadmisible.

· Seguridad: la certeza que no operará cuando no es requerido, de modo que no se aplicarán controles a menos que ellos sean necesarios para evitar que el sistema eléctrico evolucione hacia un estado inadmisible.

· Selectividad: la capacidad para seleccionar la acción mínima y correcta necesaria para realizar la función pretendida, es decir, evitar acciones perjudiciales como el corte de carga si ellas no son necesarias para evitar que el sistema eléctrico evolucione hacia un estado inadmisible.

· Robustez: la capacidad para proporcionar ¿confiabilidad? ¿¿dependencia??, seguridad y selectividad en el rango completo de condiciones posibles de funcionamiento de estado estacionario y dinámico que encontrará en la operación.

Como criterio general de diseño, los sistemas automáticos deben privilegiar ante todo la efectividad, inclusive por encima de la seguridad. O sea que cuando debe actuar bajo ninguna circunstancia deje de hacerlo, pudiendo en cambio asumirse algún riesgo mayor de que ocurra una actuación indebida sin falla.

Por lo general se utilizan procesadores centrales y sistemas de comunicaciones duplicados. Se instalan PLC´s en cada subestación para informar a los procesadores centrales de los cambios de estado y mediciones. Los mismos no requieren duplicación dado que al contar con uno en cada subestación existe una doble información del estado de las líneas.

4.2. La utilización para el aumento de capacidad de transporte para fallas probables

Es posible emplear este equipamiento para el aumento de la capacidad de transporte como se ha hecho en Argentina. Este caso es diferente a los utilizados por lo general en otros sistemas eléctricos, ya que la estructura radial del sistema de 500 kV, con corredores de gran longitud, juntamente con la necesidad de transportar por los mismos grandes bloques de energía, han llevado a la instalación de sistemas automáticos destinados a incrementar los límites de capacidad de transporte. Estos sistemas automáticos actúan inclusive ante fallas simples.

Los corredores de transmisión para los cuales se han diseñado los sistemas automáticos en Argentina son los siguientes:

Ilustración 3 Corredores de transmisión de Argentina
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· DAG Comahue: Complejo sistema de desconexión automática de generación (EDAG) que actúa sobre la generación instalada en la región del Comahue (sudoeste de Argentina) ante contingencias simples y dobles de modo común que ocurren en el corredor Comahue – GBA. Adicionalmente, comprende recursos de control de tensión de post-falla que actúan sobre los elementos de compensación reactiva del propio corredor de 500 kV (Color verde en la figura).

· DAG/DAD NEA: Complejo sistema de control que ejerce acciones sobre la generación conectada al corredor NEA-LITORAL-GBA (DAG) y sobre la interconexión internacional HVDC BtB con Brasil (DAD), que están condicionadas por la ocurrencia de diferentes eventos de falla sobre las líneas del propio corredor de 500 kV (Color azul en la figura).

· DAG NOA: Sistema de supervisión y control inteligente localizado en la ET El Bracho 500 kV de la región del NOA (noroeste de Argentina) que ejerce acciones de control sobre la generación conectada a esa estación y a redes de transmisión de menor tensión del área, ante eventos de falla que ocurren en la propia estación o líneas de menor tensión, que pueden comprometer la seguridad de la operación local, fallas en las líneas de 500 kV del corredor NOA – CENTRO (Color violeta en la figura).

· DAT EZEIZA – RODRIGUEZ: Sistema de control que produce una disminución automática de transmisión ante determinadas condiciones de cargabilidad de los vínculos de transmisión entre las ETs Ezeiza y Rodríguez, localizadas en la región del GBA (centro-este de Argentina). Una de sus posibles actuaciones es la reducción de intercambio de las interconexiones HVDC con Brasil.

Un ejemplo de arquitectura de un sistema EDAG – DAG NEA
Ilustración 4 Ejemplo de arquitectura de un Sistema EDAG-DAG NEA
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Hasta el presente, la complejidad de los esquemas se ha limitado de alguna forma por el hecho de que se han aplicado a sistemas radiales.

La experiencia recogida hasta el presente en la operación de estos sistemas automáticos ha sido un incremento muy importante en la capacidad de transmisión de algunos corredores. Por ejemplo, el Corredor Comahue con el funcionamiento de su EDAG incrementa su capacidad de transporte de aproximadamente 3200 a 4900 MW. Con respecto al desempeño de los sistemas de automatismos, sólo se ha registrado un caso en que la DAG Comahue debió actuar y no lo hizo en más de 12 años de operación. En forma coherente con sus criterios de diseño, sí se han producido algunos casos de actuaciones sin necesidad.

La incorporación prevista de nuevas líneas de 500 kV al SADI, que alterarán significativamente la topología del sistema, incrementan la complejidad de los sistemas automáticos, dado que surgen necesidades de comunicación permanente entre los mismos. En efecto, el enmallado de la red de transmisión aumenta la complejidad de las consecuencias de algunas fallas, inclusive contingencias simples. 

4.3. HERRAMIENTAS TECNOLÓGICAS PARA INCREMENTAR LA CAPACIDAD DE UN SISTEMA DE TRANSPORTE DE ENERGÍA

El uso de nuevas herramientas tecnológicas permite incrementar la capacidad de los sistemas de transporte manteniendo con muy poca variación las condiciones de confiabilidad en la operación.

Se puede recurrir a la utilización de tecnologías tanto estáticas como dinámicas. Algunas de las medidas en algunas ocasiones son sencillas, como eliminar limitaciones impuestas por transformadores de intensidad o bobinas de comunicaciones, de un costo comparativamente bajo pero que limitan los flujos admisibles en líneas de extra alta tensión.

Medidas de mayor sofisticación pueden ser las siguientes:

· Utilización de capacitores serie para reducir la longitud aparente de las líneas de transmisión. Los mismos pueden ser conectados simplemente por interruptores o versiones más modernas controladas por tiristores.

· Sistemas de redespacho rápido de generación o vínculos HVDC. Para poder realizarse se debe contar con equipamiento preparado para recibir y ejecutar comandos de reducciones rápidas.

· Instalación de transformadores desfasadores en sistemas enmallados con el fin de distribuir las cargas según conveniencias de la operación.

· Sistemas de control de tensiones estáticos y dinámicos

· Capacitores shunt 

· SVC (static var compensators) – Los compensadores estáticos de reactivo por lo general disponen de capacitores conectados por tiristores (TSC), reactores conectados por tiristores (TSR) y reactores controlados por tiristores (TCR)

· STATCOM – Fuentes de DC inyectada en el sistema de AC que proveen mayores rangos de reactivo ante caídas de tensión que los SVC´s

· Sistemas aún más sofisticados como el Dynamic VAR (D-VAR)

· El uso de las tecnología de FACTS – Flexible AC Transmission Systems, que se encuentra en pleno período de crecimiento – Dentro de la categoría de FACTS actualmente se incluyen los siguientes:

· SVC – Static Var Compensator

· STATCOM – Static Syncr. Compensator (P/ Siemens SVC Plus)

· FSC – Fixed Series Compensation

· TCSC – Thyristor Controlled Series Compensation

· UPFC – Unified Power Flow Controller 

Ilustración 5 Resumen de uso de tecnologías
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SSSC - Static Synchronous Series Compensator

SDBR - Series Dynamic Braking Resistor 

TCPAR - Thyristor Controlled Phase Angle Regulator

UPFC - Unified Power flow controller                             Fuente:Instituto de Energy Technology, Aalborg University.


5. REVISIÓN DE EXPERIENCIA INTERNACIONAL.
5.1. EEUU

5.1.1. Descripción del Sistema Regulatorio y sus criterios de confiabilidad

La producción de energía eléctrica en los Estados Unidos ha ido cambiando de un sector regulado a una industria competitiva. La generación de energía estuvo dominada por empresas de servicios públicos propiedad de inversionistas integrados verticalmente que poseía la mayor parte de la capacidad de generación, transmisión y distribución, pero hoy tiene muchas nuevas empresas que producen y comercializan energía eléctrica. Estas nuevas empresas están en competencia directa con las empresas eléctricas tradicionales. Hoy en día, las empresas integradas verticalmente, todavía producen la mayor parte de la energía eléctrica del país, pero eso está cambiando.

Una institución clave en la desregulación de la industria de la electricidad es la FERC (Federal Energy Regulatory Commission), que tiene la responsabilidad nacional y la autoridad para diseñar la estructura de la industria eléctrica, con excepción del Estado de Texas. A través de la reforma regulatoria, la FERC ha promovido el desarrollo de mercados competitivos mayoristas de energía y la apertura de la red de transporte a todos los usuarios calificados. Hoy en día, la FERC tiene jurisdicción sobre el movimiento interestatal de electricidad por empresas privadas (empresas de servicios públicos de propiedad de los inversores), los comercializadores de energía, los despachos de energía, los intercambios de energía, y los operadores independientes del sistema (ISO). Una responsabilidad adicional de la FERC es la de conceder las licencias de construcción y operación de proyectos de energía hidroeléctrica y hacer cumplir las disposiciones de las licencias.

Otra institución clave es la North American Electric Reliability Council (NERC) y sus Consejos Regionales de Confiabilidad, que en las últimas tres décadas desarrolló y puso en aplicación los procedimientos para garantizar la confiabilidad del sistema de potencia. NERC es responsable de la confiabilidad global, la planificación y la coordinación del suministro de electricidad en EEUU. Los Consejos cubren los 48 estados de EEUU, parte de Alaska y partes de Canadá y México. Los consejos son responsables de la coordinación general de las políticas de energía mayorista  que afectan a la confiabilidad y la suficiencia de los servicios en sus áreas. Hasta hace unos años, la FERC y NERC operaban por vías paralelas, con poca interacción necesaria entre las dos instituciones. Ante los importantes eventos que ocurrieron al comienzo de la década anterior los procedimientos NERC no son sólo de cumplimiento voluntario sino que se convirtieron en obligatorios. Una nueva legislación: EPACT 2005, estableció normas obligatorias para garantizar la confiabilidad. 

Un paso importante fue la Ley de Política Energética de 2005 que incluye incentivos para la producción nacional de energía y la eficiencia energética. Se autoriza a la Federal Energy Regulatory Commission (FERC) para certificar una organización nacional de confiabilidad eléctrica (ERO) para hacer cumplir las normas obligatorias para la confiabilidad del sistema eléctrico. Todas las normas ERO debe ser aprobadas por la FERC. El ERO puede imponer sanciones a un usuario, propietario u operador del sistema eléctrico mayorista por violaciones de cualquier norma de confiabilidad FERC-aprobada. 

El sistema eléctrico se divide en tres interconexiones: la interconexión Occidental (Consejo Coordinador de Sistemas Oeste [WSCC]), el Consejo de Confiabilidad Eléctrica de Texas (ERCOT, que cubre la mayor parte de Texas), y la interconexión del Este (todos los Consejos de confiabilidad, excepto WSCC y ERCOT). Dentro de cada interconexión la responsabilidad de mantener la confiabilidad son las áreas de control. Cada área de control, en la actualidad alrededor de 150, trata de minimizar los efectos adversos que podría ocasionar en otras áreas de control dentro de la interconexión Las áreas de control se agrupan en los Consejos Regionales de Confiabilidad, de los cuales hay 10 en América del Norte. Estas regiones de confiabilidad, a su vez, forman parte de las tres interconexiones. Los Consejos Regionales de Confiabilidad son responsables de las normas NERC confiabilidad y su aplicación a las singulares condiciones físicas, comerciales y regulatorios de su región. 

La Ley de Política Energética de 2005 autorizó la creación de una organización de autorregulación de la confiabilidad eléctrica (ERO), con la Federal Energy Regulatory Commission (FERC) encargada de la supervisión. La legislación hace que el cumplimiento de las normas de seguridad sea obligatorio y exigible. El ERO debe presentar ante la FERC cada norma de confiabilidad que se propone hacer efectiva. 

Estándares de confiabilidad son las reglas de operación y de planificación y que las empresas eléctricas deben seguir para asegurar que el sistema sea lo más confiable posible. Las normas propuestas son revisadas y aprobadas por la Junta de Síndicos NERC, y luego se someten a la Comisión Federal Reguladora de Energía y a los reguladores canadienses y reguladores provinciales para su aprobación. Una vez aprobado por estos organismos gubernamentales, las normas son jurídicamente vinculantes para todos los propietarios, operadores y usuarios del sistema de potencia.

El primer conjunto de normas aplicables se presentó ante la FERC el 4 de abril de 2006. El 15 de marzo de 2007, la FERC aprobó 83 de las 102 normas propuestas. Las 83 normas son obligatorias y exigibles en los EE.UU. desde el 18 de junio de 2007. Las normas restantes todavía están siendo revisadas por la FERC.

Junto con las organizaciones regionales de confiabilidad, la NERC tiene la autoridad legal para exigir el cumplimiento de estándares de confiabilidad de NERC. Esto se logra a través de un riguroso programa de monitoreo, auditorías e investigaciones, y la imposición de sanciones económicas y otras medidas de aplicación en caso de incumplimiento.

Las posibles violaciones de las normas de confiabilidad son identificadas a través de medios que incluyen:

· El auto-informe de los propietarios, operadores y usuarios del sistema de potencia, de incidentes y eventos específicos

· La información proporcionada en los informes periódicos:

· Los Informes de Cumplimiento Anual

· Los Informes de Auditoría Regional 

· La información recibida por NERC de otros participantes de la industria

NERC prepara tres evaluaciones de la confiabilidad de cada año:

· A largo plazo: evaluación de la confiabilidad a 10 años, que se suele emitir en el otoño

· Una evaluación de invierno, publicada a finales del otoño, que informa sobre las perspectivas de la confiabilidad para la próxima temporada de invierno

· Una evaluación de verano, publicado en la primavera, que informa sobre las perspectivas de la confiabilidad para la próxima temporada de verano.

Para preparar los informes, NERC consolida los datos y la información de las  entidades regionales. La información se analiza para determinar la demanda eléctrica actual y futura, y la adecuación del sistema de principal para satisfacer esa demanda. Las cuestiones relacionadas con la generación de energía, transporte, suministro de combustible, y las medidas de la demanda, forman parte de las evaluaciones.

Los criterios aplicados por la NERC son los siguientes:
Tabla 6 – Criterios NERC-USA

	Categoría
	Tiempo Medio de Falla
	Contingencias
	Impacto -Límite del sistema

	
	
	
	Sistema estable o con límites de tensión y térmicos dentro de su capacidad
	Pérdida de demanda
	Salidas en cascada

	A-Sin contingencias
	 
	Todas las instalaciones en servicio
	Si
	No
	No

	B-Eventos que resultan en la pérdida de un elemento 
	0 a 3 años
	Corte monofásico o trifásico, con despeje normal o desconexión de un elemento 
	Si
	No (*)
	No

	C-Pérdida de múltiples elementos
	3 a 30 años
	Corte monofásico con despeje normal
	Si
	Planificada/Controlada
	No

	D-Doble contingencia de baja probabilidad
	30 a 300 años
	 
	Se debe evaluar consecuencias
	Planificada/Controlada
	Se debe evitar


Fuente: NERC

(*) La interrupción de cargas locales o clientes radiales puede ser realizada de manera controlada, siempre que no impacten en el sistema en su conjunto.

5.2. Gran Bretaña

5.2.1. Caracterización del sistema eléctrico

El Reino Unido (Reino Unido) cuenta con alrededor de 76 GW de electricidad  de capacidad de generación para satisfacer un consumo anual de cerca de  350 TWh y la demanda pico de invierno de unos 63 GW. El Reino Unido tiene  también una mezcla de generación de electricidad diversa. En 2006, el 36% se generó por las centrales eléctricas a gas, 37% a partir del carbón, el 18% de nuclear, y 4,5% de energías renovables

El sistema de energía en Gran Bretaña (GB), es decir, Inglaterra, Gales y Escocia, puede considerarse casi un sistema de energía de las islas, tomando en cuenta las conexiones más pequeñas a Irlanda del Norte (500 MW HVDC) y Francia (2.000 MW HVDC) en comparación  a la capacidad total instalada de 76 GW en GB. 

El sistema de transmisión en Inglaterra y Gales es propiedad de Red Nacional de Transmisión (National Grid) y el sistema de transmisión en Escocia es propiedad de dos empresas, Scottish Power Transmission Limited (SPTL) para Escocia del Sur, y Scottish Hydro- Electric Transmission Limited (SHETL) para Escocia del Norte. 

National Grid es el operador de red de transporte en GB, es decir, National Grid es responsable de administrar las operaciones de su red de transporte propia en Inglaterra y Gales, así como, desde 01 de abril 2005 la red de transmisión de electricidad en Escocia. 

El Sistema tiene:

· Demanda máxima (2005 / 6): 63 GW (aprox.) (81,39% de la capacidad) 

· Consumo anual de energía eléctrica en el Reino Unido es de alrededor de 360 TWh (1,3 EJ) 

· Capacidad (2005 / 6): 79,9 GW (o 80 GW por la Declaración del Año 2008 Siete) [5] 

· Número de estaciones de gran potencia: 181 

· Longitud de 400 kV: 11.500 km (circuito) 

· Longitud de 275 kV: 9.800 km (circuito) 

· Longitud de 132 kV (o inferior) de la red; 5.250 kilómetros (circuito) 

La industria de la electricidad del Reino Unido, que fue el segundo país luego de Chile donde se aplica la reforma, ha creado un mercado altamente competitivo en el que los proveedores pueden vender la energía a nivel nacional y todos los clientes pueden elegir el proveedor que mejor se adapte a sus necesidades. 

La privatización, que se llevó a cabo en etapas, comenzando en Inglaterra y Gales, a continuación, en Escocia y, por último, en Irlanda del Norte, ha dado lugar a diferentes arreglos estructurales, comerciales y legislativos para las tres regiones, aunque se han aplicado los mismos principios.. 

National Grid, el operador de red de transporte en Inglaterra y Gales, tiene un papel central en la industria. Tiene la obligación legal de desarrollar y mantener una red de transporte eficiente, coordinada y económica y para facilitar la competencia en el suministro y generación. National Grid debe garantizar que el sistema en Inglaterra y Gales es equilibrado a nivel nacional y local en todo momento, teniendo en cuenta y resolver las limitaciones de la red de transporte. También es propietaria y opera conjuntamente con Electricité de France, la interconexión entre los sistemas de Inglaterra y Francia y es propietaria conjuntamente con Scottish Power y Scottish and Southern Energy la interconexión con Escocia. 

La industria en Irlanda del Norte difiere de la del resto del Reino Unido en una serie de aspectos importantes. 

En la privatización y como exige la licencia de transmisión, National Grid ha implementado el código de la red, que está diseñado para permitir el desarrollo, mantenimiento y operación de un sistema eficiente, coordinado y racional sistema para la transmisión de electricidad, para facilitar la competencia en la generación y suministro de de electricidad y para promover la seguridad y la eficiencia del sistema eléctrico en su conjunto. National Grid y los usuarios de su sistema de transmisión están obligados a cumplir con el código de la red.

5.2.2. Criterios aplicados 

La Norma de Seguridad y Calidad de servicio establece que los criterios de planificación y operación (estos con pequeñas diferencias de precisión) para el Sistema de Transmisión Troncal de Interconexión (MITS) son:

1. En la planificación de la MITS, el diseño debe cumplir los criterios mínimos establecidos. Se permite el diseño de normas más estrictas siempre que las normas más rigurosas pueden justificarse económicamente. (inversiones adicionales en equipos de transmisión estaría justificada si el valor presente neto de la  inversión adicional y / o costo del servicio son menores que la valor presente neto del costo esperado de funcionamiento o falta de confiabilidad que de lo contrario surgen )

2. Los criterios establecidos ante salidas de unidades generadoras y de los equipamientos de transmisión se deben cumplir con máxima demanda de ACS (Average Cold Spell) Una particular combinación de elementos meteorológicos que da lugar a un nivel de demanda de pico que tiene una probabilidad del 50% de ser superado) 

3. Se deberá asegurar que ante cualquier fallo que no se producirá: 

a. La pérdida de la capacidad de suministro; 

b. Una sobrecarga inaceptable de cualquier equipo de transmisión; 

c. cargas en el equipamiento que superen el grado de pre-falla; 

d. tensiones fuera de los límites de tensión, o 

e. inestabilidad del sistema. 

