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Resumen

Antes de la promulgacion de la Ley N° 20.936, la planifioadiel sistema de transmision troncal
se llevaba a cabo a través de un estudio cuadrienal, conrinohie de corto plazo, y llevado a cabo
por un consultor externo. Si bien la expansion del sistegrteathsmision era anual y solucionaba prob-
lemas momentaneos, no consideraba factores futuros glipanodificar la expansion propuesta,
por lo que trajo consigo congestiones Yy limitaciones endasimision debido a la poca anticipacion
al desarrollo del parque generador, entre otros. A partia @atrada en vigencia de esta ley, la plani-
ficacion de la transmision debe llevarse a cabo de manesd pia cargo de la Comision Nacional de
Energia, con un horizonte de largo plazo, y en donde seiiadlplanificacion energética realizada
por el Ministerio de Energia junto con las propuestas demsipn desarroladas por el Coordinador
Eléctrico Nacional.

La planificacion energética incluye los Polos de Deshridg Generacion, los cuales impactarian
de manera significativa la planificacion de la transmisiandificando el plan propuesto por la CNE
y utilizarian un sistema de transmision propio y disefide forma tal que se pueda evacuar la energia
generada por éstos hacia el sistema de manera economieagafieiente. El objetivo principal de
este trabajo es determinar el impacto de los Polos de Déeagrola planificacion del sistema de
transmision y establecer recomendaciones para su inemipa y promoviendo asi la competitividad
en el mercado eléctrico chileno, cumpliendo con el objetie diversificar la matriz energética y
disminuyendo la dependencia de combustibles fosileseha@a a Chile un pais sustentable. Para
simular la operacion actual y futura del sistema se utdizm software de coordinacion hidrotérmica
de largo plazo, el modelo OSE2000, representando el siss#ntico actual y proponiendo planes
de expansion de transmision, evaluados con criter@sdés econbmicos, que incorporen alternativas
de polos de desarrollo para analizar su efecto en el sistema.

Los resultados obtenidos para los escenarios propuestfieyen que dada la incertidumbre de
los escenarios futuros que podrian ocurrir, el plan deresipa que mejor se adapta a las distintas
alternativas proyectadas es el plan de transmision pstpymra el escenario donde se incluye el
desarrollo de un Polo Eélico (gran capacidad instalad@diales eblicas) en la zona de la Isla Grande
de Chiloé. Con la solucion propuesta para ese escenanmsaizan los costos operacionales (10,617
[MMUSS$]), para lo cual se requiere un nivel de inversionapdesarrollar la expansion de transmision
de 609,8 [MMUSS$]. Para los demas escenarios, esta alt&raatmenta la robustez y flexibilidad del
sistema ante distintos planes de obras de generacion duampdarse.

Palabras claves:CNE, Ley N° 20.936 ,0SE2000, Polo de Desarrollo.



Abstract

Before the promulgation of Law No. 20.936, the planning & thunk transmission system was
carried out through a quadrennial study, with a short-teomzbn, and carried out by an external
consultant. Although the expansion of the transmissiortiesysvas annual and solved momentary
problems, it did not consider future factors that could mottie proposed expansion, which brought
with it congestions and limitations in the transmission tluthe short anticipation of the development
of the generator park, among others. . As of the entry intoefaf this law, the planning of the trans-
mission must be carried out annually by the National Energsn@ission, with a long-term horizon,
and where the energy planning carried out by the Ministry wérgy together with the expansion
proposals developed by the National Electric Coordinator.

Energy planning includes the Poles of Generation Developnvehich would significantly im-
pact the planning of the transmission, modifying the plamppsed by the CNE and would use its
own transmission system and designed in such a way that #rgyegenerated by the power can be
evacuated. these to the system in an economically efficianhar. The main objective of this work
is to determine the impact of the Development Poles in therhg of the transmission system and
establish recommendations for their incorporation and gromoting competitiveness in the Chilean
electricity market, fulfilling the objective of diversifyg the energy matrix and decreasing Depen-
dence on fossil fuels, making Chile a sustainable countrgifulate the current and future operation
of the system, a long-term hydrothermal coordination safemvill be used, the OSE2000 model,
representing the current electrical system and proposamginission expansion plans, evaluated with
economic technical criteria, incorporating alternatif@sdevelopment poles to analyze its effect on
the system.

The results obtained for the proposed scenarios suggdsgitiea the uncertainty of the future
scenarios that could occur, the expansion plan that beptsatiathe different alternatives projected is
the proposed transmission plan for the scenario where treagament of a Polo Eblico (large installed
capacity of wind power plants) in the area of ??the Isla GeatedChiloé. With the proposed solution
for this scenario, operational costs (10,617 [MMUS $]) amimized, for which a level of investment
is required to develop the transmission expansion of 604MUS $]. For the other scenarios, this
alternative increases the robustness and flexibility ofstfstem before different plans of generation
works that could occur.

Key words: CNE, Law N° 20.936 ,0SE2000, Development Poles.



Glosario

AIC Area de Influencia Comun.

AVI Valor Anual de Inversion.

CDEC Centro de Despacho Econbmico de Carga.

CEN Coordinador Eléctrico Nacional.

CNE Comision Nacional de Energia.

COMA  Costos de Operacion, Administracion y Mantenimiento.
CSP Concentrated Solar Power.

DAANC Derecho de aprovechamiento de agua no consuntivo.
DFL Decreto con Fuerza de Ley.

ENAP Empresa Nacional del Petroleo.

ERNC Energia Renovable No Convencional.

ETT Estudio de Transmision Troncal.

FCF Funcion de Costos Futuros.

GNL Gas Natural Licuado.

MGNC  Medio de Generacion Renovable No Convencional.
PMG Pequefio Medio de Generacion.

PMGD  Pequefio Medio de Generacién Distribuido.

PV Photovoltaics.

S/E Subestacion.

SDDP Stochastic Dual Dynamic Programming.
SEN Sistema Eléctrico Nacional.

SIC Sistema Interconectado Central.

SING Sistema Interconectado del Norte Grande.

VAN Valor Actual Neto.
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CAPITULO 1. INTRODUCCION

Capitulo 1

Introduccion

El proceso de planificacion del sistema de transmisibnieeg una modelacion muy compleja y
esta ligado a diversos factores tanto técnicos comoagamos, y también regulado por un conjunto
de normas y leyes. Hasta hace poco, existia un gran proldar@aforma de planificar la expansion
del sistema de transmision, debido a que la evaluacibagierdcesidades del sistema de transmision
se realizaba a través de un estudio de transmision tr@gcdl) de manera cuadrienal, determinando
las obras de expansion en el mediano plazo, si bien est@¢iempo considerable, no era suficiente
para planificar grandes obras de transmision. Esta formalathéficar, trajo consigo problemas de
capacidades ya que no se determinaban las obras necesatiesdt un horizonte de tiempo en que
se incluian otras variables o escenarios futuros generam@rtidumbre dentro de la planificacion
de la transmision, y provocando asi, un sistema sin hatgarincapaz de adaptarse a los cambios
tecnolbgicos, como por ejemplo, un aumento en los progdeRNC en un corto periodo de tiempo.

La nueva ley de transmision N° 20.936 [2], cambia algungeetes de la planificacion de la
transmision realizando ésta (ltima de forma anual, eoharizonte de al menos 20 afios y afladiendo
otras consideraciones para determinar la expansion darlantisibn, como por ejemplo, la mini-
mizacion de riesgos de abastecimiento o la creacion ddidones de mercado que promuevan la
oferta y faciliten la competencia, entre otras. Otro agpeglevante de la nueva ley de transmision, es
la incorporacion de una Planificacibn Energética defladta por el Ministerio de Energia en donde
se incluyen los Polos de Desarrollo de Generacion defimdol articulo 85° de dicha ley. Estas
zonas de potencial renovable podran ser incorporadas emmodie la planificacién de la transmision
desarrollada por la CNE, modificando las obras necesartasntieadas en dicho plan.

Este trabajo desarrolla el concepto de polo de desarra@tacterizando e identificando las zonas
en donde existe el potencial energético disponible y quaptailos requerimientos de ordenamiento
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territorial, y también, los requisitos minimos para stoiporacion al sistema. Para analizar el efecto
de los polos de desarrollo en el sistema de transmision séilizado un software de coordinacion
hidrotérmica, OSE2000, para simular y determinar el irpan la planificacion de la transmision
y los costos asociados a la incorporacion de los polos &nsé&s modelando el sistema eléctrico
de manera fidedigna y representado las principales cdsiitt@s que la modelacion conlleva. Para
realizar el analisis del impacto de los polos, se ha optad@mponer planes de expansion para cada
escenario propuesto (en donde se incorporan polos de alésarm la zona sur del pais) y evaluarlos
a través de un criterio técnico econdmico, para luegerdehar el plan 6ptimo dado el nivel de
incertidumbre de cada escenario.