4. La capacidad de transmisión mínima de la MITS también se planificarán de forma que soporten los siguientes eventos: 

a. un único circuito de transmisión, un compensador de reactivos u otro proveedor de energía reactiva; 

b. una línea aérea de doble circuito en el Sistema Principal; 

c. una sección de la barra 

d. En determinadas condiciones se acepta la desconexión de cargas locales de menos de 1500 MW (menos del 2,5% de la demanda máxima) que deben ser puestas en servicio en el mínimo tiempo operativo.

5.3. PORTUGAL
5.3.1. Caracterización del sistema eléctrico

La Red Nacional de Transporte (RNT) cubre la totalidad del territorio continental de Portugal y tiene conexiones con la red española de transporte de electricidad (gestión de REE - Red Eléctrica de España) en ocho puntos, con cuatro interconexiones en 400 kV, tres en 220 kV, y una en 130 kV. En 2009 la capacidad media disponible para importar comercialmente fue de 1.205 MW.

A finales de 2009, la RNT poseía 1.609 kilómetros de líneas de 400 kV, 3.289 kilómetros de líneas de 220 kV y 2.671 kilómetros de 150 kV, con un total de 7.569 kilómetros de líneas y una capacidad total de transformación de 28.235 MVA.

La red de alta tensión de 400 kV se desarrolla de norte a sur a lo largo de la costa desde el centro de la generación de electricidad de Alto Lindoso en el norte, hasta la generación de energía de la central de Sines, al sur. Líneas de 220 kV se desarrollan principalmente entre Lisboa y Oporto, y en diagonal entre Miranda do Douro y Coimbra, así como a lo largo del río Douro y Beira Interior. La red de alta tensión se complementa con un conjunto de líneas de 150 kV, el primer nivel histórico de tensión del RNT (desde 1951).

Ilustración 6 Diagrama de la Red Nacional de Transporte de Electricidad-Portugal
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Fuente: REN, Rede Elétrica Nacional S.A.
5.3.2. Criterios aplicados 

Los criterios de seguridad en materia de planificación se encuentran en el “Regulamento de Transporte” (en adelante el Reglamento) que establece los criterios técnicos que deben cumplirse en todas las situaciones típicas de funcionamiento de la Red Nacional de Transporte de Electricidad (RNT) a lo largo del horizonte de simulación.

El Reglamento establece que debe ser tenido en cuenta el enfoque económico de los proyectos alternativos privilegiando el que tiene el mayor valor actual.

Los criterios técnicos deben cumplir los siguientes requisitos
:

1. Las variables eléctricas de tensión, intensidad de corriente deberán respetar los límites aceptables de rangos de tensión admisibles y cargas máximas en régimen normal y régimen de contingencia N-1, y numero limitado de contingencias N-2 tales como se define en la tabla de más abajo.

2. En ningún caso en régimen normal o régimen de contingencia definido en el punto anterior se deben verificar cortes de consumos.

3. Para el régimen de contingencia N-2 se admiten como recurso los redespachos de producción y la reconfiguración topológica de la red.

Tabla 7 –Condiciones de simulación en régimen de contingencia N-2-Portugal

	Tipo de Falla
	Campo de aplicación

	Falla simultánea de dos circuitos de un mismo apoyo (contingencia N-2)
	Líneas dobles que pongan en riesgo de abastecimiento las áreas de "Grande Lisboa" incluida la península de Setúbal y "Do Grande Porto". Cualquier otra línea doble de más de 35 km. 

	Falla de dos elementos cualquiera no simultánea con posibilidad de redespacho de producción y reconfiguración de red después de la primera falla (contingencia N-1-1)
	En toda la red de 400 kv. Los autotransformadores incluidos en la función de transporte.


Fuente: Reglamento de Transporte

Luego el Reglamento establece que las condiciones topológicas a considerar en las simulaciones son
:

1. Situación N: considera todos los elementos de la RNT en servicio.

2. Régimen de contingencia N-1: considera que la falla de un elemento de la RNT (líneas simples, circuito de línea doble, grupo generador, autotransformador, transformador, batería de condensadores) debiendo en los restantes sin excepción, que no se verifiquen violaciones a los criterios de tensión y sobrecarga sin ningún tipo de reconfiguración topológica de la RNT.

3. Régimen de contingencia N-2: supone una falla simultánea o no de dos elementos de la RNT. El Régimen de contingencia N-2 no se aplica genéricamente a toda la red, solo deberán ser evaluados los casos indicados en la tabla mostrada más arriba.

4. En el criterio de contingencia N-1-1 se admite que después de la primera falla una reposición del nivel de seguridad de funcionamiento N-1 puede ser conseguida con el redespacho o la reconfiguración de la red. 

Los límites aceptables de sobrecarga, de tensión y de desvío angular para las diferentes situaciones de contingencia son los especificados en la siguiente tabla:

Tabla 8 –Criterios de aceptación para desvíos de tensión y Angulo-Portugal

	Situación
	Tensión
	Desvío angular

	Sin Falla
	Dentro de la banda establecida en funcionamiento normal
	Sin restricciones particulares

	En situación de falla N-1
	400 kV: 372-420 kV
	Máximo 30 después de redespachos realizables en 15 minutos

	
	220 kV: 205-245 kV
	

	
	150 kV: 140-165 kV
	

	
	63 kV: 60-66 kV
	

	En situación de falla N-2
	400 kV: 360-420 kV
	Ídem

	
	220 kV: 198 kV-245 kV
	

	
	150 kV: 135-165 kV
	

	
	63 kV: 59-66 kV
	


Fuente: Reglamento de Transporte

Y los criterios de aceptación de las contingencias en la siguiente tabla: 

Tabla 9 –Criterios de aceptación para sobrecargas temporarias en %.

	Situación
	Época estacional
	t<20 min. Categoría A
	20 min.<t<2 h Categoria B

	
	
	Líneas
	Transf.
	Líneas
	Transf.

	Sin falla
	Todas
	0
	0
	0
	0

	En situación de falla (N-1) o (N-2)
	Invierno
	15
	25
	0
	20

	
	Intermedia
	15
	15
	0
	10

	
	Verano
	15
	10
	0
	5


Fuente: Reglamento de Transporte

En materia operativa los criterios de seguridad son los especificados en el “Manual de Procedimientos do Gestor do Sistema” en adelante “el Procedimiento”.

El objetivo de dicho procedimiento es el establecimiento de criterios de seguridad y funcionamiento que deben ser aplicados en la Operación del sistema eléctrico portugués, la elaboración y ejecución de normas de seguridad teniendo como objetivo la garantía de continuidad del abastecimiento de acuerdo a la seguridad y calidad requeridos.

El Procedimiento establece que el gestor del sistema debe realizar estudios de análisis de seguridad de modo de identificar los incidentes que puedan provocar en la red de transporte violación de los márgenes establecidos para las variables de control de la seguridad del sistema eléctrico.

Las contingencias a considerar en los estudios son fallas simples en cualquiera de los elementos del sistema (Criterio: N-1)
: grupo generador, circuito de línea, transformador o reactancia. Adicionalmente se deben considerar las siguientes contingencias:

· Falla simultanea de dos circuitos de líneas dobles que tengan en su trazado corredores de apoyo comunes con más de 35 km.

· Durante la explotación en tiempo real, puede no considerarse esta contingencia en el análisis de seguridad en tiempo real por el bajo riesgo de esta contingencia al no existir condiciones meteorológicas adversas o de cualquier tipo que puedan afectar negativamente el funcionamiento de la línea.

· La falla del mayor grupo generador de la región y una falla sucesiva de una de sus líneas de interconexión con el resto del sistema o falla de otro grupo de la misma región cuando, después de una primera falla simple (grupo o línea) el sistema está en estado de alerta y no sea posible recuperar el estado normal de funcionamiento mediante la utilización de los medios disponibles para la operación en tiempo real. 

Los márgenes de control operacionales en estado normal para la tensión son los siguientes:

Tabla 10 –Margen de control operacional de la tensión en condiciones normales-Portugal

	Nivel de tensión
	Mínimo
	Máximo

	400 kV
	380 kV
	420 kV

	220 kV
	290 kV
	245 kV

	150 kV
	142 kV
	165 kV


Fuente: Manual de Procedimentos do Gestor do Sistema

Respecto de los límites admisibles para la carga de los elementos de la red de transporte no se superara la capacidad nominal de los transformadores, ni la carga térmica permanente de las líneas de la red de transporte definidas para cada periodo estacional.

Los criterios operativos de seguridad establecidos por el procedimiento para las contingencias antes indicadas sin que se produzcan cortes de energía eléctrica debiendo cumplimentar las condiciones establecidas en el reglamento de calidad de servicio  son las establecidas en la siguiente tabla
: 

Tabla 11 – Criterios Operativos de aceptación para sobrecargas temporarias en %.-Portugal

	Situación
	t< 2 h
	t< 15 min.
	Tensiones
	Interrupción abastecimiento

	
	Líneas
	Transf.
	Líneas
	Transf.
	kV
	

	
	
	
	
	
	
	

	Sin falla (N)
	0
	0
	0
	0
	Ídem Reglamento

	No existe

	Fallas Simples (N-1)
	0
	Invierno: 20
	15
	Invierno: 20
	
	

	
	
	Verano: 5
	
	Verano: 5
	
	

	Doble circuito o sucesivo de grupo más línea (N-2) (*)
	0
	Invierno: 30
	15
	Invierno: 30
	
	

	
	
	Verano: 10
	
	Verano: 10
	
	


Fuente: Manual de Procedimentos do Gestor do Sistema

(*) Valen estas tolerancias para falla sucesiva del mayor grupo generador de una zona y de una interconexión de dicha zona con el resto del sistema.

En materia de carga de líneas el Procedimiento a diferencia del Reglamento distingue los márgenes de seguridad de situaciones N-1 respecto de N-2, con márgenes más flexibles para el último caso.

Respecto a los márgenes de regulación primaria de frecuencia, el operador del sistema establecerá anualmente las necesidades de reserva de regulación siguiendo los criterios establecidos por el sistema de interconexión europeo (UCTE
). Estos criterios requieren que, en situación normal, una pérdida repentina de 3000 MW de generación en el sistema UCTE, se debe compensar exclusivamente a través de la acción de la regulación primaria debiendo cumplir las siguientes condiciones para la variación de la frecuencia:

1. El desvío de frecuencia en Régimen transitorio será inferior a 800 mHZ, no siendo activados los primeros escalones de alivio de carga por frecuencia.

2. El desvío de frecuencia en régimen cuasi estacionario será inferior a 180 mHZ considerando un efecto autorregulador de carga de 1%/Hz. De forma semejante, una pérdida súbita de carga de 3.000 MW no deberá provocar un aumento superior a 180 mHz en la frecuencia.

5.3.3. Resultados obtenidos

De la aplicación de los criterios indicados surge la siguiente evolución del indicador de energía no suministrada:

Tabla 12 – Indicador de Energía No Suministrada-Portugal

	Indicador de Energía no Suministrada en la RNT – MWh

	Año
	2008
	2009

	No suministrada
	124
	40

	Suministrada
	50.595.000
	49.865.000

	Total
	50.595.124
	49.865.040

	No suministrada/Total
	0,00025%
	0,00008%


Fuente: REN, Rede Elétrica Nacional S.A.

5.4. España

5.4.1. Caracterización del sistema eléctrico

El Sistema Eléctrico español se clasifica en dos áreas: el Sistema Peninsular, que en el 2009 alcanzó una demanda de 252.772 GWh y el Sistema Extrapeninsular, correspondiente a las islas Baleares, Canarias, Ceuta y Melilla, con una demanda en el año 2009 de 15.552 GWh.

La generación se divide, de acuerdo a sus características en:

· Régimen especial, que abarca todas aquellas plantas que son abastecidas por fuentes de energía renovable, residuos y cogeneración, estas instalaciones tienen un tratamiento económico especial.

· Régimen ordinario, que son aquellas instalaciones obligadas a ofertar en el mercado de producción, a excepción de las menores a 50 MW que pertenecen al régimen especial
. 

Ilustración 7 Diagrama de la Red Nacional de Transporte de Electricidad-España
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Fuente: POWERmap Europe.
Red Eléctrica es el gestor de la red de transporte en alta tensión y actúa como transportista único, en régimen de exclusividad. Red Eléctrica es propietaria del 99% de la red de transporte y, por tanto, es la única empresa especializada en la actividad de transporte de energía eléctrica en España. El 1% restante, actualmente en propiedad de las empresas eléctricas, deberá ser adquirido por Red Eléctrica, según establece la Ley 17/2007 en un plazo máximo de tres años desde su aprobación.

Las longitudes de la red a 2010 son las que se muestran en la siguiente tabla:

Tabla 13 – Red eléctrica de transporte de España

	km de circuito
	2010

	400 kV
	18.576

	220 kV y menor
	17.221

	Total
	35.797


Fuente: REE, Red Eléctrica de España.
La red de transporte está compuesta por más de 34.700 kilómetros de líneas eléctricas de alta tensión y casi 3.400 posiciones de subestaciones, y cuenta con más de 66.000 MVA de capacidad de transformación. Estos activos configuran una red mallada, fiable y segura, que ofrece unos índices de calidad de servicio de máximo nivel al sistema eléctrico.

5.4.2. Criterios aplicados

Mediante el Real Decreto 1955/2000, de 1 de diciembre, se desarrolla el marco normativo por el que se regulan las actividades de transporte, distribución, comercialización, suministro y procedimientos de autorizaciones. En este Real Decreto se establece que la planificación de la red de transporte, de carácter vinculante para los distintos sujetos que actúan en el sistema eléctrico, será realizada por el Gobierno a propuesta del Ministerio de Economía (actualmente del Ministerio de Industria, Turismo y Comercio) con la participación de las Comunidades Autónomas y sometida al Congreso de los Diputados.

Por este motivo, la calidad de servicio figura como uno de los aspectos a incluir en la planificación eléctrica (Ley 54/97, Art. 4), así como también se establece reglamentariamente (Real Decreto 1955/2000, Tit III, Cap. II, Art. 9) que “el desarrollo de la red debe cumplir los requisitos de seguridad y confiabilidad para las futuras configuraciones de la red los cuales serán coherentes con los criterios técnicos establecidos en los procedimientos de operación del sistema”. 
Las instalaciones que forman el plan de desarrollo son aquellas que permiten minimizar la función objetivo, es decir, los costes del sistema para alcanzar el nivel de confiabilidad mínimo, establecido para la red de transporte en el Real Decreto 1955/2000, expresado a través de los siguientes indicadores para la red de transporte
:

1. Los indicadores de medida de la calidad global de la red de transporte son la  energía no suministrada (ENS), el tiempo de interrupción medio (TIM) y el índice de disponibilidad (ID) definidos de la siguiente forma:

a) Energía no suministrada (ENS), que mide la energía cortada al sistema (MWh) a lo largo del año por interrupciones de servicio acaecidas en la red. A estos efectos, se contabilizarán sólo las interrupciones ocasionadas por ceros de tensión de duración superior al minuto.

b) Tiempo de interrupción medio (TIM), definido como la relación entre la energía no suministrada y la demanda media del sistema, expresado en minutos:

c) La disponibilidad de una red se expresa por el porcentaje del tiempo total que sus líneas, transformadores y elementos de control de potencia activa y reactiva han estado disponibles para el servicio a lo largo del año. Su cálculo se efectúa a través del Índice de Indisponibilidad (II) definido por la siguiente expresión:
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Dónde:

· ti = tiempo de indisponibilidad de cada circuito, transformador y elemento de control de potencia activa o reactiva (horas).

· n = número total de circuitos, transformadores y elementos de control de potencia activa o reactiva de la red de transporte.

· T = duración del período en estudio (horas).

· PNi = potencia nominal de los circuitos, transformadores y elementos de control de potencia activa o reactiva.

El índice de disponibilidad total de la red de transporte (ID) se obtiene como:

ID = 100 -II

El Ministerio de Economía podrá establecer y revisar los límites de los valores establecidos, teniendo en cuenta la evolución de la calidad del transporte y el progreso tecnológico.

2. Los valores del ENS, TIM, e ID de referencia serán los siguientes:

· ENS 1,2 ^ 10-5 de la demanda de energía eléctrica en barras de central.

· TIM 15 Minutos/año.

· ID 97 por 100.

Se habilita al Ministerio de Economía para modificar los valores anteriores teniendo en cuenta la evolución de la calidad del transporte y el progreso tecnológico.

Los criterios de confiabilidad en materia de planificación se establecen en el Procedimiento Operativo P.O-13.1, denominado “Criterios de desarrollo de la red de transporte” cuyo objeto es  la definición de los criterios para el desarrollo de la red de transporte y la estructura general del proceso de definición de las propuestas de planes y programas de desarrollo
”
La confiabilidad de un sistema queda defina por dos conceptos básicos:

· Idoneidad del sistema, propiedad del sistema para suministrar las demandas de potencia y energía requeridas, en las condiciones programadas, que está relacionada con su comportamiento en régimen permanente. Este concepto implica que no haya cortes de energía.

· Seguridad del sistema, propiedad del sistema que define su capacidad de soportar las perturbaciones imprevistas, que está relacionada con su comportamiento dinámico.

Más adelante define los criterios de idoneidad del Sistema
 que determinan las situaciones de contingencia que debe soportar el sistema en régimen permanente. Se incluyen dos niveles de contingencia:

“a) Nivel 1 (N-1): Son aquellas contingencias que se prueban sistemáticamente. El comportamiento del sistema debe ser aceptable según los límites que se definen en este apartado.

 Para determinar las contingencias se realiza un estudio previo que define el grado de incidencia en el sistema, estableciéndose una clasificación ordenada de todas aquellas que superan un determinado umbral de severidad.

Se tendrán en consideración todas las incidencias individuales de líneas y transformadores de la red de transporte (niveles 220 y 400 kV) y grupos de generación, que coinciden con las establecidas en el P.O.1.1 como contingencias a considerar en los análisis de seguridad Nivel 1 (N-1).

b) Nivel 2 (N-X): Contingencias definidas de forma específica. El comportamiento del sistema debe ser aceptable según los límites que se definen en este apartado.

El análisis en este nivel se extiende a las siguientes contingencias:

· Pérdida de líneas múltiples (dobles circuitos y circuitos múltiples compactados).

· Pérdida de nudos de elevada concentración de transformación (> 1.500 MVA), de elevada concentración de generación (> 1.000 MW) y de nudos considerados como críticos desde el punto de vista de seguridad del sistema ante despeje de falta (el tiempo crítico es el máximo tiempo que el sistema soporta una falta trifásica permanente cumpliendo los criterios de seguridad).

En estas incidencias quedan incluidas las establecidas en el P.O.1.1 como contingencias a considerar en los análisis seguridad de Nivel 2 (N-2).
· El fallo de doble circuito se considerará, en principio, a partir de 30 km de apoyos compartidos, excepto en aquellas zonas donde: 

· La tasa de fallos es más elevada que en el resto del sistema, lo que se puede considerar para aquellas líneas de doble circuito de menos de 30 km con tasa de fallo superior a la media peninsular de una línea de doble circuito de 30 km.

· Aquellas zonas donde los fallos conlleven una importante repercusión para el sistema.

Los resultados del estudio de contingencias se analizarán bajo criterios de coste/riesgo para priorizar las actuaciones de desarrollo de la red de transporte. Para ello, se asociará a los grupos generadores y elementos de la red de transporte sus tasas de fallo, probabilidad de ocurrencia de los fallos y duración de los mismos. Aunque el comportamiento del sistema en los niveles 1 y 2 tiene que ser aceptable, el cumplimiento del Nivel 1 requerirá desarrollo de red, mientras que el cumplimiento del Nivel 2 podrá conseguirse con desarrollo de red u otras medidas de operación en función de la valoración del coste/riesgo de las distintas alternativas, donde el nivel de riesgo se determina según:

 Nivel de riesgo = probabilidad de contingencia * consecuencias sobre el sistema

Los datos de probabilidad de ocurrencia y duración de los fallos serán obtenidos de la base de datos de incidencias de transporte aplicando métodos estadísticos. Para los elementos nuevos se tomarán valores medios.

Las consecuencias sobre el sistema se obtienen de una colección de índices técnicos y económicos.