Uno de los objetivos relevantes de este trabajo es estabkmamendaciones para la incorpo-
racion de los polos de desarrollo en el Sistema Eléctriacidhal, para ello, se han evaluado 3 al-
ternativas para polos en la zona sur del pais. El primeohyye al sistema, un polo de desarrollo
de tecnologia eblica de 2.000 [MW] ubicado en la isla ddd@hiEl segundo, incorpora un polo de
desarrollo de tecnologia hidroeléctrica de 2.000 [MW]anregiones de Los Rios y Los Lagos. Y
por Gltimo, la tercera alternativa incorpora ambos potoslesistema considerando las mismas carac-
teristicas en los dos escenarios anteriores.

Para lograr el desarrollo de los objetivos mencionadogiantgente, se abordara de manera gen-
eral los principales cambios normativos incluidos en lavaley de transmision respecto de la plan-
ificacion, comparandolos con la metodologia utilizagsagir de la promulgacion de la Ley Corta |.
Luego se desarrollara el concepto de polo de desarrolto pon las consideraciones utilizadas para
la modelacion y simulacion del sistema. A partir de lo Bntese maostraran los principales resultados
obtenidos mostrando las caracteristicas mas impostgpuie representan la incorporacion de los polos
en el sistema. Por (ltimo, se evaluaran econémicamestedlios de desarrollo y los planes de expan-
sibn propuestos en cada escenario, para asi tomar usédemierca del plan 6ptimo ante los distintos
escenarios equiprobables y poder establecer consideegoiouna herramienta que permita planificar
de la manera mas precisa el sistema de transmision, ginsdse a los cambios y variaciones gue
pueden ocurrir generando holguras al SEN preparandolorgardole robustez y seguridad.
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Capitulo 2

Marco Teorico

En Chile, el sector eléctrico enfrentd situacionesiaa®t, caracterizadas principalmente por al-
tos precios de energia y por atrasos significativos en ardg® de las inversiones requeridas para
sustentar el crecimiento de la produccion, y por lo tantaesarrollo econdmico y social del pais.
Partiendo de la base que la energia es una condicion mecpaea lograr el objetivo anteriormente
descrito, es fundamental que esta energia sea confiablentable y de valor razonable, que proven-
ga de una matriz energética diversa y equilibrada pararguitsibles condiciones desfavorables ante
escenarios extremos, y no ocurra lo sucedido en los afi@ 1% donde debido a que la mayoria de
la energia eléctrica del pais provenia principalmeeteentrales hidroeléctricas se dieron las condi-
ciones necesarias para que ocurriera un racionamientardé@istro eléctrico dada las condiciones de
sequia extrema. También, el corte del suministro de gaspiente de Argentina, el cual comenzb a
manifestarse desde el aflo 2004 y el 2008 fue de manera pgentehasta el dia de hoy, provocd un
alza de precios que no refleja necesariamente el nivel dediésanergético del pais, sino que mues-
tra la precariedad y vulnerabilidad de éste ante factoxegres. Es por esto, que el desarrollo del
sector eléctrico juega un rol fundamental al momento degaoy garantizar la energia necesaria para
poder lograr el funcionamiento de la sociedad, donde Ia&tnésion eléctrica del pais es la columna
vertebral de este desarrollo.

2.1. Marco Regulatorio de la Transmison Eléctrica en Chile

Al comienzo del siglo nace la Ley N°1665, especificament#iel1904, que fija las prestaciones
para la concesion de permisos y para hacer las instalac@@etricas en el pais. Ademas, asigna la re-
sponsabilidad del otorgamiento de concesiones de permeai®rizacion a ocupar bienes nacionales
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al Presidente de la Republica para instalacion de lideasansmision de cualquier especie [4].

En 1925 se establece la primera Ley General Eléctrica,dbedrey N° 252, la que regula las
concesiones provisionales y definitivas, para distritiugi transporte de energia y las servidumbres.
Luego complementando en lo fundamental a la primera ley] efi@1932 aparece la segunda ley
general eléctrica, DFL N°244. En el afio 1982 se cre6 el DFL del Ministerio de Mineria (Ley
General de Servicios Eléctricos), que establece los poisnneamientos y definiciones en el seg-
mento de transmision, entre ellos: la servidumbre de pasendrgia eléctrica sobre una instalacion
de transmision, al no existir distincion entre las iretanes de transmision, la remuneracion por uso
de las instalaciones eran por un peaje basico (determimadel area de influencia de inyeccion del
generador) y un peaje adicional (dado por el area de coatizexion) y las solicitudes de conce-
siones eran opcionales pero facilitaban el uso de bienésnades de uso plblico o la imposicion de
servidumbres sobre terrenos privados.

La expansion de los sistemas de transmision, antes ddl &@0en base a acuerdos bilaterales
entre las empresa involucradas, donde no existia un imoguéra invertir en transmision y lo que
se traducia en un deterioro de la seguridad y calidad deckedel sistema. En el afio 2004 se pro-
mulgd la Ley 19.940 (Ley Corta |) la cual reguld el merca@olal transmision, segmento el sistema
de transmision junto a con la valorizacion de éste y lameihacion de tarifas, peajes, acceso a insta-
laciones y normativas. Esta ley buscaba dentro de otrostaspeeducir el costo final de la energia,
dando sefales de localizacién a los generadores parasqu@esian los costos de transmision y se
generara competencia. Esa realidad cambid en el tiempaieniando los costos de trasmision pero
aumentando los costos de generacion, donde la ubicaeitos groyectos estaba determinada por la
posibilidad de instalarse, en un contexto de restriccigragsosicion publica.

En cuanto a la segmentacion del sistema de transmisiGgpsed éste en Sistema Troncal, Sub-
transmision y Adicional en donde el proceso de remunenade] sistema de transmision en el Sistema
de Troncal estaba determinado principalmente pdireh de Influencia Coman (AIC) en el cual se
determinaba un peaje dado por la diferencia entre el Valoalae la Transmision por Tramo (VATT)

y los Ingresos Tarifarios (IT). Ademas, se distinguiaataente la proporcion de pago por parte de
los usuarios de las instalaciones a los transmisores enraparpion de 80 % del total de peajes por
parte del segmento de generacion (compuesto por peajagateion y retiro) y un 20 % del total de
los peajes por parte de los clientes finales (recaudaciopagrte de las distribuidoras de los cargos
CU2 y CU15) cuyo monto total cubre el total de los ingresos dgigen precibir los transmisores
por el uso de sus instalaciones. Para las instalacionesagpertenecian al AIC se asignaba el peaje
de acuerdo al uso del sistema de transmision, esto es,isekd tramo considerado se usaba para
inyectar energia al AIC, entonces el pago del peaje le sporadia en un 100 % al generador. Si el
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tramo considerado se usaba para retirar energia del AtGn@ss el pago del peaje correspondia en
un 100 % al consumidor final. Todo esto era otra de las sefjaeanalizaban los inversionistas a la
hora de instalar un nuevo proyecto y con ello, la expans@la transmision estaba determinada prin-
cipalmente por el ingreso de nuevos agentes al parque gendpPar lo que, si se instalaba el proyecto
dentro del AIC, existia un menor riesgo respecto del pagaupo del sistema de transmision debido
a que estaba claramente definido por la ley. Sin embarga;édatidumbre que producia la inclusion o
no del tramo en el AIC, se traspasaba directamente como ga earel precio de la energia transado
en elPower Purchase Agreement o PBAcliente final, por lo que de manera implicita el consumo
asumia los riesgos de la determinacion del AIC, lo queyxitadfinalmente un alto costo en el precio
de la energia. En el Sistema de Subtransmisién no existigacion de realizar expansiones, por lo
que las congestiones y dificultades de conexion para larggiba eléctrica y suministro de nuevos
consumos se veia altamente afectado y donde se presedifdrancias relevantes a la transmision
troncal en cuanto a ampliacién efectiva, seguridad, reraadn y sefiales de expansion. Por Gltimo,
en el Sistema Adicional no existia regulacion alguna eantaua las obligaciones y derechos de los
propietarios; donde los procedimientos eran poco clareansparentes, por ejemplo, en la determi-
nacion de la capacidad técnica de lineas e instalac@adie®nales; y se deja amplios espacios para
la interpretacion del alcance y aplicacion del libre acce