Las sobrecargas transitorias permitidas en situación de contingencia son las siguientes:

 a) Un 15% para las líneas, excepto para las líneas de interconexión que se regularán de acuerdo con lo establecido en el apartado 3.1.8, con una duración inferior a 20 minutos. En cables subterráneos no se admitirán sobrecargas.

b) Un 10% para los transformadores en invierno y en situación N-1. En fallos múltiples se admitirán sobrecargas de hasta el 20% en invierno y 10% el resto del año.

Los límites de tensión permitidos en situación de contingencia son los siguientes:

a) 380 (0.95 p.u.) a 420 (1.05 p.u.) kV para los elementos situados en la red de 400 kV.

 b) 205 (0.93 p.u.) a 245 (1.11 p.u.) kV para los elementos situados en la red de 220 kV.”

Respecto de los criterios para la operación los mismos se indican en el Procedimiento P.O-1.1 denominado “Criterios de funcionamiento y seguridad para la operación del sistema eléctrico” cuyo objeto es establecer los criterios de seguridad que deben aplicarse en la operación del sistema eléctrico
.

El Procedimiento
 establece que las contingencias que deben considerarse en los análisis de seguridad son:

1. El fallo simple de uno cualquiera de los elementos del sistema (grupo generador, línea, transformador o reactancia) (criterio N-1).

2. El fallo simultáneo de los dos circuitos de las líneas de doble circuito que compartan apoyos a lo largo de más de 30 kilómetros de su trazado.

3. En situaciones especiales, cuando la puesta en práctica de las medidas de operación tras una contingencia requiera un tiempo excesivo, como puede suceder con el acoplamiento de un grupo térmico, se considerará también el fallo del mayor equipo generador de una zona y de una de sus líneas de interconexión con el resto del sistema.

Los criterios de seguridad frente a las contingencias son los establecidos en la siguiente tabla:

Tabla 14 –Tabla de resumen de los criterios de seguridad frente a contingencias-España

	Contingencia
	Condiciones

	Condiciones sin fallo
	La frecuencia sigue las consignas de la UCPTE

	
	No existen sobrecargas

	
	Las tensiones siguen los valores establecidos en los procedimientos de control de tensión

	Fallo simple (N-1) de línea, transformador, grupo o reactancia
	No hay cortes de mercado

	
	No existen sobrecargas en las líneas (transitorias de hasta un 15% y duración inferior a 20 min.)

	
	Se admiten sobrecargas en transformadores de:

	
	10% en invierno

	
	0% en el resto del ano

	
	Tensiones comprendidas entre:

	
	Nivel de 400 kV: 380 a 435 kV

	
	Nivel de 220 kV: 205 a 245 kV

	Fallo de doble circuito o grupo más línea
	No hay cortes de mercado

	
	Se admite un 15% de sobrecarga en las líneas

	
	Se admiten sobrecargas en transformadores de:

	
	20% en invierno

	
	10% en verano

	
	

	
	15% en los restantes meses

	
	Tensiones comprendidas entre:

	
	Nivel de 400 kV: 375 a 435 kV

	
	Nivel de 220 kV: 200 a 245 kV

	
	No situación de riesgo de colapso de tensión


Fuente: Procedimiento Operativo P.O-13.1, denominado “Criterios de desarrollo de la red de transporte

5.4.3. Resultados obtenidos

De la aplicación de los criterios indicados surge la siguiente evolución del indicador de energía no suministrada:

Tabla 15 – Indicador de Energía No Suministrada-España

	Indicador de Energía no Suministrada en el SEP - MWh

	Año
	2005
	2006
	2007
	2008
	2009

	No suministrada
	549
	936
	757
	574
	437

	Suministrada
	247.306.000
	255.015.000
	262.577.000
	265.229.000
	252.772.000

	Total
	247.306.549
	255.015.936
	262.577.757
	265.229.574
	252.772.437

	No suministrada/Total
	0,00022 %
	0,00037 %
	0,00029 %
	0,00022 %
	0,00017 %


Fuente: REE, Red Eléctrica de España.

5.5. PERÚ
5.5.1. Caracterización del sistema eléctrico

Perú dispone de una extensa red eléctrica de transporte en tensiones de 220 kV, 138 kV y tensiones menores la cual se ilustra en la figura siguiente. En total la red del SEIN tiene una longitud de 15.398 km correspondiendo 5.711 km a redes de 220 kV y 3.451 km a redes de 138 kV.

La tabla siguiente presenta la longitud de líneas de transmisión en 220 kV y 138 kV correspondientes a las principales empresas de transmisión que operan en el SEIN.

Tabla 16 - Longitud de líneas de las principales empresas de transmisión-Perú (2008).
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Fuente: MEM. Anuario Estadístico de Electricidad 2008.

Ilustración 8 Diagrama del Sistemas Interconectado Nacional (SEIN)
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Desde el punto de vista funcional es posible dividir al sistema de transporte en regiones eléctricas de acuerdo con lo indicado en la figura siguiente:

Ilustración 9 Red de transporte eléctrico de Perú, Zonas.
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Fuente: Ministerio Energía y Minas. Plan Referencial de Electricidad 2008-2017.

La zona centro es la que concentra la mayor demanda del país y también la mayor generación tanto térmica como hidráulica. A esta zona llega el gasoducto de Camisea por lo que se convierte en un potencial polo de desarrollo de generación térmica.

La zona sur constituía hasta fines del año 2000 un subsistema aislado del resto del sistema. La construcción y entrada en servicio de la línea doble terna en 230 kV Campo Armiño – Cotaruse – Socabaya permitió integrar esta región al resto del sistema interconectado. Por disponibilidad de recursos de generación y por costos de combustible de la generación térmica, actualmente el área sur es un área importadora de energía desde la zona central. La importación de energía está limitada por restricciones de máxima transferencia del vínculo de transmisión antes indicado lo cual no permite la plena optimización de los recursos de generación disponibles.

Las zonas del Norte y Norte Medio tienen recursos propios de generación a gas natural (gas de Talara) y recursos hidráulicos. Aun así estas zonas importan energía desde la zona central. A futuro, la entrada en operación de la interconexión eléctrica planificada entre los sistemas eléctricos de Perú y Ecuador y el desarrollo de demanda minera puede convertir a estas zonas en fuertemente importadora de energía eléctrica.

Para una operación segura se requiere limitar la capacidad de transporte de los circuitos troncales de forma tal que cuando la redundancia de los vínculos lo permita sea posible la operación del sistema a plena carga aun cuando se produzca la falla simple (N-1) de algún circuito. Esta condición en muchos casos no se logra satisfacer por lo que se busca al menos que el sistema tenga posibilidades de un recierre monofásico exitoso. Los límites de transporte entre zonas eléctricas resultantes de la aplicación de los criterios antes indicados se muestran en la figura siguiente:

Ilustración 10 Restricciones de máxima transferencia de potencia entre regiones eléctricas-Perú
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Fuente: Ministerio Energía y Minas, Plan Referencial de Electricidad 2008-2017.

5.5.2. Criterios aplicados 

Los criterios aplicados en materia de seguridad  se encuentran en la reglamentación vigente conformada por los siguientes documentos:

1. Reglamento de transmisión, aprobado por DS Nº 027-2007-EM (“el Reglamento”)

2. Criterios y metodología para la elaboración del Plan de Transmisión, aprobado por DS Nº 129-2009-MEM-DM (“los Criterios”)

3. Norma Técnica para la Coordinación de la Operación en Tiempo Real de los Sistemas Interconectados (NTOTR), aprobada mediante Resolución Directoral Nº 014-2005-EM/DGE. (“la Norma ”) 

4. Norma Técnica de Calidad de los Servicios Eléctricos (NTCSE), aprobada con el Decreto Supremo Nº 020-97-EM (la Norma de calidad)

5. Procedimiento técnico del comité de operación económica del SINAC-PR9, Coordinación de la operación en tiempo real del sistema interconectado nacional (“el procedimiento”)

El Reglamento establece dentro de los objetivos generales del Plan de Transmisión que “las instalaciones de transmisión satisfagan los requerimientos de seguridad y calidad de servicio establecidos en las normas pertinentes”

En los Criterios se establecen los aspectos normativos en materia de desempeño técnico que deben cumplir las instalaciones de transmisión a los efectos de la planificación del sistema.

Se establece que a los fines de la planificación que los: “Criterios de Planificación: Comprenden i) los criterios técnicos, de tipo determinístico, destinados a verificar el desempeño eléctrico mínimo del sistema en condiciones normales, de emergencia y bajo fallas, y ii) los criterios técnico económicos (de tipo determinístico o probabilístico), destinados a verificar los beneficios y costos resultantes de los diferentes Planes u Opciones, permitiendo establecer su competitividad.”

A los fines de planificación se establece que se deberán tener en cuenta los siguientes criterios técnicos determinísticos también denominados criterios de desempeño mínimo
:

Tabla 17 –Criterios técnicos de desempeño mínimo Perú

	Criterio
	Valor Adoptado

	Tensión Normal
	0,95 a 1,05 p.u

	Tensión Emergencia
	0,90 a 1,1 p.u para tensión >= 220 kV

	
	0,90 a 1,1 p.u para tensión <= 138 kV

	Sobrecarga Normal
	No permitidas

	Sobrecargas-Emergencias
	No permitidas

	Generación Activa y Reactiva (de Generadores)
	Dentro de límites operativos

	Verificación por estabilidad transitoria
	 

	Falla trifásica sólida
	Sistema debe ser estable ante apertura en 6 ciclos

	Verificación por estabilidad transitoria
	 

	Si es inestable, falla monofásica con recierre exitoso
	Sistema debe ser estable ante apertura no mayor  6 ciclos

	 
	para Extra y muy Alta Tensión y no mayor a 8 ciclos

	 
	para alta tensión con recierre 500 ms


Fuente: Reglamento de transmisión

Para seleccionar los proyectos con fines de planificación mediante la aplicación de los criterios técnicos económicos en Perú se emplea un enfoque metodológico de solución de compromiso (“tradeoff”) tal como se muestra en el siguiente flujograma de procesos: 

Ilustración 11 Enfoque metodológico de planificación de Perú
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Donde
:

Incertidumbres: Son las variables sobre las cuales el planificador no tiene control. Pueden presentar una distribución probabilística o tomar valores desconocidos pero acotados, es decir, moverse entre un rango máximo y un mínimo.

Opciones: Son los distintos proyectos individuales. 

Plan: Es un conjunto específico de Opciones (proyectos) que se evalúan en conjunto. Futuros: Son conjuntos de materializaciones de las incertidumbres en valores o parámetros.

Escenarios: Son combinaciones de Planes y Futuros.

Atributos: Son medidas de las características asociadas a la construcción de un determinado Plan u Opción. Los Atributos pueden ser de tipo cuantitativo o cualitativo. Ejemplos de Atributos: los costos, las horas de interrupción y el pago por la demanda.

El análisis de decisiones se efectúa usando el método Trade Off/Risk, complementado con análisis Minimización del Arrepentimiento Máximo (MINIMAX) si no se encuentran soluciones robustas:

Metodología Trade-off: Metodología que permite, ante un conjunto de Escenarios, resolver de manera óptima el compromiso entre los distintos Atributos en consideración, identificando los Planes más adecuados a ese fin.

Metodología de Mínimo Arrepentimiento o MINIMAX: Metodología que permite maximizar los beneficios derivados de una decisión, mientras minimiza las potenciales consecuencias adversas de la misma. En ausencia de soluciones robustas brinda la solución de menor riesgo.

La metodología se aplica en cuatro pasos:

1. Formular adecuadamente el problema, en términos de Opciones, incertidumbres y Atributos.

2. Crear una base de datos (conjunto relacionado de incertidumbres-opciones atributos) y expandirla a efectos de obtener información representativa de un número importante de escenarios.

3. Efectuar el análisis de trade-off.
4. En caso de no encontrar soluciones robustas, complementar el análisis Trade-off con el análisis de minimizar el máximo arrepentimiento (MINIMAX).

Se requiere la evaluación de planes y opciones con respecto a tres atributos beneficio/costo técnico-económicos:

1. HDN – horas de congestión (despacho no económico) dividido por el costo del plan u opción.

2. MFI – MWh de flujos interrumpidos por la congestión, divididos por el costo del plan u opción.

3. N-1 – MW de demanda y oferta en un área que adquiere redundancia al nivel clásico “N-1” por una opción o plan, dividido por el costo del plan u opción.

Los Criterios especifican valores de referencia de estos tres atributos que justifican un plan u opción que son los siguientes
: 

Tabla 18 –Valores de Referencia atributos-Perú

	Criterio
	Valor de referencia

	N-1
	3 Watt/USD

	HDN
	100 Horas/Millón USD

	MFI
	15 kWH/USD


Fuente: Criterios y metodología para la elaboración del Plan de Transmisión

La metodología también requiere la evaluación de planes en cuanto a dos atributos más de costos y pagos:

4. VPCT – el valor presente del costo total.

5. VPPD – el valor presente del pago anual de la demanda.

Cualquiera sea el proyecto seleccionado con los criterios técnico económicos y la metodología explicada debe cumplir los criterios de desempeño técnico.

Desde el punto de vista de la planificación si bien no existe un criterio N-1 explícito, la verificación de los criterios técnicos de desempeño para los proyectos seleccionados (falla trifásica sólida y falla monofásica con recierre exitoso) implican la adopción del criterio indicado.

La metodología aplicada para seleccionar los proyectos permite fijar el margen de seguridad con que se planifica el sistema teniendo en cuenta la relación costo beneficios mientras se minimiza las potenciales consecuencias adversas de la decisión tomada.

Respecto a la operación del sistema la Norma establece los criterios y procedimientos a seguir para la operación en tiempo real de los sistemas interconectados y en particular referente a la seguridad del sistema se define
:

Estado Normal. Se refiere a la condición estacionaria del Sistema en la que existe un equilibrio de potencia activa y equilibrio de potencia reactiva. Los equipos de la red eléctrica operan sin sobrecarga, y el Sistema opera dentro de los márgenes de tolerancia permitidos para la frecuencia y tensión; 

Estado de Alerta. Se refiere al estado en que el Sistema opera estacionariamente, manteniendo constantemente el equilibrio de potencia activa y equilibrio de potencia reactiva, pero las condiciones del Sistema son tales que de no tomarse acciones correctivas en el corto plazo, los equipos y/o instalaciones operarán con sobrecarga y las variables de control saldrán de los márgenes de tolerancia. Al verificarse una transición al Estado de Alerta, el Coordinador y los Integrantes del Sistema deben realizar las coordinaciones y maniobras necesarias para que el Sistema pueda recuperar su Estado Normal, en el menor tiempo posible;

Estado de Emergencia. Se refiere a la condición en la que, por haberse producido una perturbación en el Sistema, la frecuencia y tensiones se apartan de valores normales y la dinámica que ha adquirido el Sistema amenaza su integridad, haciéndose necesario tomar medidas de emergencia tales como rechazo de carga o desconectar generación en forma significativa. En este estado se suceden acciones automáticas de protección y de rechazo de carga para aislar los elementos o porciones falladas del Sistema y estabilizarlo;

Perturbación. Se refiere a cualquier evento que altera el equilibrio de potencia activa o el equilibrio de potencia reactiva del sistema;

Salida Forzada. Se refiere a la desconexión intempestiva de un equipo por falla, defecto, o como consecuencia de la falla de cualquier otro elemento del Sistema;

Resulta claro que el criterio de operación no tiene un objetivo de seguridad preestablecido salvo salvaguardar la integridad del sistema tomando todas las acciones necesarias para el cumplimiento de tal objetivo:

En ese contexto se definen las acciones y estudios de seguridad y su aplicación en la operación del sistema que son
:

7.1.1. El servicio eléctrico se raciona cuando la oferta eléctrica es inferior a la demanda en el Sistema, como consecuencia de salidas programadas o forzadas de equipos, caudales bajos o escasez de combustibles, entre otros.”

Adicionalmente se establece que: anualmente se elaborará el estudio para establecer los esquemas de rechazo automático de carga y reconexión automática de carga para prever situaciones de inestabilidad con los siguientes criterios:
7.2.2 La DOCOES
, en coordinación con los Integrantes del Sistema, elaborará el estudio indicado en el numeral 7.2.1 tomando en cuenta, por lo menos, los siguientes criterios:
a) Mantener la integridad del SEIN;

b) Niveles máximo y mínimo de frecuencia requeridos para mantener la integridad de los equipos, la estabilidad del SEIN y un mínimo de carga por rechazar;

c) Valores máximos y mínimos de tensión;

d) Considerar iguales porcentajes de carga (criterio de equidad) para todos los Integrantes de distribución y clientes libres, en la participación de los esquemas de rechazo o reconexión automática de carga definidos por la DOCOES;

e) Número de etapas de desconexión o reconexión automática, ajustes y temporizaciones;

f) Considerar la ubicación geográfica y los conceptos de exportación/importación en la segmentación del Sistema en Áreas Operativas;

7.2.3 Los titulares de generación incluirán en el esquema de rechazo automático de carga hasta un máximo de 60% de la demanda promedio anual de sus clientes, en orden descendente de prioridad de rechazo.

De manera similar se prevén los estudios para establecer los esquemas de desconexión automática de generación con los siguientes criterios:
a) Mantener la integridad del SEIN;

b) Niveles máximos de frecuencia requeridos para mantener la integridad de los equipos, la estabilidad del SEIN y desconectar un número mínimo de grupos;

c) Valores máximos mínimos de tensión;

d) Número de grupos a desconectar en forma automática, ajustes y temporizaciones;

e) Considerar la ubicación geográfica y los conceptos de exportación/importación en la segmentación del sistema en Áreas Operativas.

Adicionalmente se establecen la obligatoriedad de realizar los estudios de estabilidad del SEIN y los estudios de coordinación de los sistemas de protecciones.

Respecto de los estados de alerta, emergencia y restablecimiento definidos más arriba la norma indica:

8.1.1 Inmediatamente después de producida una perturbación, los Integrantes del Sistema involucrados informarán el estado de sus instalaciones al Coordinador, quien en coordinación con dichos integrantes, determinará la configuración y estado del mismo y dispondrá las acciones necesarias para su restablecimiento al Estado Normal.

Y más adelante indica:

8.1.2 El Coordinador puede disponer rechazos de carga manuales y/o desconexión de generadores u otros equipos para preservar la estabilidad y seguridad del Sistema.

La Norma define los Servicios Complementarios para apoyar la operación eficiente del sistema tales como:

a) Reserva rotante;

b) Regulación de frecuencia;

c) Regulación de tensión y/o suministro locales de reactivos;

d) Grupos de arranque rápido por emergencia (reserva fría);

Específicamente se define que el COES establecerá como criterio de seguridad la Reserva Rotante y servirá para atender las necesidades de regulación primaria y secundaria de frecuencia teniendo en cuenta el valor máximo de riesgo de falla permisible para la operación del sistema. Este riesgo de falla debe considerar el parque generador y los sistemas de transmisión.

Los Grupos de arranque rápido por emergencia constituyen la reserva fría del sistema que puede ser puesta en funcionamiento con un tiempo menor a 10 minutos cuando el coordinador lo disponga para compensar reducciones súbitas de generación o atender los incrementos de demanda para prevenir estados de emergencia del sistema. Durante el periodo de emergencia los grupos de arranque rápido no son considerados en la determinación del costo marginal de la energía en barras de generación.

El Procedimiento establece como criterio que el COES
 dispondrá la puesta en servicio de las unidades de generación cuando la tensión está por debajo del 97,5% de la tensión de operación y el rechazo de carga para valores inferiores al 95%.

El Procedimiento define los criterios de operación
 en tiempo real basado en criterios  de seguridad, calidad y mínimo costo. Así define las tolerancias de las principales variables del sistema (tensión, frecuencia), valores de operación de líneas y transformadores, reserva rotante, para los tres estados: normal, alerta y emergencia.

Así en estado de alerta el procedimiento propone evitar la desconexión automática de los relés de minima frecuencia, ajustados para actuar en la primera etapa, evitar la reducción de la frecuencia por debajo de 58,8 Hz para no perder la estabilidad del sistema y evitar que la misma supere los 61 Hz.

Para el estado de emergencia el procedimiento establece las medidas (recursos) a utilizar para estabilizar la frecuencia, y los niveles de tensión.