Ademas, ésta ley incorpor6 el desarrollo de una plamificasistémica centralizada, solamente
para el Sistema Troncal, a través de un mecanismo en donetguéddor, el propietario y los usuarios
de la red analizaban las expansiones a realizar. Este prdeesxpansion y evaluacion era determi-
nado a través de un consultor externo en un Estudio de TisibsnTroncal (ETT) que se realizaba
cada 4 afos, donde los agentes del sector eléctrico @kEguempresas de generacion, distribuido-
ras y grandes clientes) participaban de dicho estudio midian proceso consultivo. El mencionado
estudio determinaba el valor de las instalaciones y definiplan de expansion preliminar para los
siguientes 4 afios en donde éste Ultimo dependia fuentiende las inversiones de generacion esper-
adas y de la proyeccion de la demanda. Una de las princigdlesitades enfrentadas por el sector
eléctrico en ese entonces, y el problema que ha repercadita ahora, es la disociacion entre el mer-
cado de generacion y el sistema de transmision, en dormte@dso de expansion de la transmision
seguia al plan de obras de generacion generando asi flistocen la capacidad de construir las obras
necesarias para el desarrollo del sistema. Las principat#gcciones enfrentadas por la forma de
planificar incorporada por la Ley Corta |, eran de la variabheporal, la cual se vi6 fuertemente afec-
tada dada las tramitaciones ambientales, retraso en dmefe concesiones y servidumbres eléctric-
as, las expansiones anuales de transmision, y la credpagicion ciudadana lo que llevo al sistema
a tener una falta de holgura en transmision, y con ellosgltecios de la energia y congestiones de
transmision.
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Dentro del contexto de la planificacion de la transmis&nimportante mencionar que no existia
un instrumento especifico para la expansion de la traifamigie incluya a los objetivos de eficiencia
econbmica los intereses nacionales, regionales y lobalescriterios de sustentabilidad, es por ello
que las exigencias sociales y ambientales se han dificudladiesarrollo de la transmision, ya que los
proyectos enfrentan cuestionamientos en legitimidadergao conflicto de intereses entre los ac-
tores afectados, demorando la expansion de la red. Otes dedones importantes del poco desarrollo
de la transmision en el pais, es principalmente en zonaslo potencial energético aprovechable
en donde las obras estan ligadas a los primeros desarda@ltsnsmision, los cuales determinaban
las capacidades de las lineas y la franja de terreno dhiliziebido a las decisiones tomadas bajo la
incertidumbre, competencia y recursos econémicos ldogajue estan a su vez determinadas por la
porcion de energia explotable en ese momento y no coasai@otencial total de la zona geografica
en cuestion. Con ello, la instalacion de otros proyectsndersion se ven afectados debido a que
deben buscar otras vias de evacuacion de energia o depléaadlas inversiones.

Lo anteriormente mencionado caracteriza en cierto gradprdblematica que se observa en el
sistema de transmision actual donde se observan desaa®pleostos marginales, creacion de sub-
sistemas, alzas de precios de energia debido a la pocaifibamion de la matriz energética y con-
gestiones de las lineas de transmision lo cual se debeigaimente por el hecho que la expansion
de la transmision esta determinada por la inversion dggatos de generacion y no por una planifi-
cacion que se anticipe a escenarios futuros, y dado el tigrapesario para la construccion de una
linea de transmision y los retrasos que pueda incluirrdarau desarrollo por intervencion de ter-
ceros, provoque estos efectos no deseados que impactamdeans@gnificativa en el desarrollo del
sector eléctrico. Un caso extremo podria suceder en qeenistruccion de una linea y todo lo que
esto conlleva (utilizacion de terrenos o servidumbreesotros aspectos) sea tal, que al momento de
entrar en operacion esta linea quede subdimensionadangsesario la construccion de otra de igual
0 de mejores caracteristicas, utilizando un mayor espgeiterando congestiones en el sistema y los
efectos que le siguen, y provocando una mayor oposicida diutladania debido a la construccién
de otra linea adicional. Esta desadaptacion del sistaaadsmision es necesario solucionar con
una planificacibn que se anticipe a estos escenarios, €gefdiles de inversion apropiadas para el
inversionista y que utilice de manera eficiente los recugsesdispone el pais en materia energética.
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2.2. Cambios Normativos, Ley 20.936

Los puntos mostrados en la seccion anterior fueron la karselgp promulgacion de la Ley 20.936
[2] la cual consider6 dentro de otros aspectos, que la eiqarde la transmisibn debia tomar en
cuenta elementos que la robustezcan; considerar aliemdtexibles que permitan incorporar a la
planificacion la gestion de la demanda, la eficiencia étmay la inclusion de nuevas tecnologias
y considerar dentro de la planificaciobn mas escenariog giaminuir los riesgos asociados a éstos.
Adicionalmente, se hizo necesario incorporar la holgurelafisefio de las redes de transmision, ya
gue esta caracteristica permitiria en el largo plaz@areder de manera eficiente ante escenarios que
con un sistema de transmision ajustado, integrar tégnaaonomicamente proyectos de generacion
alejados de los centros de consumo, aumentar la competgicsctor generacion, y por ende la

disminucién del costo marginal y costo operacional deéésis de largo plazo, beneficiando al cliente
final.

El objetivo final de esta ley de transmision es maximizaregldiicio social a través del desarrollo
de un mercado de generacibn mas competitivo para dismehygirecio de la energia, para ello se
debe proveer un sistema de transmision que sea robustib)dleficiente, que asegure la seguridad
y calidad del servicio, y que sea sustentable. Para logtay &s necesario que la planificacion de la
transmision tenga una mirada de largo plazo que considsiiatereses de la sociedad, el cuidado del
medio ambiente y el uso del territorio, y la estrategia deisistno eléctrico, incorporando al Estado
como ente regulador que garanitice el bien coman, defini¢razados de los nuevos sistemas de
transmision de interés pablico, incluyendo aspectokiantales, territoriales, ciudadanos, técnicos y
econbmicos en la definicion de estos trazados.

Para estos efectos, la nueva ley de transmision le atribu@eordinador Independiente del Sis-
tema Eléctrico Nacional nuevas funciones de interédigajtpara ello se tendra como base las fun-
ciones actuales de los CDEC, fortaleciendo y perfecciomdasifunciones de coordinacion. Ademas,
se redefine el sistema de transmision, adecuandolo a d@ohalidad de éstos. La nueva definicion
distingue los Sistemas de Transmision Nacional (actuaien@roncal) como aquellos que permiten
la conformacion de un mercado comin, interconectandaldosas segmentos del sistema de trans-
mision, para abastecer la demanda eléctrica bajo diverscenarios. Los Sistemas de Transmision
Zonal (actualmente Subtransmision) corresponden a lagualya finalidad esencial es el abastec-
imiento de los usuarios sometidos a regulacion de prep&r®, reconociendo que su uso también es
compartido con clientes libres y con generacion que imyect ellos. Los Sistemas Dedicados (ac-
tualmente transmision adicional), son aquellos cuyaifladlesencial es el abastecimiento de clientes
libres o la inyeccion de centrales generadoras.
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Asimismo, se distingue un nuevo segmento de transmisiétindelo a la infraestructura que per-
mite, a través de una Gnica solucion coordinada, la e@én de la produccion de la generacion
dentro de Polos de Desarrollo sobre cuyo establecimieniggnsion existe un interés pablico que
ordena el uso del territorio y es compatible con el aprovwsddato actual y futuro del alto potencial
energeético de dichos Polos. Finalmente, se reconoceod#mtos sistemas de transmision los sistemas
de interconexibn internacional, consagrandose porgramez la obligacion del Coordinador de co-
ordinar la operacion técnica y econdmica de los sistedeamiterconexion internacional, debiendo
preservar la seguridad y calidad de servicio en el sistegtdriglo, y asegurando la utilizacién 6ptima
de los recursos energéticos en el territorio nacional.

Adicionalmente, la actual planificacion anual a cargo |aEGHé la expansion troncal se extiende
a todo el sistema de transmision, con expansiones virteslagnconsiderando un horizonte al menos
de 20 afios, recogiendo el dinamismo del sector y entregeertieras para el desarrollo de las inver-
siones. Por otra parte, se incorporan nuevos criterioses tamcuenta por el planificador de la expan-
sion de la transmision, tales como la minimizacion deilesgos en el abastecimiento; la creacion de
condiciones que promuevan la oferta y faciliten la comps#erinstalaciones que resulten econémi-
camente eficientes y necesarias para el desarrollo dehsigtectrico; y la posible modificacion de
instalaciones de transmision existentes que permitdizaedas ampliaciones necesarias del sistema
de una manera eficiente evitando duplicidades.