5.5.3. Resultados obtenidos

De la aplicación de los criterios indicados surge la siguiente evolución del indicador de energía no suministrada:
	Índice
	Unidades
	2006
	2007
	2008
	2009

	SAIFI
	Salidas/Año
	0,247
	0,243
	0,255
	0,326

	CAIFI
	Salidas/Carga-Año
	0,522
	0,512
	0,562
	0,914

	SAIDI
	Horas/Año
	1,386
	1,356
	1,402
	1,710

	CAIDI
	Horas/Carga-Año
	5,969
	5,928
	5,819
	5,342

	ASAI
	%
	1,000
	1,000
	1,000
	1,000

	ASUI
	%
	0,000
	0,000
	0,000
	0,000

	ENS
	MWh/año
	1213,849
	1249,103
	1552,162
	2309,101

	Demanda
	GWh
	24194
	26463
	28179
	29554

	EENS
	%
	0,0050%
	0,0047%
	0,0055%
	0,0078%


En el años 2008 y 2009 se obtuvo un indicador de energía no suministrada de 1,1 a 1,56 10-4.

5.6. BRASIL
5.6.1. Caracterización del sistema eléctrico

Con un tamaño y características que permiten considerarlo único en el ámbito mundial, el sistema de producción y transmisión de energía eléctrica de Brasil es un sistema hidrotérmico de gran porte, con fuerte predominancia de centrales hidroeléctricas y con múltiples propietarios. El Sistema Interconectado Nacional (SIN) esta conformado por las empresas de las regiones sur, sudeste, centro-oeste, nordeste y parte de la región norte. Apenas el 3,4 % de la capacidad de producción  del país se encuentra fuera del SIN, en pequeños sistemas aislados localizados principalmente en la región amazónica.

Ilustración 12 Diagrama del Sistema Interconectado Nacional (SIN)-Brasil
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Fuente: Operador Nacional do Sistema Eléctrico (ONS).

En la siguiente tabla se presenta los km de línea de Brasil por nivel de tensión:

Tabla 19 - km de línea del Sistema Interconectado Nacional de Brasil

	Tensiones
	km Línea

	> 450 kV
	        31.333 

	246-449 kV
	        15.619 

	151-245 kV
	        35.140 

	100-150 kV
	        61.333 

	Corr Cont
	         1.612 

	Total
	      145.037 


Fuente: Operador Nacional do Sistema Eléctrico (ONS).

5.6.2. Criterios aplicados  

Con relación a los criterios de desempeño técnico son los "Procedimientos de Rede" del Operador Nacional del Sistema - ONS donde se fijan los lineamientos del tema. Específicamente dentro de los Procedimientos, el Submódulo 23.3 “Diretrizes e critérios para estudos elétricos” (en adelante las Directrices) fija los lineamientos en materia de criterios de seguridad.

Las Directrices fijan los criterios de los estudios eléctricos de simulación para evaluar las solicitaciones de la red básica, la elaboración de las propuestas de ampliaciones y refuerzos de esta red, y la elaboración de estudios de planeamiento y programación de la operación eléctrica, de estudios preoperacionales, de comisionamiento, de protección para operación y análisis de la operación eléctrica. Por lo indicado estas Directrices contienen los criterios tanto de planificación como de operación del sistema eléctrico.
Referente a estudios de flujo de potencia se establece las contingencias que deben ser analizadas a los efectos de determinar las acciones para que el sistema opere sin violar los límites máximos de pérdida de carga o de tensión
.

Se establece que deben ser simuladas contingencias simples, es decir pérdida de un único elemento del sistema eléctrico, ya sea una línea de transmisión, transformador, banco de transformador, unidad generadora, conversor de corriente continua, o equipamiento de control de tensión tal como reactor, capacitor, compensador síncrono o compensador estático
.

En las Directrices se establecen los casos a ser analizados
, que son los siguientes:

1. Salidas de líneas de transmisión de doble circuito (dos circuitos que comparten una misma torre) y salidas simultáneas de líneas de transmisión de circuito simple que comparten la misma faja de servidumbre o que atraviesan regiones donde la ocurrencia de fenómenos naturales o incendios pueden afectarlas. Se deberá ponderar los siguientes aspectos:

a. La contingencia debe presentar evidencia estadística de ocurrencia.

b. El análisis de contingencia debe identificar un nivel de consecuencia inadmisible en el SIN o en la sociedad caracterizado por alguno de los siguientes aspectos:

i. Inestabilidad de potencia, frecuencia o tensión de una zona geográfica.

ii. Nivel de interrupción de carga, alcance de la interrupción, población afectada, y posibilidad de daños en equipamientos.

2. En los estudios de intervenciones programadas en instalaciones de redes en operación deben ser consideradas las siguientes condiciones:

a. Pérdida de un único elemento del sistema eléctrico (línea de transmisión, transformador u otro equipamiento);

b. Salida simultánea de dos circuitos de líneas de transmisión que compartan la misma torre (circuito doble) cuando esa contingencia presenta evidencia estadísticas de ocurrencia y puede provocar por lo menos uno de los siguientes eventos:

i. Inestabilidad de potencia, frecuencia o tensión de una zona geográfica.

ii. Interrupción de carga superior al 30% del valor previsto para la carga media respetando el valor máximo de 1000 MW en áreas metropolitanas de capitales, o superior al 25% del valor previsto para la carga media, respetando el valor máximo de 1500 MW en estados de la federación o superior a 100 MW en polos industriales.

iii. Actuación del esquema regional de alivio de carga-ERAC en una región geográfica, en casos excepcionales podrá ser admitida la actuación de hasta dos etapas del referido esquema.

iv. Restricción de transferencias energéticas que ponga en riesgo la atención de una región geográfica, unidad de federación o capital.

c. Pérdidas dobles de líneas de transmisión o de equipamientos principales –cuando un único evento puede llevar a la desconexión simultanea de esas líneas o equipamientos-, pérdidas de secciones de barras, pérdidas simples de líneas de transmisión o de equipamientos principales seguidas de falla de interruptor, cuando la contingencia presenta evidencia estadística de ocurrencia y ocasiona al menos una de las siguientes consecuencias:

i.  Inestabilidad de potencia, frecuencia o tensión de una zona geográfica.

ii. Interrupción de carga superior al 30% del valor previsto para la carga media respetando el valor máximo de 1000 MW en áreas metropolitanas de capitales, o superior al 25% del valor previsto para la carga media, respetando el valor máximo de 1500 MW en estados de la federación o superior a 100 MW en polos industriales.

iii. Actuación del esquema regional de alivio de carga-ERAC en una región geográfica, en casos excepcionales podrá ser admitida la actuación de hasta dos etapas del referido esquema.

iv. Restricción de transferencias energéticas que ponga en riesgo la atención de una región geográfica, unidad de federación o capital.

d. En los estudios de planificación y programación de la operación eléctrica pueden ser consideradas contingencias múltiples en situaciones coyunturales. Estas situaciones son caracterizadas por eventos, acontecimientos o fechas de gran repercusión nacional, regional o local o situaciones especiales del SIN.

Los criterios que se fijan para estudios en corriente alterna en lo que respecta a los rangos de variación de la tensión para condición operativa normal y de emergencia son los indicados en la siguiente tabla
:

Tabla 20 –Criterios técnicos estudios estáticos corriente alterna-Brasil

	Tensión Nominal de Operación
	Condición Operativa Normal
	Condición Operativa de Emergencia

	kV
	p.u
	p.u

	<138
	0,95 a 1,05
	0,90 a 1,05

	230
	0,95 a 1,05
	0,90 a 1,05

	345
	0,95 a 1,05
	0,90 a 1,05

	440
	0,95 a 1,046
	0,90 a 1,046

	500
	1,00 a 1,10
	0,95 a 1,10

	525
	0,95 a 1,05
	0,90 a 1,05

	765
	0,90 a 1,046
	0,90 a 1,046


Fuente: Diretrizes para estudos em sistemas de corrente alternada

Respecto a los límites para el control de potencia reactiva deben ser considerados los límites de generación y absorción de potencia reactiva definidos por las curvas de capacidad de las unidades generadoras y los compensadores síncronos.

Los límites de sobrecarga de los capacitares serie y líneas de transmisión son los establecidos en los garantizados por los fabricantes y los indicados en los contratos de prestación de servicios de transmisión respectivamente. Para los transformadores y autotransformadores se establece un criterio similar que para las líneas de transmisión.

Las sobretensiones dinámicas admisibles son las que se muestran en la siguiente tabla:

Tabla 21 –Criterios técnicos estudios dinámicos corriente alterna-Brasil

	Tensión Nominal de Operación
	Tensión Max sin elementos saturables
	Tensión Max con elementos saturables
	Max tensión sustentada en vacío

	kV
	p.u
	p.u
	p.u

	138
	1,47
	1,4
	1,1

	230
	1,47
	1,4
	1,1

	345
	1,47
	1,4
	1,1 a 1,15

	440
	1,47
	1,4
	1,1 a 1,15

	500
	1,54
	1,47
	1,15 a 1.20

	525
	1,47
	1,4
	1,15 a 1.20

	765
	1,46
	1,4
	1,046


Fuente: Diretrizes para estudos em sistemas de corrente alternada

Se establecen los criterios para los estudios de seguridad en la tensión, y se define el Margen de Seguridad de Tensión (MST) como la distancia minima para un punto de operación del sistema donde existe riesgo de inestabilidad en la tensión
 . A continuación se define el criterio de seguridad, especificando que un sistema eléctrico es considerado seguro en relación a tensión cuando para una dada condición operativa el MST para los niveles de precontingencia y poscontigencia se encuentra de conformidad con los criterios establecidos. El margen de seguridad de tensión para planificación y operación es del 7% y 4% para análisis de la red completa e incompleta respectivamente.

Para los estudios de confiabilidad del sistema, las Directrices establecen los siguientes criterios para el diagnóstico de los niveles de riesgo probabilístico
:

1. Criterio de Severidad

2. Criterio de Adherencia estadística o criterio de planeamiento N-1.

3. Criterios operacionales

Criterio de severidad 

Se define el indicador de Severidad que es un índice normalizado y es el cociente entre la energía no suministrada (MWH) dividido por la potencia de punta del sistema analizado (MW) y el resultado convertido en minutos. Este indicador representa el tiempo ficticio de una perturbación imaginaria que seria necesaria para producir el equivalente a la energía no suministrada calculada si toda la carga fuera afectada. Este indicador no solo captura las fallas más frecuentes sino la gravedad de las mismas y tiene la ventaja de que permite la comparación de sistemas de diferente magnitud y naturaleza.

La norma establece la siguiente tabla para la determinación de la confiabilidad del sistema:

Tabla 22 –Criterios Grados de Severidad-Brasil

	Clasificación
	Severidad S (Sistema minuto)
	Interpretación
	Comentario

	Grado 0
	S<1
	Favorable
	Bajísimo riesgo

	Grado 1
	1≤S<10
	Satisfactorio
	Bajo riesgo

	Grado 2
	10≤S<100
	Limítrofe
	Riesgo medio

	Grado 3
	100≤S<1000
	Grave
	Serio impacto

	Grado 4
	1000≤S
	Muy Grave
	Gran impacto


Fuente: Diretrizes para estudos em sistemas de corrente alternada

El sistema planeado de la red básica debe en orden de preferencia situarse entre los grados cero (0) y uno (1) de severidad admitiéndose riesgos de grado 2 inferiores a 21 minutos de severidad.

Criterio de adherencia estadística

Respecto del Criterio de Adherencia estadística o criterio de planeamiento N-1, se define el grado de adherencia estadística de la siguiente manera:

Adherencia= 1-[(casos con corte de carga+casos retirados de la estadística)/ (casos propuestos)]

El estándar de adherencia a ser verificado en análisis de confiabilidad debe ser superior al 80%. El criterio de plena adherencia al criterio N-1 es cuando se alcanza un estándar del 100%.

Criterio de confiabilidad operacional

Cualquier degradación de la red básica  pasando de la condición de topología completa a la condición de N-1 no debe provocar una variación de severidad mayor que el 1% de la severidad de la red básica en condición normal de operación y topología completa. 

5.6.3. Resultados obtenidos 

De la aplicación de los criterios indicados surgen los siguientes resultados de perturbaciones con y sin corte de carga.

Tabla 23 - Evolución anual de la Energía No Suministrada.

	Año
	2005
	2006
	2007
	2008
	2009

	Total de perturbaciones
	1.625
	1.845
	2.119
	2.258
	2.442

	Con corte de carga
	259
	305
	319
	266
	318

	Con corte >   50 MW
	131
	114
	135
	103
	158

	Con corte > 100 MW
	74
	71
	63
	48
	77

	Con corte de carga
	15,9%
	16,5%
	15,1%
	11,8%
	13,0%

	Con corte >   50 MW
	8,1%
	6,2%
	6,4%
	4,6%
	6,5%

	Con corte > 100 MW
	4,6%
	3,8%
	3,0%
	2,1%
	3,2%


Fuente:  Operador Nacional do Sistema Eléctrico (ONS).

El total de perturbaciones con corte de carga es de 13%, menor a objetivos fijados en los reglamentos.

En el siguiente grafico se muestra la evolución de las perturbaciones en el período 2005-2009:

Ilustración 13 Energía No Suministrada (ENS) según magnitud del corte-Brasil
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Fuente: Operador Nacional do Sistema Eléctrico (ONS).

Respecto de la Energía No Suministrada en el siguiente cuadro se presenta la evolución de la misma:

Tabla 24 - Evolución anual de la Energía No Suministrada.

	Indicador de Energía no Suministrada en el SIN - MWh

	Año
	2005
	2006
	2007
	2008
	2009

	No suministrada
	28.603
	11.832
	15.804
	12.308
	104.187

	Suministrada
	400.443.673
	415.857.667
	435.686.463
	447.926.200
	443.359.565

	Total
	400.472.276
	415.869.499
	435.702.267
	447.938.508
	443.463.752

	No suministrada/Total
	0,007%
	0,003%
	0,004%
	0,003%
	0,023%


Fuente: Operador Nacional do Sistema Eléctrico (ONS).

En el siguiente grafico se presenta la evolución de la ENS:

Ilustración 14 Energía No Suministrada (ENS) total [MWh] y porcentual-Brasil
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Fuente: Operador Nacional do Sistema Eléctrico (ONS).

5.7. COLOMBIA
5.7.1. Caracterización del sistema eléctrico

El sistema está constituido por redes de 550 kV y 220 kV de libre acceso. En el país operan 11 empresas transportadoras, de las cuales Interconexión Eléctrica S.A. (ISA) es el mayor transportador de energía eléctrica del país, y propietario del 70% de la red nacional.

La actual infraestructura de interconexión tiene una capacidad de 250 MW con Venezuela y de 260 MW con Ecuador. El potencial de intercambio identificado por la Comisión de Integración Energética Regional (CIER), es de 1000 MW con Venezuela y de 400 MW con Ecuador.

En la actualidad, se desarrolla el proyecto de interconexión de Colombia con Panamá, lo que permitirá el ingreso al mercado de Centroamérica, apoyándose en el desarrollo del Sistema de Interconexión Eléctrica de los Países de América Central (SIEPAC), generando la creación de un corredor energético desde México hasta Perú.

Ilustración 15 Esquema geográfico del Sistema de Transmisión Nacional-Colombia

[image: image35.emf]
Fuente: SIEL, Sistema de Información Eléctrico Colombiano.

Tabla 25 – Líneas de Transmisión del SIN al 31 de Diciembre de 2009-Colombia

	Líneas
	Longitud km

	Transmisión 110-115 kV
	10.074

	Transmisión 138 kV
	16

	Transmisión 220-230 kV
	11.647

	Transmisión 500 kV
	2.399

	Total SIN
	24.135


Fuente: SIEL, Sistema de Información Eléctrico Colombiano.
5.7.2. Criterios aplicados 

Los criterios de seguridad de operación y planificación en Colombia se encuentran contenidos en el “Código de Redes” (R-01-001) que forma parte del Reglamento de Operación.

El Código de Redes está compuesto por:

1. Código de Planeamiento de la Expansión del Sistema de Transmisión Nacional (R-01-CP)
2. Código de Conexión (R-01-CC)
3. Código de Operación   (R-01-CO)
4. Código de Medida  (R-01-CM)
El Código de Planeamiento de la Expansión del Sistema de Transmisión Nacional (en adelante CP)  especifica los criterios, estándares y procedimientos para el suministro y tipo de información requerida por la Unidad de Planeamiento Minero Energético (UPME), en la elaboración del Plan de Expansión de Referencia, y por los Transportadores, en la ejecución del planeamiento de detalle y el desarrollo del sistema interconectado de transmisión a tensiones iguales o superiores a 220 kV, denominado Sistema de Transmisión Nacional (STN), y que deben ser considerados por los Usuarios de este sistema en el planeamiento y desarrollo de sus propios sistemas. (Fuente: R. CREG-025-1995; Numeral 1 del Código de Planeamiento)

Específicamente los objetivos de este Código son especificar los estándares que serán usados por la UPME y los Transportadores en el planeamiento y desarrollo del STN. 

Este Código se aplica a los Transportadores, la UPME y los siguientes Usuarios: 

1. Generadores conectados directa o indirectamente al STN. 

2. Distribuidores conectados directa o indirectamente al STN. 

3. Grandes Consumidores conectados directamente al STN. 

4. Cualquier otro Usuario o entidad con un sistema conectado directamente al STN. 

El Código establece los requerimientos de calidad, confiabilidad y seguridad que deben ser utilizados para la planeación del sistema eléctrico.

Los criterios de seguridad para planificación son:

1. El sistema debe permanecer estable bajo una falla trifásica a tierra en uno de los circuitos del sistema de 220 kV con despeje de la falla por operación normal de la protección principal. 

2. El sistema debe permanecer estable bajo una falla monofásica a tierra en uno de los circuitos del sistema de 500 kV con despeje de la falla por operación normal de la protección principal. 

3. Una vez despejada la falla, la tensión no debe permanecer por debajo de 0,8 p.u. por más de 700 ms. 

4. Las oscilaciones de ángulos de rotor, flujos de potencia y tensiones del sistema deberán ser amortiguadas (el sistema debe tener amortiguamiento positivo). 

5. No se permiten valores de frecuencia inferiores a 57,5 Hz durante los transitorios. 

6. No se permiten sobrecargas en las líneas ni en los transformadores. La cargabilidad de los transformadores se determina por la capacidad nominal en MVA y para las líneas se toma el mínimo valor entre el límite térmico de los conductores, límite por regulación de tensión y el límite por estabilidad, aplicando los criterios anteriormente expuestos.

Los criterios de confiabilidad para la planificación son:

Para la evaluación de la confiabilidad del STN se podrán usar métodos determinístico o probabilísticos, a criterio del Transportador
. 

El criterio de confiabilidad debe mostrar que es la alternativa de mínimo costo incluyendo: costos de inversión, operación, mantenimiento de la red, pérdidas, y energía no suministrada por indisponibilidad del sistema de transmisión. 

El criterio de mínimo costo debe ser equivalente al de los planes de expansión de referencia utilizados para el cálculo de los ingresos regulados de la actividad de transmisión.

1. Método probabilístico
: para el análisis de confiabilidad por métodos probabilísticos el criterio será que el Valor Esperado de Racionamiento de Potencia (VERP), en cada uno de los nodos donde existe demanda, sea inferior al 1% medido en el nivel de 220 kV.
 Para calcular el VERP se tomará como referencia un valor de máxima indisponibilidad del 1% acumulado anual por cada 100 km de línea y por cada circuito. 

2. Método determinístico
: para el análisis de confiabilidad por medio de métodos determinístico se debe utilizar el criterio N-1, según el cual el STN debe ser capaz de transportar en estado estable la energía desde los centros de generación hasta las subestaciones de carga en caso normal de operación y de indisponibilidad de un circuito de transmisión a la vez. 
El Código de Operación
 (en adelante CO) contiene los criterios, procedimientos y requisitos de información necesarios para realizar el planeamiento, el despacho económico, la coordinación, la supervisión y el control de la operación integrada del Sistema Interconectado Nacional (SIN), procurando atender la demanda en forma confiable, segura y con calidad de servicio, utilizando los recursos disponibles de la manera más conveniente y económica para el país. 

El objetivo del CO es establecer los criterios, procedimientos y requisitos de información necesarios para realizar el Planeamiento Operativo, el Despacho Económico, la coordinación, la supervisión y el control de la operación de los recursos del SIN. 

El Código de Operación es de obligatorio cumplimiento para todas las empresas que generen, importen, transporten o comercialicen electricidad, así como las empresas que presten el servicio de centros de control. La generación incluye: generadoras, plantas menores, cogeneradores y autoproductores. El transporte incluye: Sistema de Transmisión Nacional (STN), Sistemas de Transmisión Regional (STR's), Sistemas de Distribución Local (SDL's) e Interconexiones Internacionales.

Los criterios generales de operación del SIN son
:

1. En estado estacionario las tensiones en las barras de 115 kV, 110 kV y 220 kV, 230 kV no deben ser inferiores al 90% ni superior al 110% del valor nominal. Para la red de 500 kV el voltaje mínimo permitido es del 90% y el máximo es del 105% del valor nominal. 

2. La máxima transferencia por las líneas se considera como el mínimo valor entre el límite térmico de los conductores, máxima capacidad de los transformadores de corriente, el límite de transmisión por regulación de voltaje y el límite por estabilidad transitoria y dinámica. 

3. La cargabilidad de los transformadores se mide por su capacidad de corriente nominal, para tener en cuenta las variaciones de voltaje de operación con respecto al nominal del equipo. 

4. La operación del sistema dentro de los límites de carga determinados anteriormente, exceptuando la sobrecarga de transformadores, se consideran como operación normal. Fuera de ellos el sistema se considera que está en estado de alerta o de emergencia. 

5. En el análisis de estado estacionario se consideran solo contingencias sencillas en las líneas de transmisión y en los bancos de transformadores 230/115 kV ó 220/110 kV. 

6. Bajo una falla trifásica a tierra en uno de los circuitos del sistema de transmisión, en cercanía a la subestación con mayor nivel de cortocircuito, la cual es aclarada con tiempo de protección principal y asumiendo salida permanente del elemento en falla, el sistema debe conservar la estabilidad. 

7. En las máquinas, los ángulos del rotor deben oscilar de forma coherente y amortiguada con respecto a una referencia. En el caso de resultar redes aisladas después de un evento, en cada red se escogerá una referencia, que generalmente es la planta de mayor capacidad. 

8. Las corrientes e impedancias vistas por los relés vecinos, deben ser tales que no ocasionen la salida de elementos adicionales, lo cual originaría una serie de eventos en cascada. 

9. En las barras principales del sistema de transmisión la tensión transitoria no debe estar por debajo de 0,8 (p.u.) durante más de 500 mseg

10. Al evaluar la estabilidad del sistema de transmisión ante pequeñas perturbaciones, se debe verificar que los valores propios tengan componente de amortiguación. Si no hay amortiguación se deben ajustar apropiadamente los sistemas de control de las unidades de los equipos del SIN y como último recurso, limitar las transferencias por el sistema de transmisión. 

11. El CND operará el SIN respetando los límites, tanto en estado normal como de sobrecarga, declarados por los agentes para sus equipos, límites que deberán ser sustentados técnicamente tanto en el momento en que se efectúe la declaración inicial, como en el momento en que se solicite la modificación de estos límites.

Respecto a los criterios para la desconexión automática de carga por baja frecuencia se siguen los siguientes criterios operativos
:

Cuando el SIN enfrente un evento transitorio de frecuencia originado por un desbalance apreciable entre la generación y la carga, por pérdida de unidades generadoras o fraccionamiento de la red, se mantendrá la frecuencia en sus valores operativos con el esquema de Desconexión Automática de Carga por Baja Frecuencia. 

El esquema se diseña de acuerdo con los siguientes criterios: 

1. El disparo de la unidad de mayor capacidad del sistema no deberá activar la primera etapa de desconexión. 

2. En ningún momento la frecuencia podrá ser inferior a 57,5 Hz. Esta restricción la establecen las unidades térmicas, las cuales no podrán operar por debajo de esta frecuencia un tiempo superior a 48 segundos durante su vida útil. 

3. En contingencias se debe minimizar el tiempo que la frecuencia permanezca por debajo de 58,5 Hz, para evitar la pérdida de vida útil de las plantas térmicas. Según recomendación de fabricantes estas plantas pueden operar con esta frecuencia hasta 30 minutos durante toda su vida útil. 

4. Después de 10 segundos de ocurrido un evento, la frecuencia del sistema deberá estar por encima del umbral de la primera etapa del esquema de Desconexión Automática de Carga. 

5. Se deberá optimizar la cantidad de carga a desconectar en eventos, evitando al máximo la sobrefrecuencia, es decir, frecuencias superiores a 60 Hz después de ocurrido un evento. 

Diseño del Esquema: 

1. Cada empresa distribuidora habilitará hasta el 60% de su demanda para ser desconectada por relés de baja frecuencia, con el fin de que el SIN pueda soportar la salida de grandes plantas de generación y se eviten, en lo posible, colapsos totales. 

2. Mediante estudios de estabilidad dinámica y aplicando los criterios definidos en este Código, el CND determinará para cada área operativa el número de etapas a implementar, el porcentaje de demanda total a desconectar en cada etapa y la temporización correspondiente. El esquema será sometido a consideración de las empresas a finales de abril de cada año. El CND revisará la propuesta teniendo en cuenta los comentarios de las empresas y colocará a su disposición el informe del esquema definitivo antes del 31 de mayo de cada año. Las empresas deberán tener implantado el esquema antes del 30 de junio del mismo año. 

3. El manejo y distribución de la carga a desconectar será efectuado por áreas operativas, de forma tal que cada una de ellas cumpla con los porcentajes asignados. Asimismo, al interior de cada una de las áreas operativas se asignarán los porcentajes de desconexión por empresa distribuidora, el cual se calculará como la demanda del distribuidor sobre la demanda total del área operativa a que pertenezca. 

4. Cada empresa distribuidora en coordinación con las comercializadoras que operen en su área de influencia, seleccionará los usuarios que estarán en las diferentes etapas de Desconexión Automática de Carga, excluyendo en lo posible a los usuarios no regulados aislables, excepto cuando esté comprometida la seguridad del sistema. 

5. Una vez transcurrido el transitorio y obtenida una condición estable en la frecuencia, el restablecimiento de la carga desconectada por los relés de baja frecuencia se hará bajo coordinación de los CRD's y el CND. Ante la imposibilidad de reposición de carga por restricciones operativas, se aplicarán las mismas normas establecidas en este Código para la desconexión de carga en casos de emergencia y el estatuto de racionamiento. 

6. En donde el esquema de desconexión nacional sea insuficiente, por ejemplo en áreas radiales o que a pesar de ser enmalladas se prevé su aislamiento del SIN, las empresas que estén localizadas en estas áreas deberán instalar esquemas suplementarios que permitan conservar parte de su carga y generación en condiciones de aislamiento. Estos esquemas suplementarios serán analizados entre el CND, los CRD's y las empresas involucradas y aprobados por el CNO. 

Respecto a los criterios para la reserva rodante se establece que: se utiliza el programa de reserva rodante, basado en métodos probabilísticos, para determinar a nivel horario la magnitud de la reserva rodante mínima requerida por el sistema integrado, para cumplir el criterio de confiabilidad de suministro de la demanda definido como el límite adoptado de Valor Esperado de Racionamiento de Potencia a Corto Plazo (VERPC). 

5.7.3. Resultados obtenidos

En la siguiente tabla se muestra el Indicador de Energía no suministrada 

Tabla 26 – Indicador de Energía No Suministrada-Colombia

	Indicador de Energía no Suministrada en el SIN - MWh

	Año
	2008
	2009

	No suministrada
	14.437
	36.142

	Suministrada
	53.869.000
	54.678.000

	Total
	53.883.437
	54.714.142

	No Sum/Total
	0,0268%
	0,0661%


Fuente: SIEL, Sistema de Información Eléctrico Colombiano.

El índice de demanda no atendida acumulado para el año 2009 por causas programadas fue 0,0268%, el cual no varía al excluir los atentados, lo que nos indica que no se ve afectado por esta causa. Este índice se mantiene por debajo del límite máximo establecido para el 2008 de 0,0333%. 

El índice de demanda no atendida acumulado para el año 2009 por causas no programadas fue de 0,0661 %, que aun sin excluir los atentados se presentó por debajo del límite establecido para el indicador de 0,132 %. Excluyendo los atentados, este indicador es de 0,0569 %.

5.8. PANAMA

5.8.1. Caracterización del sistema eléctrico

La red de transmisión del Sistema Interconectado Nacional (SIN) está constituida por las líneas de transmisión de alta tensión, subestaciones, transformadores y otros elementos necesarios para recibir la energía eléctrica producida por las plantas generadoras y transportarla a los diferentes puntos de entrega. La longitud de las líneas de 230 kV del sistema, en el primer semestre de 2010 totalizó 1.952 km. La extensión de las líneas de 115 kV, 307 km, dando como resultado un total de 2.258 km de líneas de transmisión en todo el sistema.

Ilustración 16 Diagrama del Sistemas Interconectado Nacional (SIN)-Panamá
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Fuente: ETESA, Empresa de Transmisión Eléctrica S.A.
5.8.2. Criterios aplicados

En Panamá los criterios de planificación se especifican en el Reglamento de Transmisión aprobado por la Autoridad Nacional de Servicios Públicos.

El Reglamento establece en  su Titulo VI: Normas de diseño del sistema de transmisión, Artículo 84 que:  el Sistema Principal de Transmisión, deberá estar diseñado para operar, y a su vez hacerlo operar efectivamente, dentro de un rango determinado de parámetros, de tal forma que los grandes clientes conectados al Sistema Principal de Transmisión y las empresas de distribución eléctrica, que reciben el servicio tengan un nivel adecuado de calidad de servicio, y que los equipos del Sistema de Transmisión operen de manera satisfactoria, cumpliendo para ello con los criterios de:

a) Seguridad.

b) Control de Tensión y Potencia Reactiva.

c) Confiabilidad referida a la adecuación del sistema.

El criterio de seguridad establece que
:

Artículo 86 El criterio de seguridad del sistema principal de transmisión es el criterio n-1. El Sistema Principal de Transmisión deberá estar diseñado de forma tal que soporte cualquier contingencia simple de alguno de sus componentes manteniendo su integridad, es decir, que el sistema nunca puede entrar en colapso o separarse incontroladamente ante una falla simple.
Para lograr este objetivo, podrá aplicarse desconexión de demanda y generación por medios automáticos, siempre que las inversiones que debieran hacerse para no proceder a su desconexión no se justifiquen económicamente, considerando la calidad de servicio cuantificada a través del índice Valor Esperado de Energía No Servida. El porcentaje de los cortes de carga que se establezcan en cada nodo no podrán superar el máximo porcentual de corte de carga actualmente implementado para todo el Sistema de Transmisión, con excepción de una aprobación expresa de la ASEP ante estudios que lo justifiquen. Lo indicado en el presente artículo también es aplicable a aquellas conexiones propiedad de ETESA cuyo usuario sea un distribuidor.

Artículo 87 En Operación normal la potencia transportada por cualquier equipamiento deberá permanecer por debajo del límite térmico del equipamiento correspondiente. Durante una contingencia la potencia transportada por cualquier equipamiento deberá permanecer por debajo del límite de sobrecarga térmico del equipamiento correspondiente, para la duración máxima estimada del evento.

Los límites de variación de tensión son los indicados en la siguiente tabla
:

Tabla 27 – Límites de variación de la tensión-Panamá

	Nivel de tensión
	Variación Porcentual de Tensión respecto del Nominal

	
	Operación Estable
	Operación Posterior a una Contingencia simple

	115 kV
	± 5%
	± 7%

	220 kV
	± 5%
	± 7%


Fuente: Reglamento de transmisión

Como criterio de confiabilidad el Reglamento establece:

Artículo 94 Para el diseño de la red de transmisión en el Plan de Expansión, así como en cualquier estudio para la expansión del sistema de transmisión por medio de una conexión que lo justifique se deberá calcular la adecuación del sistema a través de índices de Valor Esperado de Energía No Servida (EENS) a nivel de barra y a nivel del Sistema Interconectado Nacional, considerando la influencia tanto del sistema de generación como del Sistema Principal de Transmisión en los mismos. 

Se calculan los índices a nivel de las barras del sistema expresado en MWh/ano con la potencia interrumpida, la duración del déficit de energía y la frecuencia de ocurrencia y luego se calcula el índice global para todo el sistema de transmisión teniendo en cuenta la totalidad de las barras del sistema.

Luego el Reglamento estable que:

Artículo 95 Se debe cuantificar económicamente las propuestas de diseño y expansión del Sistema Principal de Transmisión a través del costo del valor esperado de energía no servida

(CEENS) multiplicando el índice de valor esperado de energía no servida (EENS) por el costo de la energía no servida (CENS)
 

Desde el punto de vista operativo los criterios de seguridad se encuentran en el “Reglamento de Operación” donde se define:

· OPERACIÓN NORMAL. Operación en la que se cumple la seguridad, calidad establecida del servicio eléctrico.

· OPERACIÓN DE EMERGENCIA. Operación fuera de lo normal.

· SEGURIDAD. Capacidad de un sistema eléctrico de soportar alguna contingencia y permanecer operando sin exceder la capacidad de los equipos, ni violar los rangos permisibles de voltaje y frecuencia, ni afectar el servicio a los usuarios.

Luego establece
  el Criterio para contingencia sencilla. El SIN deberá soportar una contingencia sencilla (n-1). Se entiende por consecuencia generador, transformador o línea de transmisión resultara:

a) Inestabilidad del SIN.

b) Sobrecarga de líneas y/o transformadores por más de quince (15) minutos.

c) Desviaciones de voltaje superiores a ± 10%.

A continuación indica:
  Para satisfacer el criterio anterior se permite la separación del sistema en islas eléctricas o subsistemas eléctricos, la desconexión de carga o desconexión de generación por disparos de líneas.
Respecto a la cargabilidad se indica:

Criterio de cargabilidad normal en líneas. Las líneas de transmisión no deberán operarse a más del 100% de su capacidad de transporte según diseño para la operación normal del sistema. Por criterios de seguridad de áreas o estabilidad, debidamente justificados con estudios de la red, se podrá disminuir su porcentaje de transporte...

Criterio de cargabilidad en emergencia en líneas. En condiciones de emergencia las líneas podrán ser sobrecargadas por periodos máximos de quince (15) minutos. Se permite que los conductores operen a una temperatura máxima de 90°C pero limitada a un tiempo total de 300 horas durante su vida útil.

5.8.3. Resultados obtenidos

De la aplicación de los criterios indicados surge la siguiente evolución del indicador de energía no suministrada:

Tabla 28 – Indicador de Energía No Suministrada-Panamá

	Indicador de Energía no Suministrada en el SIN - MWh

	Año
	2008
	2009

	No suministrada
	1.471
	316

	Suministrada
	6.132.300
	6.477.000

	Total
	6.133.771
	6.477.316

	No suministrada/Total
	0,02399%
	0,00488%


Fuente: ETESA, Empresa de Transmisión Eléctrica S.A – Centro Nacional de Despacho.

5.9. ARGENTINA

5.9.1. Caracterización del sistema eléctrico

El Sistema Argentino de Interconexión (SADI) está constituido por líneas de Transporte y Estaciones de Transformación que integran el sistema primario de intercambio de energía eléctrica en todo el Territorio Nacional.

Las líneas de 500 kV son las de mayor extensión y se interconectan con las localidades que poseen estaciones transformadoras de 500 kV. Así observamos que la energía generada en Alicurá, Piedra del Águila, El Chocón (Neuquén) es distribuida fundamentalmente hacia centros de consumo muy importantes como Abasto, Ezeiza, Gral. Rodríguez y Campana, a través del corredor eléctrico Comahue- Buenos Aires en 500 kV.

Las líneas de 220 kV están desarrolladas preferentemente entre las provincias de Mendoza-San Juan y Buenos Aires-Santa Fe. 

Transener S.A. tiene a su cargo la operación y mantenimiento de 10.316 km de líneas de transmisión de la red argentina, comprendiendo 9.748 km de 500 kV, 568 km de 220 kV y un total de 39 estaciones transformadoras. En función de sus obligaciones supervisa 1.539 km de líneas de 500 kV de Transportistas Independientes.

Tabla 29 – Red eléctrica de transmisión-Argentina

	Sistema
	500 kV
	330 kV
	220 kV
	132 kV
	66 kV
	33kV
	Total

	Alta tensión
	11.285
	
	562
	6
	
	
	11.853

	Troncal
	-
	1.116
	841
	14.701
	422
	24
	17.104

	Cuyo
	
	
	634
	611
	
	
	1.245

	Comahue
	
	
	
	1.213
	
	
	1.213

	Buenos Aires
	
	
	177
	5.533
	396
	
	6.106

	NEA
	
	
	30
	1.395
	
	24
	1.449

	NOA
	
	
	
	4.076
	
	
	4.076

	Patagónico
	
	1.116
	
	1.873
	
	
	2.989


Fuente: Guía de referencia Transener 2010 – 2017.

Ilustración 17 Diagrama del Sistema Argentino De Interconexión (SADI).
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Fuente: Guía de referencia Transener 2010 – 2017.

5.9.2. Criterios aplicados

Los criterios de operación y  diseño del sistema de transporte en alta tensión se encuentran indicados en el Anexo 16, “Reglamentaciones en el Sistema de Transporte” de “Los Procedimientos” de CAMMESA (Compañía Administradora del Mercado Mayorista Eléctrico S.A).

En efecto en el mismo se establece
:

a) El SISTEMA DE TRANSPORTE EN ALTA TENSION, en condiciones normales y frente a contingencias simples deberá mantenerse transitoriamente estable para cualquier estado de carga obtenida a partir de las proyecciones de la demanda.

b) EL SISTEMA DE TRANSPORTE EN ALTA TENSION en condiciones normales o con un equipo fuera de servicio deberá soportar una contingencia simple sin que se produzca el colapso del sistema eléctrico, entendiéndose por tal un desmembramiento incontrolado que, en por lo menos uno de los sistemas resultantes, provoca una interrupción total del servicio. Este límite es independiente de la elección de calidad de servicio que efectúen los Agentes demandantes.

En condiciones de costos económicos extremos, los agentes demandantes de la región afectada y que representen más del SETENTA POR CIENTO (70%) de la demanda atendida, podrán requerir la limitación del alza de los precios locales que se generarían de aplicar este criterio, asumiendo el riesgo de la interrupción total del servicio en dicha área.

c) Las contingencias simples que se deben considerar a los fines de la aplicación de lo dispuesto en los incisos a) y b) precedentes son las siguientes:

1) Sobre líneas de interconexión del SISTEMA DE TRANSPORTE EN ALTA TENSION no radiales entendiéndose por tales aquellas que cuentan con un transporte alternativo:

1.a) Cortocircuito trifásico en un extremo de una línea de interconexión del que resultare su desconexión y monofásico en un extremo de una línea de interconexión del que resultare la desconexión y recierre de la fase fallada y apertura trifásica definitiva ante el sostenimiento del cortocircuito pudiéndose emplear en tal caso la desconexión automática de carga y/o generación siempre que no produjeran la desconexión de interconexiones o desconexión no programada de cualquier otro equipamiento. La desconexión automática de generación máxima aceptada es de MIL DOSCIENTOS MEGAVATIOS (1200 MW).

2) Sobre líneas de interconexión del SISTEMA DE TRANSPORTE EN ALTA TENSION radiales entendiéndose por tales aquellas que no cuentan con un transporte alternativo:

2.a) Cortocircuito monofásico en un extremo de una línea de interconexión del que resultare la desconexión de la fase fallada y posterior reconexión exitosa no pudiéndose emplear en tal caso la desconexión automática de carga y/o generación.

2.b) Cortocircuito trifásico en un extremo de una línea de interconexión del que resultare su desconexión y monofásico en un extremo de una línea de interconexión del que resultare la desconexión y recierre de la fase fallada y apertura trifásica definitiva ante el sostenimiento del cortocircuito pudiéndose emplear en tal caso la desconexión automática de carga y/o generación siempre que no se produjeran condiciones con niveles de tensión y de frecuencia no admisibles.

3) Fallas atípicas sobre equipamiento del SISTEMA DE TRANSPORTE EN ALTA TENSION existente pudiéndose emplear en tal caso la desconexión automática de carga y/o generación necesaria siempre que no se produjeran condiciones con niveles de tensión y de frecuencia no admisibles, ni se produjeran pérdidas de interconexiones ni de cualquier otro equipamiento del SISTEMA DE TRANSPORTE EN ALTA TENSION.