La nueva ley de transmision incluye la planificacién egtog dentro de la expansion de la trans-
mision, dicha planificacion estara a cargo del Ministeté Energia. En la planificacion energética,
se desarrollaran escenarios de proyeccion de oferta wmidsnenergética, y en particular eléctrica
de largo plazo con un horizonte de al menos 30 afhos, coasidera identificacion de los polos de
desarrollo de generacion, generacion distribuidaréambios internacionales de energia, politicas
medio ambientales que tengan incidencia y objetivos deeafi@ energética entre otros. Ademas, en
el ambito de la planificacion energética se definen agaé€l articulo 85° los polos de desarrollo de
generacion eléctrica como:

"Aqguellas zonas territorialmente identificables en elspaubicadas en las regiones en las que
se emplaza el Sistemaéetrico Nacional, donde existen recursos para la prodoiecie energ
electrica proveniente de endeg renovables, cuyo aprovechamiento, utilizanddinito sistema de
transmison, resulta de inte¥s iblico por ser eficiente ecémicamente para el suministrogetrico,
debiendo cumplir con la legislamn ambiental y de ordenamiento territorial

De acuerdo a lo anterior, es posible clasificar todas acguatiaas geograficas del pais e identificar
el potencial energético renovable de dicha zona juntopal die tecnologia capaz de aprovechar la
energia para asi inyectarla al SEN. Un estudio realizadel enarco del proyecto "Estrategia de
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Expansion de Energias Renovables en los Sistemas iEt&sctnterconectado” clasifica e identifica
aguellas zonas mencionadas en el articulo 85° de la ley @0g@®erando asi un primer catastro del
potencial eblico, solar e hidroeléctrico del pais coemglido entre las regiones de Arica y Parinacota
hasta la isla de Chiloé [6]. Este estudio acompafiado cSEstlidio de Cuencas, Analisis de las
condicionantes para el desarrollo hidroeléctrico” [5hisaron como la base para la consideracion de
los polos de desarrollo utilizados en este trabajo.

Se debe notar que, dado el alcance de los estudios mencioamaidniormente, solo consideraron
tecnologias de generacion solar (tanto fotovoltaica @®wo de concentracidbn o CSP, por sus siglas
en inglés, respectivamente), eblica e hidroeléctrias potenciales de energia geotérmica, de los
mares 0 mareomotriz, biomasa y biogas quedaron fuera ckehad de este trabajo, ya que no se
tienen estudios que evallien y estimen de manera precigaotesciales de dichas energias en el
pais. Dado que la evaluacion de los proyectos considerad@stos estudios se enfocan en integrar
estas energias al mercado eléctrico nacional, solo sidesaron proyectos con capacidad instalada
significativa (a excepcion de centrales hidroeléctri@zde su limite inferior fue de 100 [kW]), por lo
gue se dejo fuera del analisis proyectos orientados atansumo o fotovoltaicos en zonas urbanas.

Otro aspecto importante que madifica la nueva ley de tram@mes un nuevo Procedimiento
de Estudio de Franja para determinados trazados de trabsraléctrica que busca lograr equilibrio
econbmico-social-ambiental en la definicion de trazadot al sistema de mayores grados de certeza
para la realizacion de los proyectos; asigna al Estadolwentral en la evaluacion de trazados; reduce
los riesgos de las empresas licitantes y operadoras, cdijetbale reducir las tarifas eléctricas; y da
legitimidad al desarrollo de proyectos de transmisior daopinion pablica y las comunidades. Por
otro lado, si bien la transmision troncal era remuneradetaor las inyecciones como por los retiros,
los costos de transmision fueron, en definitiva, traspesattegramente a los consumidores finales
a través de los respectivos contratos de suministro donderan posible garantizar que en dichos
contratos, el pago de las inyecciones fuese traspasado somawmbrecargos, dependiendo de las
circunstancias comerciales o de ubicacion geografica.

Por lo tanto, esta ley transparenta el pago de la transmasignandolo directamente a los clientes
finales. De este modo, se asegura que la transmisioniedéstta remunerada en base a sus costos y sin
los riesgos de sobreprecios, pero a su vez, fortaleciendscehario de competencia en generacion,
eliminando el riesgo del generador a pertenecer o no al Alrifalicion de costos de transmision
entre generador y cliente, el conocido 80 % - 20 %; o un 100 %atpd de la transmision en caso de
no pertenecer al AIC) como se hacia anteriormente, y disyeimdo a su vez el precio de la energia
para el consumidor final. La técnica del estampillado permpie la competencia en el segmento de
generacion descanse en la eficiencia de sus procesos firosuimcrementandola significativamente
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y traspasando el beneficio de los avances tecnologicosuasl@sios en forma agil y competitiva y no
en la cercania a los centros de consumo. Adicionalmentmametodologia simple que permite que
el beneficio de la competencia en generacion se alcancalarpoato de retiro del sistema eléctrico,
al no establecer castigos a las ciudades, consumos o génegiae se encuentren fuera de los grandes
centros urbanos, constituyendo una medida de fuerte impilildesarrollo, la descentralizacion y el
crecimiento uniforme de la economia del pais.

De acuerdo a lo descrito en el presente capitulo, la mamepdadificar la expansion del sistema
de transmisibn cambia de manera significativa, integrgaoejemplo, el Sistema de Transmision
Zonal a la planificacion de la expansion de la transmisi@uicionando el estudio de franjas como
parte de la planificacion. La anticipacion de la transomisi la expansion del parque generador (dado
por el proceso anual de planificacibn que incluye muchas vaéables y agentes del sector eléctri-
co) y la planificacion energética desarrollada por el btario son parte fundamental para lograr el
objetivo final de la ley 20.936, la maximizacion del benefisocial a través de la reduccion de los
precios de al electricidad. Para ello, la planificacionrgéiéca incluye, dentro de otros aspectos, los
Polos de Desarrollo de Generacion bajo escenarios despit la presente ley que cumplan con reg-
uisitos minimos econdmicos Yy técnicos. AdicionalmeeteEstudio de Franja es un nuevo concepto
que es parte importante dentro de la planificacion de laresipa de la transmision, ya que aflade una
ventana de tiempo que debe ser considerado a la hora derdasi@bras Nuevas y de Ampliacion,
por lo que el desafio de prever que lineas o subestaciddesiaas seran necesarias a futuro deben
ser planificadas de la manera mas precisa posible, es pajeses necesario la incorporar a la plan-
ificacion la mayor cantidad de informacién posible quersdgvante para determinar una expansion
optima y eficiente.

Es importante mencionar que la participacion de distiatiseres del sector eléctrico, desde la par-
ticipacion ciudadana, el Coordinador y la Comision, AattMinisterio de Energia en la planificacion
de la expansibn del sistema de transmisidbn como tamtaéa dlanificacion energética, aportan de
manera significativa en cada una de las caracteristicasgnp#ros que influyen en esta prevision futu-
ra del sistema eléctrico chileno incorporando detallegainacion relevante a ésta, y en algin grado
promueve la integracion de energias renovables no coibreles (ERNC) en la matriz energética
diversificando ésta (ltima, incorporando este tipo dedkgia al mercado eléctrico, generando com-
petitividad dentro éste y avanzando hacia un pais méasrgable, asegurando la calidad y seguridad
del servicio eléctrico siendo éste mas eficiente, exood y amigable con el medio ambiente. Un
mayor detalle de algunos articulos que cambiaron con @gtel pueden observar en el Anexo G.

A partir de lo mencionado en el presente capitulo, se oasgre dentro de la nueva ley de trans-
mision N°20.936 se incluyen los polos de desarrollo, loslesi afectarian de manera significativa
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CAPITULO 2. MARCO TEORICO

la planificacion de la expansion de la transmision pramoo modificaciones o adecuaciones a los
planes anuales que proponga la CNE determinados por estangg. Para analizar los efectos de la
incorporacion de los polos de desarrollo en el sistemap®eam este trabajo, realizar simulaciones en
el software OSE2000 integrando en escenarios equiprabalgenos polos de desarrollo en distintas
zonas geograficas y de distinta tecnologia de generacion
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Capitulo 3

Simulacion

En este capitulo se muestran los supuestos consideradokaEmulacion del sistema eléctrico
a estudiar junto a las restricciones que la modelacioneanl Para el desarrollo de este trabajo se
consideraron 4 escenarios, dentro de los cuales estaeglaggrbase como referencia (el cual es una
representacion del actual sistema eléctrico chilenoggcgnarios que destacan las distintas alternati-
vas supuestas para los polos de desarrollo de generaeittalfla 3.1). Adicionalmente, se proponen 3
escenarios, que tomando estas Ultimas alternativas dg geldesarrollo, implementa soluciones para
que dichos escenarios inserten de manera efectiva estsdmbeneracion descritos en el Anexo F.