Se entenderán por fallas atípicas a aquéllas inevitables en que la tasa de falla real supera los valores típicos de diseño, o aquéllas también inevitables que contando con un alto grado de probabilidad de ocurrencia son de una de severidad superior a la trifásica en simple contingencia, considerándose como tal los cortocircuitos trifásicos con pérdida de dos ternas en el sistema de transmisión EL CHOCON–EZEIZA de QUINIENTOS KILOVOLTIOS (500 kV), por efecto de tornados.

d) El SISTEMA DE TRANSPORTE EN ALTA TENSION en condiciones de riesgo de abastecimiento para alta o baja demanda o generación, o cuando contare con equipamiento fuera de servicio deberá respetar los criterios indicados en los incisos a y b de los párrafos anteriores, aunque se permitirá la aplicación de desconexión automática de carga o generación para cualquier contingencia. De no resultar ello suficiente, se deberá limitar la transmisión hasta que se den las condiciones para dar cumplimiento a los criterios previstos en los incisos a) y b) del presente artículo, no admitiéndose en ningún caso que ante contingencias simples y/o dobles de alta probabilidad en equipos existentes se produzca el colapso del sistema completo.

Se entiende por contingencia doble aquella que comprende a dos equipamientos del sistema eléctrico simultáneamente, o a la formada por dos contingencias simples consecutivas.

5.9.3. Resultados obtenidos

De la aplicación de los criterios indicados surge la siguiente evolución del indicador de energía no suministrada:

Tabla 30 – Indicador de Energía No Suministrada-Argentina

	Indicador de Energía no Suministrada en el SADI - MWh

	Año
	2008
	2009

	No suministrada
	6.343
	8.513

	Suministrada
	105.935.000
	104.605.000

	Total
	105.941.343
	104.613.513

	No suministrada/Total
	0,00599%
	0,00814%


Fuente: Informes mensuales de CAMMESA.

5.10. Otros países Europeos

La siguiente tabla
 resume un extracto de otros países Europeos e instituciones regionales:

Tabla 31 – Resumen otros países europeos e instituciones regionales

	País/Institución
	Documento 
	Criterios 
	Descripción

	UCTE (Union for the Coordination of Transmission of Electricity) 
	OH-P3A, de seguridad operacional 
	N-1
 
	Cualquier evento probable con la pérdida de un elemento del sistema de potencia(por ejemplo, generación, circuito de transmisión). Pérdida de varios elementos (N-k donde k > 1 o N-2) pueden ser considerados cuando existe una probabilidad suficiente de ocurrencia. Después de la contingencia cada sistema debe recuperar las condiciones de funcionamiento compatibles con N-1, tan pronto como sea posible.

	Nordel 
	Apéndice 2 del acuerdo de operación del sistema 1
	N-1
	La falla de diseño de acuerdo al impacto en el sistema, o de un subsistema no debe traer graves perturbaciones operacionales en otros subsistemas. Después de contingencia, se debe restaurar las condiciones de funcionamiento compatible con N-1 dentro de 15 minutos.

	DC Baltija 
	Reglamento de Transmisión sección 2.3 y 2.4 
	N-1
	 

	NERC 
	Normas de confiabilidad TOP-002-0  , planificación de la operación en condiciones normales 
	N-1
	Mínimo de N-1 Planificación de contingencia de conformidad con los requisitos de confiabilidad regional.

	Francia 
	Memento de la Sûreté du Système Électrique, sección A1.4. 
	N-k donde k varía entre 1 y 2 
	El ' n-k' regla define el nivel máximo de riesgo, evaluado con referencia al producto de la probabilidad de un evento x carga interrumpida (MW)'. Por ejemplo, la pérdida de una línea de doble circuito que conduce a una interrupción de 1500MW no sería aceptable.

	Alemania 
	Transmission Code 2003, apéndice c 
	N-1
 
	Apéndice c muestra las condiciones para imprevistos que deben cumplir.

	Países Bajos 
	NetCode, condiciones de gestión, 5.5.2 
	N-1-1 
	Los sistemas de 380kV y 220 kV deben cumplir el criterio N-1 cuando un elemento está fuera de servicio por condiciones de mantenimiento (es decir, N-1-1)

	Polonia 
	IRiESP parte 3 Sección 6.1.2 (6) 
	N-1
	 

	República de Irlanda 
	Criterios de planificación de transmisión NG de ESB 
N-1
N-G-1 
	N-1-1 
	Además de la contingencia de N-1, se deben considerar otros eventos cuando sean probables. El sistema debe ser restaurado para soportar una segunda contingencia


ANEXO 2

OTRAS DISPOSICIONES DE LA NT RELATIVAS AL CRITERIO N-1

En el Capítulo 4 se analizó los artículos más relevantes de la Norma Técnica que tienen directa relación con la aplicación del Criterio N-1. En el presente Anexo se complementa dicho análisis con los restantes artículos que se refieren a aspectos de mayor detalle. 
1. EDAC EN INSTALACIONES DE CLIENTES
Cabe comentar lo indicado en el Artículo 5-13 que dice

Artículo 5-13 

Los EDAC que se implementen en Instalaciones de Clientes como Recursos Generales de Control de Contingencias serán los que se justifiquen técnica y económicamente de acuerdo a los Estudios Específicos que efectúe la DO para estos efectos y el Estudio de EDAC. Esto es sin perjuicio de los Recursos Especiales de Control de Contingencias Extremas que pueda definir la DO.   

Los montos que se implementen podrán ser modificados por la DO, en caso de producirse incorporaciones o modificaciones importantes en el SI que puedan afectar el correcto funcionamiento de los EDAC, para así mantener ajustado su valor a las necesidades de SyCS del SI.

Este artículo aparece redundante con el Artículo 5-7, ya que obviamente los EDAC que ese artículo determina que es conveniente instalar como resultado del análisis técnico - económico, deben precisamente instalarse en instalaciones de clientes.

2. TIPOS DE EDAC
Los siguientes artículos 5-14, 5-17 y 5-20  establecen la responsabilidad de los Clientes de instalar los equipamientos para cumplir con los porcentajes de participación en el EDAC por subfrecuencia, subtensión y por señal específica, respectivamente, que defina la DO con motivo de la aplicación del Artículo 5.7.  Se estima preferible reagruparlos en un sólo artículo ya que como se discutió anteriormente, el Consultor estima que los que es relevante son los montos de EDAC autorizados y no el medio que se emplea para materializarlos.

Artículo 5-14 EDAC por subfrecuencia
Los propietarios de las Instalaciones de Clientes serán responsables de administrar e instalar, según corresponda, los equipamientos necesarios para cumplir con los porcentajes de participación en el EDAC por subfrecuencia que defina la DO en base a criterios técnicos y económicos para cumplir con las exigencias de la presente NT. 

Artículo 5-17 EDAC por subtensión
Los propietarios de las Instalaciones de Clientes serán responsables de administrar e instalar, según corresponda, los equipamientos necesarios para cumplir con los porcentajes de participación en el EDAC por subtensión que defina la DO en base a criterios técnicos y económicos para cumplir con las exigencias de la presente NT. 

Artículo 5-20 EDAC por señal específica
Los propietarios de las Instalaciones de Clientes serán responsables de administrar e instalar, los equipamientos necesarios para cumplir con la participación que le corresponda en el EDAC por señal específica que defina la DO en base a criterios técnicos y económicos para cumplir con las exigencias de la presente NT. 

3. MONTOS MÍNIMOS DE EDAC
Los artículos 5-15 y 5-18 siguientes establecen un límite inferior al porcentaje de la demanda conjunta que debe disponerse para los EDAC por subfrecuencia y por subtensión, fijándolas en 30% y 20%, respectivamente.

Debe entenderse que este monto incluye los montos razonables para enfrentar hasta las contingencias extremas. De no ser así, ello debería aclararse.
De ser así, en cambio, el monto señalado en la NT para desconexión por subfrecuencia es bajo en la apreciación del Consultor. Si bien los montos establecidos son mínimos, dada la reticencia de los afectados para participar en el EDAC se estima preferible que sea la NT la que exija mínimos más altos. Mientras más carga esté disponible para participar en los EDAC, más seguro será el sistema en su conjunto, en el sentido que cualquiera sea la contingencia extrema, habrá más probabilidad que sólo termine desconectándose el monto mínimo requerido para evitar un apagón total, con el beneficio que ello significa para acelerar la recuperación de servicio.  Es necesario tener presente que siempre existirá la posibilidad que se presenten contingencias extremas (causadas por sismos, incendios, tormentas, terrorismo, etc) que involucren desconexión de más de un elemento serie. Por lo tanto, disponer de una mayor carga en los esquemas EDAC no significa postergar inversiones que se justifican económicamente, deteriorando la seguridad, ya que ellas resultarán convenientes al considerar los impactos sociales producidos por pérdidas generalizadas del servicio, como se ha mencionado en el punto 4.3 del Informe. 
Por su parte, la aplicación de al menos 20% de la demanda para EDAC por subtensión es una exigencia que no se está cumpliendo. El Consultor estima que hay casos en que sí podría ser técnicamente aplicable lo cual debe analizarse con estudios específicos, pero un monto mínimo del 20% puede ser excesivo.

Artículo 5-15 Monto mínimo EDAC por subfrecuencia
La demanda total disponible para el EDAC por subfrecuencia no deberá ser menor al 30 % de la demanda conjunta del SI. El porcentaje de demanda a afectar ante cada contingencia deberá ser determinado por la DO en base a una evaluación técnica y económica, conforme a lo exigido en los Estudios Específicos correspondientes.

Artículo 5-18 Monto mínimo EDAC por subtensión
La demanda total disponible para el EDAC por subtensión no deberá ser menor al 20 % de la demanda conjunta del SI. El porcentaje de demanda a afectar ante cada contingencia deberá ser determinada por la DO en base a una evaluación técnica y económica, conforme a lo exigido en los Estudios Específicos para la determinación de los límites mínimos de SyCS.
En particular el Artículo 5-19 establece características de los relés de baja tensión que deben utilizarse en los EDAC, estableciendo tiempos de operación no mayor a 100 ms.

En opinión del Consultor, el tiempo de operación indicado podría producir desenganches descoordinados durante la presencia de una falla que podría ser aclarada sin consecuencias que requieran desconectar carga. Un tiempo tan corto aparentemente pretende  resolver problemas durante el período transitorio post-contingencia, lo cual se estima difícilmente aplicable. En cambio, el Consultor estima que los esquemas EDAC por subtensión sí podrían tener aplicación para contribuir a normalizar la red ante situaciones post-falla que tiendan a estabilizarse con niveles de tensión fuera de los rangos aceptables en algunas zonas.

Artículo 5-19 Características Técnicas EDAC por subtensión
En las Instalaciones de Clientes se implementará el aporte al EDAC por subtensión a través de la instalación de equipamientos que deben medir la tensión en un tiempo no mayor a 100 [ms] y enviar, en forma instantánea, la señal de apertura a los interruptores que desconectan los consumos y cargas que participan del EDAC por subtensión.

4. DETERMINACIÓN DE LÍMITES DE TRANSMISIÓN
A fin de establecer una condición de operación segura del SI por parte de los CDEC, la NT establece genéricamente en el artículo 5-4 siguiente la forma en que deben determinarse los límites de operación aceptables:
Artículo 5-4 Determinación de límites de operación
Los límites y márgenes de operación de SyCS serán determinados en base a consideraciones técnicas y económicas debidamente justificadas, estas últimas entendidas como el compromiso entre los costos y beneficios obtenidos para el conjunto del SI, conforme a los estándares de SyCS que se exigen en la presente NT.

El Consultor estima que este artículo debería ser reredactado de manera mucho más precisa, inequívoca y acorde con los restantes artículos de la NT.

Por ejemplo, el Artículo 5-41 dice precisamente cuales son las contingencias que hay que analizar para este efecto. Dichas definiciones establecen que ciertas contingencias, aceptan una activación "limitada" de EDAC. Esta diferenciación debería entenderse como asociada a la diferente probabilidad de ocurrencia de las distintas contingencias. Este artículo debería precisar que es lo que se entiende por "limitada".

Tampoco no queda claro a que se refiere con "límites y márgenes" por cuanto, a juicio del Consultor, la definición de todo límite de operación debería implícitamente incorporar el margen suficiente para  el CDEC lo pueda aplicar como tal. 

Otro aspecto que cabe destacar del presente artículo es que los límites de operación quedan sujetos a consideraciones económicas en la medida que se acepte aumentar las transmisiones permitidas en condiciones normales, aceptando que  ante la ocurrencia de una contingencia se  apliquen desconexiones de carga para controlar las sobrecargas que se deriven de la misma.

Los siguientes Artículos, y las definiciones correspondientes, establecen los límites que deben evaluarse para establecer la Capacidad de Transmisión en Régimen Permanente de cada Elemento Serie:

Artículo 5-32 Capacidad de Transmisión en Régimen Permanente
La DO determinará la Capacidad de Transmisión en Régimen Permanente de cada Elemento Serie del Sistema de Transmisión a partir del Límite Térmico o máxima corriente admisible, según corresponda, el Límite por Regulación de Tensión, el Límite por Estabilidad Permanente y el Límite por Contingencias.

De todos los límites que deben evaluarse, el límite por contingencias es en general el más estricto y está directamente asociado a la aplicación del Criterio N-1. Corresponde a la capacidad de transmisión prefalla que permite sortear la contingencia simple, incluyendo el período transitorio. 

Las definiciones correspondientes contenidas en el Artículo 1-7 son:

10) Capacidad de Transmisión en Régimen Permanente: Máxima capacidad de transmisión de cada Elemento Serie del Sistema de Transmisión, y que está dada por el menor valor de corriente que surge de evaluar el Límite Térmico, el Límite por Regulación de Tensión y el Límite por Contingencias. 

48) Límite Térmico: Máxima corriente que puede circular por un Elemento Serie, determinada por el límite o carga admisible, en función de la máxima temperatura de diseño operativo,  definido para régimen permanente. 

50) Límite por Regulación Tensión: Máxima corriente que puede circular por un Elemento Serie debido a descensos de tensión fuera de los rangos permitidos, ya sea en las barras extremas del elemento o en otras barras del SI, como consecuencia de la transmisión de potencia por el Elemento Serie.
Artículo 5-32 segundo párrafo) Límite por Estabilidad Permanente: la máxima transferencia que permite operar en forma estable, sin que se ponga en riesgo el sincronismo de las unidades generadoras conectadas en las áreas determinadas por los extremos  receptor y el emisor de la instalación de transmisión. 

49) Límite por Contingencias: Máxima corriente que puede circular por un Elemento Serie condicionado por el estado de operación del SI luego de ocurrida una Contingencia Simple, con el objeto de evitar la salida en cascada de otros componentes, debido a sobrecargas temporales fuera de los estándares permitidos, o a la proximidad de condiciones de pérdida de estabilidad de frecuencia, ángulo y/o tensión. 

Convendría precisar que este límite por contingencias se debe entender como la máxima transmisión que puede circular en condiciones normales por un circuito de línea o por un transformador antes de que ocurra la contingencia en ese mismo elemento (esto es, en condiciones prefalla), de forma que en el período postfalla no se produzcan salidas en cascada de otros elementos, tanto durante el período transitorio como en el período cuasi-estático posterior.

El Artículo anterior 5-32, al referirse a todos los Elementos Serie del sistema se supone que debería incluir a los transformadores. Sin embargo, el Artículo 5-35 establece específicamente para los transformadores:

Artículo 5-35 Capacidad de Transmisión de Transformadores
La DO deberá desarrollar Estudios Específicos para determinar la Capacidad de Transmisión de transformadores de potencia, a partir de la corriente máxima admisible para régimen permanente y de la capacidad de sobrecarga admisible en función del tiempo. Asimismo, deberá tener en cuenta el riesgo de salida en cascada de otros elementos del Sistema de Transmisión por sobrecargas inaceptables, en caso que algún transformador no disponga de los automatismos y protecciones necesarias para evitarlo. 

Parece extraño que este artículo explicite que "Asimismo, deberá tener en cuenta el riesgo de salida en cascada de algún otro elemento, ...." dado que la definición misma del Criterio N-1 establece que la contingencia simple no debe propagarse. Se estima que introducir otros conceptos o fraseos puede inducir confusión. Más bien, el Consultor estima relevante que la normativa ratificara mediante este artículo las atribuciones de la DO para exigir al propietario del transformador (y a los clientes afectados) disponer de los automatismos necesarios para evitar la propagación de la contingencia.

Los siguientes artículos y definiciones correspondientes, se refieren a los tipos específicos de Contingencia Simple que deben considerarse para definir el Límite por Contingencias: 

Artículo 5-40 Estabilidad Transitoria
En Estado Normal  y frente a la ocurrencia de una Contingencia Simple, el SI deberá mantenerse transitoriamente estable, utilizando los recursos de control y protección que estén disponibles, sin riesgo de pérdida de sincronismo o disgregación en Islas Eléctricas.  

Artículo 5-41 Fallas a considerar
En Estado Normal, las Contingencias Simples de severidad creciente que deberán ser consideradas y superadas sin pérdida de sincronismo de las unidades generadoras del SI, logrando al final del transitorio de falla el cumplimiento de los estándares definidos en el Artículo 5-29 de la presente NT, serán las siguientes: 

a) Severidad 1, (desconexión  de condensador serie, sin DAC)

b) Severidad 2, (falla monofásica a tierra en línea de doble circuito y reconexión exitosa, sin DAC)

c) Severidad 3, (falla bifásica a tierra en línea de simple circuito, con DAC "no limitado")

d) Severidad 4, y (falla bifásica a tierra en línea de doble circuito, con DAC "limitado")

e) Severidad 5. (desconexión de la unidad mayor, con DAC "limitado")

Artículo 5-42 

En Estado Normal  las Contingencias Severas que deberán ser consideradas y superadas evitando el Apagón Total  del SI, logrando al final del transitorio de falla el cumplimiento de los estándares definidos para el Estado de Emergencia en el TITULO 5-8, TITULO 5-109, TITULO 5-10 y TITULO 5-11 de la presente NT, serán las siguientes: 

 a) Severidad 6, y (falla bifásica a tierra en línea de doble circuito, con operación del circuito vecino, con activación del plan de defensa contra contingencias extremas) 

b) Severidad 7. (falla bifásica a tierra en línea de simple circuito, con despeje en respaldo, con activación del plan de defensa contra contingencias extremas)

La NT acepta que para todas las fallas de severidad 3 o superior se aplique DAC, pero indica que este DAC debe ser "limitado". La propia NT debería explicitar lo que se entiende por una actuación limitada. Se entiende que el nivel de DAC aceptable proviene de una optimización económica que toma en cuenta la frecuencia de ocurrencia de la falla, el costo de falla de corta duración, versus los mayores costos de operación en condiciones normales en que se incurriría para limitar el DAC requerido, de acuerdo a lo establecido en el Artículo 5-7. Esto es particularmente aplicable a las fallas de severidad 4, las que podrían no requerir DAC si el despacho limita la transmisión por la línea; o las de severidad 5, que podrían no requerir DAC si se aumentan los montos de la reserva en giro. Ambas situaciones corresponderían a la aplicación de un  "criterio N-1 estricto" que va más allá de lo que la NT define como Criterio N-1

Consecuentemente con lo indicado en el  capítulo 3 se estima conveniente definir fallas de severidad específica para el caso de falla de transformadores y fallas en barras que deben ser consideradas en el ámbito del Artículo 5-41. 

Cada uno de los Artículos 5-53 (estabilidad sincrónica), 5-54 (estabilidad oscilatoria), 5-55 (estabilidad de tensión) y 5-56 (estabilidad de frecuencia) establecen las condiciones para determinar el respectivo límite, el menor de los cuales correspondería a la Capacidad de Transmisión en Régimen Permanente (Art. 5-58) utilizada por el CDC para programar y controlar la operación. 
Sin embargo, los Artículos 5-57, 5-58 y 5-59 introducen conceptos que confunden.