Tabla 3.1: Escenarios que seran simulados en OSE2000.

Escenario Descripcion Ubicacion Polo
Base Sistema a considerar -

1 Base mas P.D Eoblico Regibn X
2 Base mas P.D Hidrico Regibn Xy XIV
3 Base mas P.D Hidrico y Eb6licp Region Xy XIV
4 Solucibn propuesta para E1] Region X
5 Solucion propuesta para E2| Region Xy XIV
6 Solucion propuesta para E3 Region Xy XIV

El escenario base considera el sistema eléctrico actui@ @n las proyecciones de largo plazo
para cada area del sistema eléctrico, sin la incorpamad®’los polos de desarrollo. El escenario 1 con-
sidera la incorporacion de un polo de desarrollo de geiteradlica en la isla de Chiloé al escenario
base, conectandose al SEN en la subestacion de Ancudceflaz®o 2 incluye un polo de desarrollo
de generacion hidrica en las cuencas de Rio Bueno y Rdlivigaal escenario base, conectandose al
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SEN en las subestaciones Ciruelos y Pichirropulli. El emger8 incorpora al escenario base, los polos

de desarrollo hidrico y eblico al SEN conectados en lasnasssubestaciones que en los escenarios
anteriores, proyectando en el largo plazo un costo mardméd energia que pague la tecnologia de

inversibn mas cara entre ambos polos.

Los polos de desarrollo de generacion considerados pareskenarios mencionados anterior-
mente comprenden dos tipos de tecnologia: Hidrica ycEdfistos se encuentran ubicados en zonas
geograficas distintas en el sur del pais y sus cara@tedston las descritas en el Anexo F. Para efectos
de la simulacién y apreciar de manera significativa el irtgpéde los polos de desarrollo en el sistema,
en el escenario 1 (Polo Eblico), se consideré la incogéredel polo con una potencia instalada total
de 2.000 [MW] ubicados en la isla de Chilo&, con un factorldeta anual d®,37, y conectado a la
subestacion de Ancud 220 [kV]. Ademas, se distribuy@lestruccion de este proyecto (considerando
como proyecto los 2.000 [MW] de capacidad instalada) desgran horizonte de 4 afos a partir del
afo 2025 hasta el afio 2028.

En el escenario 2 (Polo Hidrico) se consider6 la incorgidrade un polo de tecnologia hidraulica
con una potencia instalada total de 2.000 [MW] ubicado padmente en las regiones de Los Rios y
de Los Lagos, con un factor de planta anual @8, conectado en las subestaciones Ciruelos 220 [kV]
(650 [MW] de capacidad instalada) y Pichirropulli 220 [kM]360 [MW] de capacidad instalada).
Cabe destacar que dada la definicion de polo de desarreltmrsiderd para este escenario 2 polos
hidricos, ya que con las condiciones entregadas en el Anpaca el potencial hidroeléctrico se deben
distribuir la capacidad instalada considerada para estea@a2 zonas geograficas distintas pero con
una cercania considerable para analizar el efecto en el SEdlal que en el escenario anterior, se
realizb de manera similar una distribucién de la consifucdel proyecto en un horizonte en 5 afios,
comenzando en el afio 2030 hasta el afio 2034.

Por Gltimo, en el escenario 3 (Polo Hidrico y Eblico) sagidero la incorporacion de ambos polos
distribuidos cronolégicamente de la misma manera queseadoenarios anteriores y con las mismas
caracteristicas técnicas.

13



CAPITULO 3. SIMULACION

Tabla 3.2: Capacidad instalada [MW] por afio, Polos de Delsar

Afo | Polo Eolico | Polo Hidrico | Polos
2025 500 - 500
2026 700 - 700
2027 1400 - 1400
2028 2000 - 2000
2029 2000 - 2000
2030 2000 500 2500
2031 2000 700 2700
2032 2000 950 2950
2033 2000 1425 3425
2034 2000 1775 3775
2035 2000 2000 4000
2036 2000 2000 4000

Las soluciones propuestas para la conexion al sistemalos ge desarrollo se muestran en las
figuras 3.1y 3.2, las cuales fueron desarrolladas e implatias en los Escenarios 4 y 5. El mismo
tipo de configuracion fue utilizado para el Escenario 6 enddose proponen las soluciones a la
incorporacién de ambos polos al sistema diferenciandedes escenarios anteriores en la propuesta

del plan de expansion de transmision utilizado.
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Resto del Sistema
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Figura 3.1: Diagrama unilineal de la conexion propuestgpdi® de desarrollo eblico al SEN.
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CAPITULO 3. SIMULACION
3.1. Coordinacibn Hidrot érmica

Simular un sistema de generacion de energia eléctrpansuresolver el despacho de las distin-
tas centrales de generacion en cada paso de tiempo de aortierdado. El horizonte de tiempo a
considerar depende del tipo de estudio que se esté rahizBara los estudios de planificacion de
la expansion del sistema es necesario considerar hoeizoiettiempo del orden de decenas de afios,
mientras que para la operacion del sistema basta con laleaasion de horizontes de tiempo que van
del orden de seis meses para la planificacion de mediano alharizontes del orden de dias para la
planificaciéon de la operacion de corto plazo.

Resolver el problema de despacho dptimo significa enaamiaregla que permita decidir cuando
utilizar cada uno de los recursos del sistemas y en quéeainpiara lograr minimizar una funcion de
costo objetivo. En los sistemas con una fuerte componengeieracion hidraulica, la complejidad
surge de la posibilidad de embalsar el agua y por lo tanto etilsaacion hay que considerar no solo
la reduccion del costo de operacion en el instante aciuatambién el aumento que el uso actual del
agua puede ocasionar en el futuro. Esta vinculacion eerapid entre el presente y el futuro lleva a
gue el problema de optimizacion no se pueda plantear erafegparada para cada paso de tiempo.

3.1.1. Modelo de Simuladn de la Operacbn Optima del Sistema

Para simular la operacion 6ptima del sistema eléctiitieico se utiliz6 el software OSE2000, el
cual utiliza un modelo multinodal-multiembalse de opdéradle sistemas hidrotérmicos y que trabaja
con un método de optimizacion-simulacion conocido cétmagramacion Dinamica Dual Estocastica
(SDDP por sus siglas en inglés), dicho método se explical é@mexo A. Para resolver el problema
de optimizacion el modelo realiza un analisis secuendillfuturo al presente (recursion) para deter-
minar la estrategia 6ptima de operacion de las centratesidas e hidraulicas, con esto se determina
el valor inicial del agua para cada etapa a considerar nzaimgio los costos de operacion del sis-
tema, luego se simula la operacion del sistema eléctoosiderando dichos valores con el objetivo
de determinar los nuevos niveles de los embalses para cgua €8 iteracion de estos procesos de
recursion y simulacion converge en la determinacion e estrategia 6ptima para la operacion del
sistema y el calculo de los costos marginales de energéatpdas las barras y para cada condicion
hidrolégica.

Para realizar la operacion del sistema se utilizd6 unasgmtacion del sistema actual junto al plan
de obras de transmision que considera aquellas obragattasesn construccion, el plan de obras de
generacion, la proyeccion de la demanda y la proyecaprecios de combustibles entre otros. Cabe
destacar que, el software incluye restricciones tales amtas de embalse, convenios de riego para la
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cuenca del Laja y Maule, restricciones de transmision ppacidad de las lineas y pérdidas a través
de las lineas (modelado por tramos lineales) entre otidisiohalmente, el modelo exige que el valor
de la funcion de costos futuros al final del horizonte dedistse igual a cero y que las cotas de los
embalses cumplan con su restriccion de cota minima al diglaperiodo de evaluacion, es por esta
razbn que se incluyen etapas de relleno (2 afios) para evithlemas en los valores mencionados
anteriormente.

3.2. Consideraciones Generales

Para el horizonte de simulacién, se considerd un periied20 afios comenzando desde abril del
2017 hasta marzo del 2037, con éste horizonte definido stagjn los costos marginales de largo
plazo para los distintos escenarios. Para el escenarioseasensideraron las obras decretadas de
transmision expuestas en el informe del CoordinadortBtecNacional "Propuesta de Expansion
de Transmision del Sistema Eléctrico Nacional”[7], ldsas de generacion en construccion de la
Licitacion de Suministro Eléctrico (proceso 2015/010][1a proyeccion de la demanda [9] y de los
precios de combustible obtenidas del Informe Técnico Dfinde abril de 2016 de la CNE [8].
Adicionalmente, se realizaron ajustes necesarios enreldg@abras de generacion y transmision para
obtener los costos marginales propuestos en el largo placcpda escenario.

Para la simulacion, el modelo del software OSE2000 paristelhsa eléctrico considera las sigu-
ientes representaciones y restricciones adicionalesatdancia y la resistencia de las lineas de trans-
mision junto a su capacidad y la utilizacion del criterielNla representacion de las pérdidas en las
lineas de forma lineal y por tramos, considerando 5 tranaoa fas lineas del sistema nacional y 3
tramos para el resto del sistema; se utiliza un sistemé&ieteque considera niveles de tension desde
66 [kV] hasta 500 [kV].

3.3. Previsbn de la Demanda

Para la proyeccion de la demanda se utiliz6 como refeadagrevision de la demanda de [9] que
es generado por el Coordinador Eléctrico Nacional paradpyesta de expansion del periodo 2016,
en donde se prevé el crecimiento de la demanda, ya seariatl(dientes libres) o vegetativa (clientes
regulados), éstos datos se observan en las tablas 3.3paB&! SIC y para el SING respectivamente.
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Tabla 3.3: Proyeccion de la demanda industrial y vegetgtara el SIC.

Afo | Industrial[GWh] | Vegetativa[GWh] | Total [GWh] | Porcentaje
2017 18.225 34.508 52.733 -
2018 18.497 36.412 54.909 4,1%
2019 18.759 38.370 57.129 4,0%
2020 19.008 40.348 59.356 3,9%
2021 19.242 42.298 61.540 3, 7%
2022 19.467 44.201 63.668 3,5%
2023 19.682 46.069 65.751 3,3%
2024 19.898 47.974 67.872 3.2%
2025 20.107 49.904 70.011 3,2%
2026 20.299 51.815 72.114 3,0%
2027 20.487 53.707 74.194 2,9%
2028 20.671 55.566 76.237 2,8%
2029 20,848 57.322 78.170 2,5%
2030 21.008 59.024 80.032 2,4%
2031 21.156 60.777 81.933 2,4%
2032 21.297 62.416 83.713 2,2%
2033 21.437 64.053 85.490 2,1%
2034 21.577 65.734 87.311 2,1%
2035 21.700 67.362 89.062 2,0%
2036 21.816 68.923 90.739 1,9%
2037 21.925 70.520 92.445 1,9%
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Tabla 3.4: Proyeccion de la demanda industrial y vegetatara el SING.

Afo | Industria[GWh] | Vegetativa[GWh] | Total [GWh] | Porcentaje
2017 17.781 1.954 19.735 -
2018 18.138 2.021 20.159 2,1%
2019 18.445 2.090 20.535 1,9%
2020 19.084 2.165 21.249 3,5%
2021 20.994 2.244 23.238 9,4%
2022 21.320 2.326 23.646 1,8%
2023 21.679 2.402 24.081 1,8%
2024 22.321 2.473 24.794 3,0%
2025 22.983 2.542 25.525 2,9%
2026 23.756 2.612 26.368 3,3%
2027 24.584 2.684 27.268 3,4%
2028 25.324 2.757 28.081 3,0%
2029 26.313 2.832 29.145 3,8%
2030 27.250 2.909 30.159 3,5%
2031 27.931 2.988 30.919 2,5%
2032 28.630 3.069 31.699 2,5%
2033 29.345 3.152 32.497 2,5%
2034 30.079 3.238 33.317 2,5%
2035 30.831 3.325 34.156 2,5%
2036 31,602 3,414 35,016 2,5%
2037 32,392 3,506 35,898 2,5%

3.4. Estadstica Hidrol 6gica

Para todos los escenarios, se utilizo la estadisticalbigica registrada de los afluentes en régimen
natural desde abril de 1960 hasta marzo de 2015 para ladalistuencas del pais. Adicionalmente, se
agregaron 3 escenarios hidrologicos determinados pdilE&dlie consideran dos hidrologias secas y
una hiimeda pasando de 55 hidrologias a 58 con la incldsi@stas Gltimas. En las siguientes figuras
se muestra la energia anual total afluente en [GWh] al SH&nada de mayor a menor energia por

afo hidrologico (Fig. 3.3) y siguiendo el orden cronabog(Fig. 3.4).
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3.5. Plan de Obras de Transmigin y Generacbn

tes@dos: base, E1, E2 y E3 consid-

eran el sistema eléctrico actual y el parque generaddézadd para el escenario base, en donde se

.z

on y generacion para
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Los planes de obras de transmisi

las diferencias entre estos

proyectd el costo marginal de largo plazo a un valor de 705{MS8Vh]

escenarios radican en la inclusion de los polos de dekacmirespondientes.
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En los escenarios E4, E5 y E6 se proponen planes de expafesioansmision econdbmicamente
eficientes, debido a los distintos fenbmenos que ocurrémchlir los polos de desarrollo, para que
asi la incorporacion al SEN vy la energia generada porsgbins no se vea afectada por limites
0 congestiones de transmision y que su insercion gaeantia operacion a minimo costo. Por su
parte, el plan de obras de generacion también se ve afeatathbiando principalmente debido a
la consideracion del costo marginal de largo plazo desgada cada escenario. Una mirada mas
detallada para el plan de obras de transmision utilizadenesaentra en el Anexo C y para el parque
generador en el Anexo D. Ademas, se consideraron lagligitas adjudicadas y en construccion de
la Licitacion de Suministro Eléctrico (proceso 2015/djualicada en julio de 2016 en el plan de obras
de generacion del escenario base [10].

Por Gltimo, se considerd para todos los escenarios, idasde operacion de algunas centrales
carboneras debido al cumplimiento de su vida il (totab68.77 [MW] de capacidad instalada, 45
afos de vida @til). Es importante mencionar que existetosoasociados a la operacion a minimo
técnico de centrales cuyo costo variable es mayor que & coarginal (lo que generalmente se da
en centrales térmicas cuyo punto 6ptimo y econdmico @eamon es a plena carga) e impuestos a
emisiones contaminantes que se incluyen al considerar emtérales en la operacion del sistema, ya
que al implementar los polos de desarrollo, estos desplazgmeracion debido a que son centrales
de base (entendiendo como central de base, aquellas esrtoal un alto costo de inversion pero con
un bajo costo de operacion), cuyo orden de despacho ti@ralpd por sobre las centrales carboneras
debido a su bajo costo variable. Es por estas razones quasider® que el sacarlas de operacion
generaria un beneficio al sistema. Las centrales cartmneratilizadas en la operacion del sistema
se muestran en la tabla 3.5.

Tabla 3.5: Centrales no utilizadas en la operacion dedrsiat

Central Potencia Instalada [MW]

ul1o0 36

ull 36

ui2 79.58

ui13 72.99
Ventanas 01 113.4
Ventanas 02 208.6
Bocamina 01 122.2
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3.6. Precioy Disponibilidad del Combustible

Los precios y la disponibilidad del combustible utilizaders la simulacion se tomaron de las
proyecciones realizadas por la CNE en el ITD de abril de 28],&dpnde se detalla cada uno de los
valores de largo plazo para los combustibles utilizadod pargue generador del SEN. Desde el afio

2031 en adelante se considera un precio constante paranimistibles en cuestiofEstos datos se

pueden observar en la tabla 3.6.

Tabla 3.6: Proyeccion de Precios de Combustibles.

Afo | GNL [US$/Mbtu] | Carbon [US$/Ton] | Crudo WTI [US$/BBL]
2017 9,98 87,77 77,49
2018 9,41 88,36 77,38
2019 9,93 89,16 78,85
2020 10,32 90,09 80,31
2021 10,48 90,95 82,50
2022 10,56 91,51 84,88
2023 10,74 92,02 87,37
2024 10,86 92,38 89,92
2025 10,99 93,00 92,49
2026 11,23 93,54 95,26
2027 11,23 94,02 98,12
2028 11,24 94,20 101,06
2029 11,29 94,87 104,10
2030 11,26 95,48 107,22
2031 11,52 96,02 110,44
2032 11,52 96,02 110,44
2033 11,52 96,02 110,44
2034 11,52 96,02 110,44
2035 11,52 96,02 110,44
2036 11,52 96,02 110,44
2037 11,52 96,02 110,44
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Capitulo 4

Resultados

En este capitulo se muestran los resultados de todos lesagis considerados obtenidos de las
simulaciones realizadas en el software OSE2000, mosttanttnel impacto que ocurre al incorporar
los polos de desarrollo en el sistema y los costos asociaglidala su incorporacion en el SEN,
como el efecto de los polos en el sistema con el plan de exjrapsdpuesto para cada escenario que
permitiria evacuar la energia generada por el polo ab sk sistema. Dentro de los resultados, se
pueden observar los costos marginales promedio anualessstigha y de algunas barras relevantes,
el costo de operacion del sistema para todos los escenalissfactores de planta anuales junto a
los precios de venta promedio de energia al mercado spdguieas de las centrales de cada uno los
polos de desarrollo mencionados.