Artículo 5-57 Márgenes de seguridad
Para la configuración de demanda y generación más desfavorable en Estado Normal, considerando las contingencias y severidad especificadas en el Artículo 5-41 de la presente NT, el SI deberá conservar los márgenes de seguridad necesarios para garantizar que ante la ocurrencia de una Contingencia Simple en un Elemento Serie del Sistema de Transmisión, los efectos de su desconexión no se propaguen a los restantes elementos. 

Este Artículo parece innecesario por cuanto es una nueva reiteración de la definición de Criterio N-1, ya establecida en el Artículo 5-6.

Artículo 5-58 Riesgo de salida en cascada
Para cualquier configuración de demanda y generación del SI operando en Estado Normal o Estado de Alerta, la máxima transferencia de potencia por las líneas del Sistema de Transmisión será el menor valor resultante de aplicar las siguientes restricciones en forma simultánea: 

 a) Capacidad de Transmisión en Régimen Permanente, determinada por el menor valor que surge de la comparación de los valores de Plímite que resultan de satisfacer las condiciones establecidas en el Artículo 5-53, Artículo 5-54, Artículo 5-55, Artículo 5-56, de la presente NT. 

b) Riesgo de salida en cascada, a partir del cual se determina la máxima potencia transmisible por un Elemento Serie condicionada por las restricciones establecidas en el Artículo 5-57 de la presente NT, para evitar el Apagón Total. 

El acápite a) de este Artículo corresponde a lo dicho en el Artículo 5-32. En cuanto al acápite b) no se entiende que es lo que representa el Riesgo de salida en cascada, por cuanto parece obvio que toda la aplicación del Criterio N-1 que lleva a definir la Capacidad de Transmisión en Régimen Permanente, en particular el Límite por Contingencias, ha tomado en cuenta que la contingencia simple no se propague a las restantes instalaciones.
Artículo 5-59 Margen de seguridad operativa MSO
El CDC y los CC, según corresponda, operarán los Elementos Serie del SI con una Pmáxima que asegure en todo momento el MSO definido por la DO, conforme a la siguiente expresión: 

[image: image38.emf]
Las abreviaturas y definiciones de MSO, Plímite y Pmáxima, corresponden a las establecidas en el Capítulo Nº 1 de la presente NT. 

La forma de definir el MSO estará incluida en el Procedimiento DO “Determinación del MSO”.

La definición indicada en el Artículo 1-7 es: 

51) MSO : Margen de seguridad para la operación de las instalaciones del SI, los cuales son definidos por la DO para reflejar el nivel de incertidumbre en las previsiones del crecimiento de la demanda, en el conocimiento de los equipamientos y fenómenos que ocurren en el SI, en el grado de ajuste y representatividad de los parámetros y modelos con que se representan los componentes del SI, en el desarrollo de los Estudios Específicos, o en el desarrollo de los estudios establecidos en el Capítulo Nº 6 de la presente NT, entre otros.

El Consultor estima que la aplicación de un MSO en la operación es innecesario por cuanto todas las incertidumbres de las que pretende dar cuenta este margen adicional deben ser tomadas en consideración en el cálculo de cada uno de los límites que se calculan para determinar la Capacidad de Transmisión en Régimen Permanente de cada elemento serie, según lo establecen los propios artículos que los definen, en particular los que se refieren al límite por contingencia (Art. 5-53) y por estabilidad de tensión (5-55). 

Como se planteó anteriormente, la utilización de un MSO podría ser justificable para su aplicación en la planificación como un método alternativo a la prohibición del uso de EDAC, EDAG o ERAG por señal específica, para disponer de las holguras que permitan dar cuenta de las mayores incertidumbres en la previsión de demanda y la disponibilidad oportuna de las ampliaciones previstas.

La discusión debería centrarse en si realmente en la planificación se requiere aplicar un MSO más conservador. Las incertidumbres en el conocimiento de los equipamientos y otros fenómenos deberían estar cubiertos por los márgenes que la NT establece para los cálculos de los respectivos Plímite.
ANEXO 3

ESQUEMAS EDAC Y EDAG EN SERVICIO

1. EDAC por señal específica en el SIC

El EDAC por señal específica que está implementado es el siguiente:

· Polpaico-Cerro Navia 220 kV. Se activa ante la salida de uno de los circuitos de la línea Polpaico-Cerro Navia 220 kV o Nueva Renca. El elemento a controlar es la transferencia por circuitos 1 y 2 de la línea Polpaico-Cerro Navia 220 kV. La desconexión total de carga es 220 MW (SS/EE Lampa, Melipilla, Chocalán, Bollenar, Maitén, El Paico, El Monte, Leyda, San Antonio, San Sebastián, Quelentaro, Lo Aguirre 1, Lo Aguirre 2).

· Maitencillo-Cardones 220 kV. Se activa ante la salida de uno de los circuitos de la línea Maitencillo-Cardones 220 kV. El elemento a controlar es la transferencia total por tramo de línea Maitencillo-Cardones 220 kV. La desconexión total de carga es 40 MW (SS/EE Paipote y Maricunga).

· SDAC Chilectra. Se activa ante la desconexión de uno de los transformadores de 220/100 kV de SS/EE Chena, Alto Jahuel, Cerro Navia, Buin, los Almendros o el Salto. Los elementos a controlar son transferencia por transformadores de  220/100 kV de SS/EE Chena, Alto Jahuel, Cerro Navia, Buin, los Almendros y El Salto, por circuitos 1 y 2 de la línea Polpaico-Cerro Navia 220 kV y por algunos tramos de líneas del anillo de Chilectra 110 kV. La desconexión total de carga es de 700 MW (SS/EE del Sistema de Chilectra).

2. EDAC por subfrecuencia en el SIC

El EDAC por subfrecuencia implementado en el SIC se muestra en la siguiente tabla.

	Coordinado
	Tipo de Consumos
	Escalones
	Total Desc.[MW]

	
	
	49
	48.9
	48.8
	48.7
	48.5
	48.3
	

	
	
	I
	II
	III
	IV
	V
	VI
	

	
	
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	

	CM CANDELARIA y MIN. OJOS DEL SALADO
	Libre
	6,0
	1,5
	6,0
	1,5
	1,5
	1,5
	18,0

	CODELCO SALVADOR
	Libre
	6,5
	1,4
	5,1
	5,7
	0,0
	0,0
	18,7

	EMEL
	Regulado
	6,0
	1,8
	6,3
	1,8
	1,7
	1,5
	19,1

	MIN. MANTOS DE ORO
	Libre
	3,0
	0,4
	0,0
	0,0
	1,4
	0,0
	4,8

	ENAMI HV LIRA
	Libre
	4,9
	0,0
	0,0
	4,9
	0,0
	0,0
	9,8

	C. MINERA DEL PACÍFICO
	Libre
	4,0
	4,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	8,0

	ANGLOAMERICAN (DIV MANTO VERDE)
	Libre
	3,4
	0,0
	1,8
	1,6
	0,0
	0,0
	6,8

	MINERA MARICUNGA
	Libre
	1,7
	0,0
	0,0
	0,0
	1,7
	0,0
	3,4

	CGE
	Regulado
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	3,6
	0,0
	3,6

	CGE
	Regulado
	11,2
	3,7
	14,9
	7,6
	0,0
	1,6
	39,0

	C. MINERA DEL PACÍFICO
	Libre
	1,8
	0,0
	0,0
	1,8
	0,0
	0,0
	3,6

	CEMIN
	Libre
	0,4
	0,3
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,7

	CIA MINERA CARMEN DE ANDACOLLO
	Libre
	0,6
	0,6
	0,0
	0,5
	0,0
	0,0
	1,7

	MINERA PELAMBRES
	Libre
	6,0
	2,0
	4,5
	6,0
	0,0
	0,0
	18,5

	CGE
	Regulado
	6,3
	3,5
	5,4
	 
	3,0
	 
	18,2

	CEM MELON
	Libre
	5,0
	0,0
	0,0
	5,0
	0,0
	0,0
	10,0

	EL LITORAL
	Regulado
	1,2
	0,0
	0,0
	1,2
	0,0
	0,0
	2,4

	CHILQUINTA
	Regulado
	24,7
	6,6
	24,4
	5,8
	6,0
	6,0
	73,5

	ENAP REFINERIAS ACONCAGUA
	Libre
	4,0
	0,0
	0,0
	4,0
	0,0
	0,0
	8,0

	CRISTALERÍAS CHILE
	Libre
	0,4
	0,1
	0,4
	0,1
	0,1
	0,1
	1,2

	CODELCO DIVISION ANDINA
	Libre
	3,3
	1,0
	1,3
	0,7
	0,2
	1,3
	7,8

	CODELCO DIVISION VENTANAS
	Libre
	5,4
	0,0
	0,0
	2,8
	2,8
	0,0
	11,0

	ANGLOAMERICAN (DIV CHAGRES - EL SOLDADO)
	Libre
	1,5
	1,3
	5,2
	0,8
	1,3
	0,4
	10,5

	MERVAL
	Libre
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	3,9
	3,9

	CHILECTRA
	Regulado
	100,4
	96,9
	87,1
	83,2
	88,7
	77,8
	534,1

	CODELCO DIVISION EL TENIENTE
	Libre
	15,6
	4,2
	16,5
	4,2
	4,2
	5,7
	50,4

	METRO
	Libre
	13,0
	1,5
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	14,5

	E.E. PUENTE ALTO
	Regulado
	3,6
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	3,6

	CEMENTO POLPAICO
	Libre
	0,6
	0,7
	0,7
	1,2
	1,3
	0,0
	4,5

	CODELCO DIVISION ANDINA
	Libre
	5,6
	1,2
	2,5
	0,5
	2,5
	0,0
	12,3

	CMPC PAPELES CORDILLERA
	Libre
	1,5
	0,0
	3,0
	0,0
	0,0
	0,0
	4,5

	CMPC CARTULINAS
	Libre
	7,7
	1,8
	0,0
	1,8
	1,8
	1,8
	14,7

	ANGLOAMERICAN (DIV LOS BRONCES)
	Libre
	5,5
	5,6
	4,8
	4,5
	0,0
	3,0
	23,4

	EMEL
	Regulado
	6,4
	1,4
	6,0
	2,0
	2,2
	1,6
	19,6

	CHILQUINTA
	Regulado
	1,0
	3,0
	3,3
	3,6
	4,3
	5,1
	20,3

	ARAUCO
	Libre
	0,4
	0,5
	2,2
	0,1
	0,8
	3,0
	7,1

	CEC
	Regulado
	2,2
	2,2
	3,5
	3,5
	0,0
	0,0
	11,4

	CGE
	Regulado
	50,1
	14,0
	54,2
	15,1
	12,6
	14,5
	160,5

	EMEL
	Regulado
	4,0
	1,6
	2,9
	2,2
	2,1
	2,2
	15,0

	INDURA
	Libre
	0,0
	0,0
	0,0
	3,6
	0,0
	0,0
	3,6

	LUZ LINARES/PARRAL
	Regulado
	1,5
	2,5
	2,5
	0,0
	0,0
	0,0
	6,5

	MINERA VALLE CENTRAL
	Libre
	1,9
	1,9
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	3,7

	ARAUCO
	Libre
	0,0
	0,0
	7,0
	7,0
	0,0
	0,0
	14,0

	CGE
	Regulado
	6,9
	0,0
	4,7
	0,0
	2,0
	0,0
	13,6

	CMPC CELULOSA Y CMPC MADERAS
	Libre
	16,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	16,0

	COOPELAN
	Regulado
	2,1
	0,0
	0,0
	2,1
	0,0
	0,0
	4,2

	COPELEC
	Regulado
	1,3
	0,3
	1,4
	0,4
	0,5
	0,0
	3,9

	GRUPO SAESA
	Regulado
	3,4
	1,3
	0,0
	0,0
	0,0
	2,8
	7,5

	AGA
	Libre
	0,2
	0,1
	2,4
	0,2
	0,0
	0,0
	2,9

	ARAUCO
	Libre
	4,5
	0,0
	0,0
	4,5
	0,0
	0,0
	9,0

	CAP HUACHIPATO - INSTAPANEL
	Libre
	0,0
	15,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	15,0

	CEMENTOS BIO BIO
	Libre
	0,0
	1,0
	0,6
	0,0
	0,0
	0,0
	1,6

	CGE
	Regulado
	32,0
	10,9
	32,4
	7,5
	9,2
	7,5
	99,6

	EKA CHILE
	Libre
	4,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	4,0

	ENAP REFINERIAS BIO BIO
	Libre
	1,4
	0,7
	3,0
	0,7
	0,0
	2,1
	7,9

	GRUPO SAESA
	Regulado
	2,7
	0,0
	3,5
	0,0
	0,0
	0,0
	6,2

	INCHALAM
	Libre
	0,5
	0,1
	0,4
	0,2
	0,2
	0,2
	1,5

	MASISA
	Libre
	1,0
	0,3
	0,5
	0,5
	0,0
	0,0
	2,3

	MOLY COP
	Libre
	0,1
	0,0
	0,0
	0,1
	0,0
	0,0
	0,2

	OCCIDENTAL CHEMICAL
	Libre
	0,0
	0,0
	17,5
	0,0
	0,0
	0,0
	17,5

	PAPELES NORSKE SKOG BIO BIO
	Libre
	1,2
	0,3
	1,2
	0,3
	0,3
	0,3
	3,7

	PETROQUIM
	Libre
	2,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	2,0

	PETROQUÍMICA DOW
	Libre
	0,0
	1,4
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	1,4

	ARAUCO
	Libre
	0,2
	0,2
	0,2
	0,0
	0,0
	0,0
	0,6

	CGE
	Regulado
	12,0
	4,6
	11,8
	0,7
	5,0
	0,6
	34,7

	CMPC CARTULINAS
	Libre
	0,0
	0,0
	1,0
	0,0
	0,0
	1,0
	2,0

	CODINER
	Regulado
	1,5
	0,0
	0,0
	1,5
	0,0
	0,0
	3,1

	GRUPO SAESA
	Regulado
	23,1
	5,4
	30,1
	8,6
	5,1
	7,1
	79,4

	Total
	444.4
	208,6
	382,4
	211,4
	166,2
	152,6
	1565,6


Habilitado hasta el 30 de octubre del 2009
3. EDAG en el SIC

Los EDAG por señal específica implementados en el SIC son los siguientes:

· Central Ventanas 1. Se activa ante la desconexión de los circuitos 1 o 2 de las líneas de Ventanas-San Pedro o Ventanas-Torquemada 110 kV. Los elementos a controlar son transferencia por los circuitos 1 y 2 de las líneas de Ventanas-San Pedro o Ventanas-Torquemada 110 kV.

· Central San Isidro I y II, algunas unidades. Se activa cuando se encuentra fuera de servicio un circuito de la línea San Luis-Quillota 220 kV y se desconecta el otro circuito. El elemento a controlar es la transferencia por el transformador 220/110 kV de Agua Santa.

Los EDAG por señal específica a implementarse son los siguientes:

· Centrales San Isidro I o II, Nehuenco I o II o Quinteros I o II, las unidades TV. Se activará ante la salida de uno de los circuitos de línea Quillota-Polpaico 220 kV. El elemento a controlar es la transferencia por circuitos 1 y 2 de línea Quillota Polpaico 220 kV.

· Central Guacolda, las unidades 1, 2, 3 y/o 4. Se activará ante la salida de uno de los circuitos 1, 2, 3 o 4 de línea Guacolda-Maitencillo 220 kV. El elemento a controlar es la transferencia total por el tramo Guacolda-Maitencillo 220 kV.

· Central Guacolda, las unidades 1, 2, 3 y 4. Se activará ante la salida de uno de los circuitos de línea Pan de Azúcar-Maitencillo 220 kV. El elemento a controlar es la transferencia por circuitos 1 y 2 de la línea Pan de Azúcar-Maitencillo 220 kV. En este caso puede ser desconexión o reducción de generación.

· Centrales La Higuera y/o Confluencia. Se activará ante la desconexión de uno de los circuitos de línea Tinguiririca-Alto Jahuel 154 kV, por sobrecarga de estos circuitos o por sobrecarga de los circuitos de línea Tinguiririca-Itahue 154 kV. El elemento a controlar es la Transferencia por circuitos 1 y 2 de las líneas de Tinguiririca-Alto Jahuel o Tinguiririca-Itahue 154 kV. En este caso puede ser desconexión o reducción de generación.

· Central Licán. Se activará ante la desconexión de uno de los circuitos de la línea de Pilmaiquén-Osorno 66 kV. El elemento a controlar es la transferencia por circuitos 1 y 2 de línea Pilmaiquén-Osorno 66 kV.

4. EDAC por subfrecuencia en el SING

El EDAC por subfrecuencia implementado en el SING se muestra en la siguiente tabla.

	Coordinado
	Tipo de Consumos
	Escalones
	Total Desc.[MW]

	
	
	49
	48.9
	48.8
	48.7
	48.6
	48.5
	48.4
	48.3
	

	
	
	I
	II
	III
	IV
	V
	VI
	VII
	VIII
	

	
	
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	[MW]
	

	ATACAMA AGUA
	Libre
	 
	 
	 
	    1,0 
	 
	 
	 
	 
	              1,0 

	CODELCO NORTE
	Libre
	    6,0 
	    7,0 
	  24,5 
	  21,0 
	  23,5 
	  12,5 
	    37,0 
	    12,0 
	          143,5 

	ELECDA
	Regulado
	    2,7 
	    7,5 
	      -   
	    4,5 
	      -   
	    5,8 
	        -   
	    13,2 
	            33,7 

	ELIQSA
	Regulado
	    2,3 
	 
	    1,9 
	 
	 
	    3,7 
	      1,3 
	 
	              9,2 

	EMELARI
	Regulado
	 
	 
	 
	    3,7 
	    2,8 
	 
	 
	 
	              6,5 

	ENAEX
	Libre
	 
	 
	 
	    1,7 
	 
	 
	 
	 
	              1,7 

	GRACE
	Libre
	    2,0 
	 
	 
	 
	 
	 
	      2,0 
	 
	              4,0 

	HALDEMAN
	Libre
	 
	    0,9 
	 
	    1,1 
	 
	 
	 
	      0,7 
	              2,7 

	MINERA ATACAMA MINERALS
	Libre
	 
	 
	 
	 
	    1,4 
	 
	 
	 
	              1,4 

	MINERA CERRO COLORADO
	Libre
	 
	    3,5 
	 
	    3,5 
	 
	    3,5 
	 
	      3,5 
	            14,0 

	MINERA COLLAHUASI
	Libre
	    6,5 
	 
	 
	    3,5 
	  14,8 
	 
	    14,8 
	    13,6 
	            53,2 

	MINERA EL ABRA
	Libre
	    2,5 
	    3,3 
	    6,4 
	 
	    3,3 
	    4,3 
	      6,0 
	      6,0 
	            31,8 

	MINERA EL TESORO
	Libre
	    0,4 
	 
	    1,6 
	    1,4 
	    0,8 
	 
	      6,2 
	 
	            10,4 

	MINERA ESCONDIDA
	Libre
	    9,0 
	  14,5 
	  15,2 
	  26,6 
	  13,5 
	  26,3 
	    31,1 
	    27,0 
	          163,2 

	MINERA ESPERANZA
	Libre
	 
	 
	 
	 
	    2,6 
	 
	 
	 
	              2,6 

	MINERA GABY
	Libre
	    4,8 
	 
	    5,9 
	 
	    5,1 
	    4,9 
	 
	      6,1 
	            26,8 

	MINERA LOMAS BAYAS
	Libre
	 
	 
	    3,8 
	 
	    3,7 
	 
	      0,7 
	      1,7 
	              9,9 

	MINERA MANTOS BLANCOS
	Libre
	    3,4 
	 
	 
	    3,4 
	 
	 
	 
	      3,6 
	            10,4 

	MINERA MERIDIAN
	Libre
	 
	 
	    1,5 
	 
	 
	    0,3 
	      1,6 
	 
	              3,4 

	MINERA MICHILLA
	Libre
	 
	    2,9 
	 
	 
	 
	    6,0 
	 
	 
	              8,9 

	MINERA QUEBRADA BLANCA
	Libre
	 
	 
	    9,0 
	 
	 
	 
	 
	 
	              9,0 

	MINERA RAYROCK
	Libre
	 
	 
	 
	    1,5 
	 
	 
	 
	 
	              1,5 

	MINERA SPENCE
	Libre
	 
	    3,9 
	 
	    1,9 
	 
	    3,9 
	 
	      5,8 
	            15,4 

	MINERA ZALDIVAR
	Libre
	    2,5 
	    2,3 
	    2,5 
	    3,9 
	    1,3 
	    1,3 
	      1,3 
	      8,0 
	            23,1 

	MOLY-COP
	Libre
	 
	 
	 
	    2,7 
	 
	 
	 
	 
	              2,7 

	SQM
	Libre
	    2,4 
	    2,5 
	    0,9 
	    1,0 
	    3,5 
	    4,4 
	      3,7 
	      2,0 
	            20,4 

	XSTRATA COPPER - ALTONORTE
	Libre
	 
	    3,3 
	 
	 
	 
	    4,5 
	 
	      3,5 
	            11,3 

	Total
	  44.5 
	  51,5 
	  73,1 
	  82,4 
	  76,3 
	  81,3 
	  105,7 
	  106,7 
	          621,5 


Habilitado hasta la fecha (30 de marzo del 2011)

5. EDAG en el SING

El EDAG por sobrefrecuencia implementado en el SING actualmente se muestra en la siguiente tabla: 

	Escalón / Frecuencia [Hz]
	Tipo Componente
	Componente
	Potencia bruta mínima [MW]
	Potencia bruta máxima [MW]

	I                             51,4
	Primaria
	TV10
	 0,0 
	 226,8 

	
	Alternativa 1
	CTM3-TV
	 60,0 
	 94,5 

	
	Alternativa 2
	TV2C
	 60,0 
	 135,3 

	II                           51,6
	Primaria
	U15
	 75,0 
	 130,3 

	
	Alternativa 1
	U14
	 75,0 
	 136,4 

	
	Alternativa 2
	NTO1
	 65,0 
	 136,3 

	III                  51,8
	Primaria
	CTTAR
	 100,0 
	 158,0 

	
	Alternativa 1
	CTM1
	 90,0 
	 165,9 

	
	Alternativa 2
	TV1C
	 60,1 
	 135,3 


Primaria: Ajuste según escalón consignado y relé EDAG en servicio

Alternativa: Ajuste según escalón consignado y relé EDAG fuera de servicio

El EDAG por señal específica implementado en el SING actualmente es el siguiente:

· Central Termoeléctrica Mejillones, con disparo sucesivo sobre CTM3-TG y     CTM3-TV en función del nivel de sobrecarga.