4.1. Escenario Base

4.1.1. Costos Marginales

Para el escenario base, que es una representacion delasiatéual de acuerdo a las consid-
eraciones mencionadas al principio de este capitulo, sstnauen el grafico 4.1 el costo marginal
promedio anual del sistema, el cual se obtuvo a través dikbo de los retiros valorizados to-
tales en [US$] y la energia demandada en todas las barr&/én][ También se muestran los costos
marginales promedio anuales de algunas barras relevaiteistéma (Fig.4.2) tales como: Encuentro
220 [kV], Cardones 220 [kV], Polpaico 220 [kV], Alto Jahuél®[kV], Charrtia 220 [kV] y Puerto
Montt 220 [kV]. Cabe destacar que se observan ciertos dekescal principio del horizonte de sim-
ulacion, ésto se debe principalmente a limitaciones alestision en el norte del SIC las cuales se
solucionan después de la interconexion entre el SING yeBl€nero de 2018.
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Costos Marginales Promedio Anual del Sistema - Escenario Base sin Expansion
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Figura 4.1: Costo Marginal Promedio Anual del Sistema EzgerBase.
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Figura 4.2: Costo Marginal Promedio Anual Barras RelevaBtscenario Base.

Para este escenario, se propuso un plan de expansion sieisem (Ver Anexo C, Seccion C.1)
gue elimine las congestiones generadas en el sistema paapstar el costo marginal de energia
de largo plazo a 70 [US$/MWh], y también evitando la creadile subsistemas y los posteriores
desacoples de costos marginales. El resultado de la inemipo de este plan de expansion se puede
observar en las figuras 4.3y 4.4.
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Costos Marginales Promedio Anual del Sistema - Escenario Base
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Figura 4.3: Costo Marginal Promedio Anual del Sistema EzderBase.
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Figura 4.4: Costo Marginal Promedio Anual Barras RelevaBtscenario Base.

25



CAPITULO 4. RESULTADOS
4.2. Escenario 1: Polo Blico

4.2.1. Costos Marginales

Al incluir el polo de desarrollo etlico al escenario basa (dan propuesto), se observa un de-
sacople de costos marginales en la zona sur del sistemaodiebadgran cantidad de energia prove-
niente del polo, es por ello que el costo marginal de enengjla barra de la subestacion Ancud 220
[kV] es muy bajo en comparacion al resto del sistema. A pdsasta congestion, el costo marginal
promedio del sistema permanece alrededor de los 70 [US$]MN&hando en el largo plazo (afio
2037) a 80 [US$/MWAh]. Sin embargo, aunque a primera visteenea un efecto de la incorporacion
del polo al sistema, éste si genera congestiones y liroitasi principalmente en la zona sur del pais,
especificamente en la subestacion de Ancud 220[kV] y arrocss aéreos de la Isla de Chiloé al Sis-
tema Eléctrico Nacional (los cuales estan entre las satieses de Ancud 220 [kV] y Nueva Puerto
Montt 220 [kV], y en las subestaciones de Punta Barranco R2Dy Punta Gallan 220 [kV]), provo-
cando que toda la energia proveniente del polo de desanoléea aprovechada de manera eficiente.
Ademas, el costo marginal en la zona centro del pais tisnglar por sobre los 100 [US$/MWh] en
la barra de Alto Jahuel 220 [kV] desaprovechando la inyetdié energia de bajo costo generada por
el polo de desarrollo.

Costo Marginal Promedio Anual del Sistema - Polo Edlico
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Figura 4.5: Costo Marginal Promedio Anual del Sistema EagerPolo Eolico.
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Costos Marginales Promedio Anual - Polo Edlico
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Figura 4.6: Costo Marginal Promedio Anual Barras RelevaBscenario Polo Eblico.

4.2.2. Generadn

Se obtuvieron los factores de planta anuales de algunas defdrales del polo eblico imple-
mentado junto a los precios de venta promedio de energiellasdcentrales, éstos se muestran en la
tabla 4.1 junto a la capacidad instalada de las centralesestion. Cabe destacar que el bajo factor
de planta y el bajo precio de venta indican una congestida ansmision y un desacople de costos
marginales en las barras del polo con el resto del sistens@gru que la inversion del polo no sea
econbmicamente viable.
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Tabla 4.1: Factor de Planta y Precio de Venta de algunasatesittel Polo Eolico.

Central | Eolica 01 200 [MW] Eolica 02 200 [MW]
Afio FP Precio [US$/MWHh] FP Precio [US$/MWh]
2025 16,02 % 10,65 4,46 % 38,19
2026 22,55% 9,22 6,51 % 31,88
2027 22,79% 5,01 5,02% 22,69
2028 21,44 % 3,09 4,14% 15,96
2029 21,40% 3,00 3,94 % 16,23
2030 19,38% 3,42 3,91% 16,91
2031 20,45% 3,29 3,57% 18,81
2032 20,85% 3,68 3,51% 21,81
2033 20,98 % 3,91 3,59 % 22,80
2034 19,48% 4,45 3,53% 24,50
2035 18,05% 4,41 3,46 % 22,97
2036 20,18 % 4,00 3,12% 25,84
2037 20,46 % 4,42 2,87% 31,49

4.3. Escenario 2: Polo Kdrico

4.3.1. Costos Marginales

Al incorporar el polo de desarrollo hidrico, ocurre un degde de los costos marginales desde
la barra de la subestacion Duqueco 220 [kV] hacia el sur espeacto al resto del sistema debido
a la inyeccion de energia del polo el cual esta conectadas subestaciones Ciruelos 220 [kV]

y Pichirropulli 220 [kV]. Se puede observar en la figura 4.2 aliisminucion en el valor del costo
marginal promedio anual del sistema debido a este desageglestos marginales generado por la in-
clusion del polo hidrico, en la figura 4.8 se muestran diakesacoples entre algunas barras relevantes
del sistema. Cabe destacar, que para efectos de simutgc@mmnsideraron centrales de una capacidad
instalada mayor a la cual se considera como medio de gederaaia polo de desarrollo (ver capitulo
F, seccion F.4).
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Costo Marginal Promedio Anual del Sistema - Polo Hidrico

80.00

70.00

)
8

50.00

40.00

Costo Marginal [US$/MWh]

8
8

2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035 2036 2037
Ao

Figura 4.7: Costo Marginal Promedio Anual del Sistema EagerPolo Hidrico.
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Figura 4.8: Costo Marginal Promedio Anual Barras RelevaBscenario Polo Hidrico.
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4.3.2. Generadn

A continuacion se muestran el factor de planta y el precivatga promedio de algunas de las
centrales del polo hidrico. Se debe que notar que, a pesarcdegestion y el desacople provocado
por la inyeccion de energia del polo, el factor de plantalganas de las centrales del polo hidrico no
son bajas (central Hidroeléctrica 05) pero el precio déaspromedio denota claramente el desacople
con el resto del sistema, generando asi pocos ingresoglpg@manciamiento de la inversion de esta
tecnologia.

Tabla 4.2: Factor de Planta y Precio de Venta de algunasatesittel Polo Hidrico.

Central | Hidroeléctrica 01 300 [MW] Hidroeléctrica 05 225 [MW]
Afo FP Precio [US$/MWh] FP Precio [US$/MWh]
2030 18,69 % 49,40 - -

2031 12,43% 47,30 53,68 % 21,76
2032 9,41 % 44,42 52,07 % 16,36
2033 5,32% 54,87 44,71 % 13,32
2034 4,56 % 52,53 45,83 % 10,57
2035 4,72% 47,77 46,68 % 9,78
2036 4,85% 46,89 44,60 % 10,31
2037 4,75% 47,54 46,07 % 9,92

4.4. Escenario 3: Polos Hirico y E0lico

4.4.1. Costos Marginales

Dados los resultados anteriores, es esperable que alritaduilos polos de desarrollo en el sis-
tema, la capacidad del sistema de transmision no dé alsagpooduzcan congestiones, y por lo tanto,
desacoples de costos marginales en la parte sur del sistetrendmision nacional. El grafico 4.10
muestra claramente lo mencionado donde la subestaciond®0 [kV] se desacopla respecto a la
subestacion Pichirropulli 220 [kV], en las cuales se aber€l que se conectarian los polos edblicos y
el polo hidroeléctrico respectivamente (el otro poloricial se conecta en la subestacion Ciruelos 220
[kV] y tiene un comportamiento similar al costo marginal deébbrra de Pichirropulli), y ésta tltima
subestacion respecto a la subestacion Charrlia 220 §\Hien, los costos marginales del sistema
disminuyen en el largo plazo, éstos no representan el itmpkecla incorporacion de ambos polos en
el sistema eléctrico.
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Costo Marginal Promedio Anual del Sistema - Polo Hidrico y Eélico
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Figura 4.9: Costo Marginal Promedio Anual del Sistema EageriPolos Hidrico y Eoblico.
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Figura 4.10: Costo Marginal Promedio Anual Barras ReleasBiscenario Polos Hidrico y Eélico.