· Central Termoeléctrica Tocopilla, con disparo sobre U14 ó U15 en función de la disponibilidad de una u otra.

6. PLAN DE DEFENSA CONTRA CONTINGENCIAS EXTREMAS SIC

El estado de avance de la implementación del “Plan de defensas contra contingencias extremas” del SIC se entrega en medio magnético CD:\Anexos\CronogramaPDCE-SIC.pdf, Anexo 4.

ANEXO 4


USO DE EDAC ACTIVADO POR SEÑAL ESPECÍFICA EN PLANIFICACIÓN. CASO TRAMO CHARRÚA – ANCOA 500 Kv
En este anexo se evalúa el efecto de utilizar EDAC activado por señal específica en caso de falla de uno de los circuitos de la línea Charrúa-Ancoa 500 kV en la decisión de invertir en un tercer circuito.

Se consideraron las simulaciones del último Estudio de Transmisión Troncal para cada uno de los 3 escenarios analizados en esa oportunidad. En cada uno de ellos se consideraron 3 casos:

1. Sin nuevo circuito Charrúa-Ancoa pero permitiendo el paso de 300MW (de 1.368 a 1.668 MW) adicionales, lo cual supone que en caso de falla de uno de los circuitos se usan EDACs en la zona metropolitana por un monto equivalente de demanda. 

2. Con un nuevo circuito Charrúa-Ancoa, sin un cuarto circuito Alto Jahuel-Ancoa

3. Con un nuevo circuito Charrúa-Ancoa y un cuarto circuito Alto Jahuel-Ancoa

Los resultados son los siguientes:

Escenario CNE

	
	CNE
	
	
	
	
	CNE
	
	
	CNE
	

	
	Sin cha-anc
	 
	 
	
	Sólo con cha-anc
	
	Con cha-anc, con jah-anc

	
	Cop
	Costo por EDAC
	Costo total
	VATT
	
	Cop
	VATT
	
	Cop
	VATT

	
	kUS$
	kUS$
	kUS$
	 (MUS$)
	
	kUS$
	 (MUS$)
	
	kUS$
	 (MUS$)

	2010
	426.454
	
	426.454
	0
	
	426.454
	0
	
	426.454
	0

	2011
	988.012
	
	988.012
	0
	
	988.012
	0
	
	988.012
	0

	2012
	889.894
	
	889.894
	0
	
	889.894
	0
	
	889.894
	0

	2013
	918.791
	
	918.791
	0
	
	918.791
	0
	
	918.791
	0

	2014
	1.017.410
	
	1.017.410
	0
	
	1.017.410
	0
	
	1.017.410
	0

	2015
	1.275.435
	
	1.275.435
	0
	
	1.275.435
	0
	
	1.275.435
	0

	2016
	1.396.180
	3.888
	1.400.068
	0
	
	1.397.141
	8.120
	
	1.390.626
	11.873

	2017
	1.391.341
	3.888
	1.395.229
	0
	
	1.390.074
	16.239
	
	1.383.006
	23.746

	2018
	1.411.725
	3.888
	1.415.613
	0
	
	1.415.336
	16.239
	
	1.408.803
	23.746

	2019
	1.526.153
	3.888
	1.530.041
	0
	
	1.525.550
	16.239
	
	1.517.223
	23.746

	2020
	1.442.477
	3.888
	1.446.365
	0
	
	1.443.206
	16.239
	
	1.436.324
	23.746

	2021
	1.446.522
	3.888
	1.450.410
	0
	
	1.447.863
	16.239
	
	1.444.220
	23.746

	2022
	1.459.346
	3.888
	1.463.234
	0
	
	1.462.003
	16.239
	
	1.454.740
	23.746

	2023
	1.359.308
	3.888
	1.363.196
	0
	
	1.355.417
	16.239
	
	1.362.134
	23.746

	2024
	1.359.367
	3.888
	1.363.255
	0
	
	1.359.767
	0
	
	1.361.349
	0

	2025
	1.610.394
	3.888
	1.614.282
	0
	
	1.610.832
	0
	
	1.611.249
	0

	
	
	VP jul10 agua a fines de 2025
	140.137
	
	
	140.091
	
	
	139.966
	

	
	
	VP jul10
	9.585.197
	0
	
	9.572.410
	49.210
	
	9.554.870
	71.958

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	VP Jul10
	
	9.585.197
	
	
	9.621.620
	
	
	9.626.829


Se puede apreciar que resulta mucho más conveniente el uso de EDAC que construir una nueva línea.

Escenario Alternativo 1

	
	ALT1
	
	
	
	
	ALT1
	
	
	ALT1
	

	
	Sin cha-anc
	 
	 
	
	Sólo con cha-anc
	
	Con cha-anc, con jah-anc

	
	Cop
	Costo por EDAC
	Costo total
	VATT
	
	Cop
	VATT
	
	Cop
	VATT

	
	kUS$
	kUS$
	kUS$
	 (MUS$)
	
	kUS$
	 (MUS$)
	
	kUS$
	 (MUS$)

	2010
	422.647
	
	422.647
	0
	
	422.647
	0
	
	422.647
	0

	2011
	989.461
	
	989.461
	0
	
	989.461
	0
	
	989.461
	0

	2012
	896.927
	
	896.927
	0
	
	896.927
	0
	
	896.927
	0

	2013
	930.219
	
	930.219
	0
	
	930.219
	0
	
	930.219
	0

	2014
	1.107.321
	
	1.107.321
	0
	
	1.107.321
	0
	
	1.107.321
	0

	2015
	1.268.615
	
	1.268.615
	0
	
	1.268.615
	0
	
	1.268.615
	0

	2016
	1.414.361
	3.888
	1.418.249
	0
	
	1.407.233
	8.120
	
	1.384.756
	11.873

	2017
	1.237.914
	3.888
	1.241.802
	0
	
	1.212.988
	16.239
	
	1.139.821
	23.746

	2018
	1.235.310
	3.888
	1.239.198
	0
	
	1.211.186
	16.239
	
	1.136.887
	23.746

	2019
	1.313.241
	3.888
	1.317.129
	0
	
	1.294.152
	16.239
	
	1.225.237
	23.746

	2020
	1.328.763
	3.888
	1.332.651
	0
	
	1.314.547
	16.239
	
	1.246.990
	23.746

	2021
	1.318.138
	3.888
	1.322.026
	0
	
	1.295.009
	16.239
	
	1.245.885
	23.746

	2022
	1.340.316
	3.888
	1.344.204
	0
	
	1.328.241
	16.239
	
	1.278.642
	23.746

	2023
	1.369.490
	3.888
	1.373.378
	0
	
	1.361.213
	16.239
	
	1.318.002
	23.746

	2024
	1.352.582
	3.888
	1.356.470
	0
	
	1.356.327
	0
	
	1.361.378
	0

	2025
	1.389.902
	3.888
	1.393.790
	0
	
	1.395.984
	0
	
	1.409.207
	0

	
	
	VP jul10 agua a fines de 2025
	172.965
	
	
	171.016
	
	
	166.060
	

	
	
	VP jul10
	9.202.003
	0
	
	9.135.562
	49.210
	
	8.959.308
	71.958

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	VP Jul10
	
	9.202.003
	
	
	9.184.772
	
	
	9.031.266


En este caso se aprecia que lo mejor es instalar el tercer circuito Charrúa-Ancoa pero también un cuarto circuito Ancoa-Alto Jahuel, el cual trae muchos beneficios.

Escenario Alternativo 2

	
	ALT2
	
	
	
	
	ALT2
	
	
	ALT2
	

	
	Sin cha-anc
	 
	 
	
	Sólo con cha-anc
	
	Sólo con cha-anc y jah-anc

	
	Cop
	Costo por EDAC
	Costo total
	VATT
	
	Cop
	VATT
	
	Cop
	VATT

	
	kUS$
	kUS$
	kUS$
	 (MUS$)
	
	kUS$
	 (MUS$)
	
	kUS$
	 (MUS$)

	2010
	428.078
	
	428.078
	0
	
	428.078
	0
	
	428.078
	0

	2011
	994.866
	
	994.866
	0
	
	994.866
	0
	
	994.866
	0

	2012
	925.931
	
	925.931
	0
	
	925.931
	0
	
	925.931
	0

	2013
	963.442
	
	963.442
	0
	
	963.442
	0
	
	963.442
	0

	2014
	1.126.113
	
	1.126.113
	0
	
	1.126.113
	0
	
	1.126.113
	0

	2015
	1.421.211
	
	1.421.211
	0
	
	1.421.211
	0
	
	1.421.211
	0

	2016
	1.429.644
	3.888
	1.433.532
	0
	
	1.424.273
	8.120
	
	1.418.915
	11.873

	2017
	1.382.767
	3.888
	1.386.655
	0
	
	1.374.628
	16.239
	
	1.365.989
	23.746

	2018
	1.516.157
	3.888
	1.520.045
	0
	
	1.511.840
	16.239
	
	1.496.015
	23.746

	2019
	1.671.678
	3.888
	1.675.566
	0
	
	1.664.093
	16.239
	
	1.639.489
	23.746

	2020
	1.898.845
	3.888
	1.902.733
	0
	
	1.886.058
	16.239
	
	1.841.615
	23.746

	2021
	1.801.851
	3.888
	1.805.739
	0
	
	1.791.564
	16.239
	
	1.764.605
	23.746

	2022
	1.759.457
	3.888
	1.763.345
	0
	
	1.747.588
	16.239
	
	1.724.265
	23.746

	2023
	1.759.505
	3.888
	1.763.393
	0
	
	1.746.566
	16.239
	
	1.717.136
	23.746

	2024
	1.702.328
	3.888
	1.706.216
	0
	
	1.699.682
	16.239
	
	1.635.247
	23.746

	2025
	1.999.869
	3.888
	2.003.757
	0
	
	1.998.447
	16.239
	
	1.886.755
	23.746

	
	
	VP jul10 agua a fines de 2025
	159.767
	
	
	158.827
	
	
	140.306
	

	
	
	VP jul10
	10.622.024
	0
	
	10.578.588
	57.373
	
	10.485.589
	83.896

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	VP Jul10
	
	10.622.024
	
	
	10.635.961
	
	
	10.569.485


Al igual que en el escenario alternativo 1, resulta muy conveniente la incorporación del cuarto circuito Alto Jahuel-Ancoa.
P + ΔP





G, cv











Capacidad n -1 = P








� Ver Anexo,  punto 1.11. Descripción del Sistema Regulatorio y sus criterios de confiabilidad.


� Ver Anexo, Tabla 6 – Criterios NERC-USA


� Ver Anexo, punto 5.2.2 Criterios aplicados.


� Ver Anexo, Punto 5.3.2 Criterios aplicados.


� Ver Anexo, Tabla 7 –Condiciones de simulación en régimen de contingencia N-2-Portugal


� Ver Anexo, Tabla 12 – Indicador de Energía No Suministrada-Portugal


� Ver Anexo, punto 5.4.2 Criterios Aplicados.


� Ver Anexo, Tabla 14 –Tabla de resumen de los criterios de seguridad frente a contingencias-España


� Ver Anexo, Tabla 15 – Indicador de Energía No Suministrada-España


� Ver Anexo, punto 5.4.2, las definiciones de los índices mencionados.


� Ver Anexo, punto 5.5.2. Criterios aplicados.


� Ver Anexo, punto 5.6.2 Criterios aplicados.


� Este tipo de contingencias se identifican como N-2 en algunas regulaciones. Ejemplo Portugal.


� Ver Anexo, Tabla 22 –Criterios Grados de Severidad-Brasil.


� Ver Anexo, Tabla 23 - Evolución anual de la Energía No Suministrada


� Ver Anexo, punto 5.7.2 Criterios aplicados.


� Fuente: R. CREG-025-1995; Numeral � HYPERLINK "http://www.creg.gov.co/html/compila/docs/resolucion_creg_0025_1995.htm" \l "CP5.3" \t "_blank" �5.3.2.� del Código de Planeamiento


� Ver Anexo, Tabla 26 – Indicador de Energía No Suministrada-Colombia


� Ver Anexo, punto 5.8.2 Criterios aplicados.


� Ver Anexo, Tabla 28 – Indicador de Energía No Suministrada-Panamá


� Ver Anexo punto 5.9.2 Criterios aplicados.


� Ver Anexo, Tabla 30 – Indicador de Energía No Suministrada-Argentina


� Índice de Energía No Suministrada=Energía No Suministrada/Energía Total del Sistema promedio 2008-2009.


� Ver Anexo, Tabla 4 - Longitud de líneas de transmisión por nivel de tensión (Año 2005)


� Ver Anexo, en cada país el punto “Resultados obtenidos”


� Ver Anexo, punto 5.5.2 Criterios aplicados.


� Ver Anexo, Tabla 6 – Criterios NERC-USA


� Ver Anexo, Punto 5.9.2 Criterios aplicados.


� Ver Anexo, punto 4, “Utilización de nuevas técnicas de control para la optimización de los sistemas eléctricos.”


� La desconexión de un banco autotransformador de la S/E Charrúa el día 14 de marzo de 2010 no se debió a falla en el transformador.


� Los km equivalentes se determinaron afectando a las líneas de hasta 150 kV, de 151 a 245 kV, de  entre 246 kV hasta 449 kV y de más de 449 kV por el coeficiente 1, 2, 3 y 4 respectivamente, de modo de tener un índice equivalente de inversiones en transmisión.


� Regulamento de Transporte, punto 9.1.1.1


� Regulamento de Transporte, punto 9.1.3


� Regulamento de Tranporte, punto 9.2.1.1


� “Manual de Procedimentos do Gestor do Sistema”, Funcionamiento do Sistema,  punto 1.4.3.


� Manual de Procedimentos do Gestor do Sistema”, Funcionamiento do Sistema,  punto 1.4.4.


� Manual de Procedimentos do Gestor do Sistema”, Funcionamiento do Sistema,  punto 1.4.4.2


� Ver Tabla “Criterios de aceptación para desvíos de tensión y Angulo”


� UCTE: Union for the Co-ordination of Electricity Transmission


� Art 26, Ley del Sector Eléctrico, instalaciones con potencia menor a 50 MW que utilicen energías renovables.


� Real Decreto 1955/2000,Cap. IV, Art. 26


� P.O-13.1, Punto 1.


� P.O-13.1, Punto 3.1.1


� P.O-13.1, Punto 1.


� P.O-13.1, Punto 4.2


� Reglamento, Titulo III, Artículo 13, punto 13.4.


� Titulo I, Disposiciones Generales, Articulo 4, Apartado 4.3


� Titulo IV, Criterios de planificación, Artículo 10, Criterios técnicos desempeño.


� Los Criterios, ver Definiciones.


� Los Criterios, Disposiciones Finales, cláusula Segunda.


� Anexo 1, Definiciones


� Titulo VII, punto 7.1 Racionamiento.


� DOCOES, Dirección de Operaciones del COES


� COES, Comité de Operación Económica del Sistema.


� Punto 8, Criterios básicos de operación en tiempo real.


� “Diretrizes para estudos em sistemas de corrente alternada (CA)”, Punto 5.2, apartado 5.2.3 


� “Diretrizes para estudos em sistemas de corrente alternada (CA)”, Punto 5.2, apartado 5.2.4


� “Diretrizes para estudos em sistemas de corrente alternada (CA)”, Punto 5.2, apartado 5.2.5 y 5.2.6


� “Diretrizes para estudos em sistemas de corrente alternada (CA)”, Punto 5.3, apartado 5.3.1


� Diretrizes para estudos em sistemas de corrente alternada (CA)”, Punto 11, apartado 11.4 y 11.5


� Diretrizes para estudos em sistemas de corrente alternada (CA)”, Punto 14.6, apartado 14.6.1


� Para un Índice de Severidad (S) de 21 minutos equivale a un Índice de Energía No Suministrada/Energía Total de 10-4, considerando un tiempo de utilización de 5.000 hs anuales. Un Indicador de 10-5 que es una referencia internacional equivaldría a un S de 3.


�  Fuente: R. CREG-025-1995; Numeral � HYPERLINK "http://www.creg.gov.co/html/compila/docs/resolucion_creg_0025_1995.htm" \l "CP5.3" \t "_blank" �5.3.� del Código de Planeamiento


� Fuente: R. CREG-025-1995; Numeral � HYPERLINK "http://www.creg.gov.co/html/compila/docs/resolucion_creg_0025_1995.htm" \l "CP5.3" \t "_blank" �5.3.1.� del Código de Planeamiento


� Equivale a  un Indicador de Energia No Suministrada/Energia total de 10-4


� Fuente: R. CREG-025-1995; Numeral � HYPERLINK "http://www.creg.gov.co/html/compila/docs/resolucion_creg_0025_1995.htm" \l "CP5.3" \t "_blank" �5.3.2.� del Código de Planeamiento


� Fuente: R. CREG-025-1995; Numeral � HYPERLINK "http://www.creg.gov.co/html/compila/docs/resolucion_creg_0025_1995.htm" \l "CO1" \t "_blank" �1� del Código de Operación


� Ver Punto 2, del CO


� Ver punto 3, del CO


� Reglamento de Transmisión, Titulo VI, Normas de Diseño del Sistema de Transmisión, Art 86 y 87


� Reglamento de Transmisión, Titulo VI, Normas de Diseño del Sistema de Transmisión, Art 90 y 91


� En el Art 96 del Reglamento de Transmisión se establece el CENS.


� Ver MOM.1.38


� Ver MOM.1.39





� Ver “Los Procedimientos”, Anexo 16 “Reglamentaciones en el sistema de transporte”, punto 6 Reglamento de diseño y calidad del sistema de transporte en alta tensión”, Apartado 6.1 Diseño General del sistema de transporte, inciso 6.1.1 Criterios para la operación dinámica.


� EUROPEAN COMMISSION DIRECTORATE-GENERAL FOR ENERGY AND TRANSPORT STUDY ON THE TECHNICAL SECURITY RULES OF THE EUROPEAN ELECTRICITY NETWORK FINAL REPORT FEBRUARY 2006
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