4.4.2. Generadn

Debido a la gran inyeccion de energia proveniente de la som del pais y las congestiones
de transmisibn que esto provoca, el costo marginal de Energlas barras donde se conectan los
polos hidrico y eblico tiene un valor muy bajo (cercano & 1& [US$/MWh] y 20 [US$/MWh],
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respectivamente), esto se puede observar en el precio tepremedio de energia en las tablas 4.3
y 4.4, para el polo eélico y el polo hidrico, respectivateertsto Gltimo se contrasta con el factor
de planta de algunas centrales de cada polo, las cualesnposégctor de planta bastante aceptable
considerando las congestiones y limitaciones del sisteieadsmision que ocurren al incluir ambos
polos.

Tabla 4.3: Factor de Planta y Precio de Venta de algunasatentitel Polo Hidrico y Eolico.

Central | Eolica 01 200 [MW] Eolica 02 200 [MW]
Afio FP Precio [US$/MWh] FP Precio [US$/MWh]
2025 16,14 % 10,70 4,45% 38,71
2026 22,82% 8,92 6,52 % 31,16
2027 23,16 % 5,07 4,95 % 23,68
2028 21,78% 3,03 4,10% 16,05
2029 21,73% 2,96 4,08 % 15,75
2030 20,34 % 1,71 3,95% 8,78
2031 21,05% 1,50 3,46 % 9,12
2032 20,72% 1,68 3,40% 10,22
2033 21,93% 1,15 3,66 % 6,89
2034 20,12% 1,26 3,50% 7,24
2035 18,36 % 1,20 3,53% 6,24
2036 20,29 % 1,40 3,15% 9,02
2037 20,90 % 1,61 2,78% 12,04

Tabla 4.4: Factor de Planta y Precio de Venta de algunasatentiel Polo Hidrico y Eolico.

Central | Hidroeléctrica 01 300 [MW] Hidroeléctrica 05 225 [MW]
Afo FP Precio [US$/MWHh] FP Precio [US$/MWh]
2030 11,81% 48,74 - -

2031 8,42% 49,65 46,25 % 18,02
2032 6,17 % 48,67 45,17% 13,49
2033 3,67% 52,88 37,68 % 10,50
2034 3,05% 52,14 38,27 % 8,42
2035 3,41% 44,35 40,30% 7,61
2036 3,68 % 41,80 39,45% 7,92
2037 3,78% 44,41 41,54 % 8,20

32



CAPITULO 4. RESULTADOS
4.5. Escenario 4: Solu@n Polo Bolico

4.5.1. Costos Marginales

Al incluir el plan de expansion de transmision propuester Anexo C, Seccion C.2), se solucio-
nan los problemas de congestion y las limitaciones pralasa@or la incorporacion de los polos, y al
ajustar el costo marginal del sistema a un valor tal que t@otegia de generacion eblica sea financia-
da, se obtiene lo mostrado en los graficos 4.11 y 4.12 dondbs&#va que es posible entregar toda
la energia en generada por el polo de desarrollo al restsistema ajustando asi el costo marginal
de largo plazo de 60 [US$/MWh]. Se observa un desacople descomrginales entre los afios 2023
y 2026, en donde comienzan a entrar en operacion alguntralesrdel polo (enero 2025), pero este
problema se ve resuelto al incorporar la solucién de tr&@sémpropuesta en el plan respectivo.

Costo Marginal Promedio Anual del Sistema - Solucion Polo Edlico
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Figura 4.11: Costo Marginal Promedio Anual del Sistema Eage Solucion Polo Eblico.
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Costo Marginal Promedio Anual - Solucién Polo Edlico
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Figura 4.12: Costo Marginal Promedio Anual Barras Relesfiscenario Solucion Polo Eoélico.

4.5.2. Generadn

Al eliminar las limitaciones de transmision para este eade, el polo de desarrollo eblico es ca-
paz de inyectar toda su energia al sistema, y con ello senetiprecios de venta promedio y factores
de planta anuales para las centrales del polo acordes a eqelria esperar de la incorporacion de
éste al parque generador del sistema. Lo mencionado@nterite se puede observar en la tabla 4.5
para algunas centrales del polo eblico. En los primeros,ae observan precios de venta bajos, esto
es debido a que en un principio las lineas de transmisiblapaue el polo debe transmitir su energia
no tienen la capacidad suficiente para hacerlo, y con ell@serg un pequefio desacople de costos
marginales respecto del sistema en dichos afos, luegeabgmromedio de venta de energia aumenta
dada la solucién de transmisiobn propuesta.
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Tabla 4.5: Factor de Planta y Precio de Venta de algunasatestilel Escenario 4: Solucion Polo
Eodlico.

Central | Eolica 01 200 [MW] Eolica 05 300 [MW]
Afio FP Precio [US$/MWHh] FP Precio [US$/MWh]
2025 34,73% 37,25 - -
2026 37,00% 30,25 - -
2027 35,50% 46,18 - -
2028 36,99 % 43,31 37,05% 43,62
2029 38,88% 43,52 38,92% 43,87
2030 34,70% 46,15 34,73% 46,52
2031 36,96 % 45,70 37,00% 46,05
2032 35,60 % 44,31 35,64 % 44,65
2033 37,02% 45,60 37,04% 45,98
2034 38,92 % 44,57 38,94 % 44,95
2035 34,69 % 43,22 34,73% 43,54
2036 36,99 % 43,23 37,00% 43,59
2037 35,69 % 43,57 35,70% 43,92

4.6. Escenario 5: Solu@n Polo Hidrico

4.6.1. Costos Marginales

De la misma manera que en la solucion del escenario antari@iminar los problemas de trans-
mision tanto del polo como del resto del sistema y ajustaosto marginal del sistema a un valor
que financie la tecnologia de generacion hidroeléctseaobtiene lo mostrado en los gréaficos 4.13
y 4.14. Se observa un desacople de costos marginales en@éds 2020 y 2024 para las barras de
Ciruelos 220 [kV] y Pichirropulli 220 [kV], ya que el sistenda transmision de la zona sur no tiene la
capacidad adecuada para suplir el crecimiento de la deneandi@ahos afios, esto es resuelto cuando
se incorpora el plan de expansion de transmision propu®sr Anexo C, Seccion C.3) para este
escenario, el cual refuerza el sistema de transmisiorede@sdueco 220 [kV] hasta Puerto Montt 220
[kV] adecuando la capacidad de las lineas para un correatingtro de energia en la zona sur del
pais, y también una adecuada transmision de energialhamna centro-norte del territorio.
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Costo Marginal Promedio Anual del Sistema - Solucién Polo Hidrico
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Figura 4.13: Costo Marginal Promedio Anual del Sistema &zge Solucion Polo Hidrico.
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Figura 4.14: Costo Marginal Promedio Anual Barras Relesfiscenario Solucion Polo Hidrico.
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4.6.2. Generadn

Latabla 4.6 muestra el precio de venta promedio y el factptatga anual de algunas centrales del
polo hidrico al incorporar la solucion en la transmisf@opuesta para este escenario. Cabe destacar
que, algunas centrales no fueron despachadas de manerafquosde planta de operacion fuese el
que se supuso en un comienzo, llegando a valores menoregsiedi@ado. Sin embargo, el precio de
venta promedio de aquellas centrales fue comparable canlatsdiemas centrales del polo.

Tabla 4.6: Factor de Planta y Precio de Venta de algunasatestilel Escenario 5: Solucion Polo
Hidrico.

Central | Hidroeléctrica 01 300 [MW] Hidroeléctrica 05 225 [MW]
Afo FP Precio [US$/MWHh] FP Precio [US$/MWh]
2030 44,49 % 50,71 - -

2031 44,49 % 50,06 - -

2032 44,49 % 48,68 - -

2033 44,49 % 45,21 60,10 % 43,17
2034 44,48 % 44,00 68,33% 45,65
2035 44,49% 43,11 68,35% 44,67
2036 44,49% 42,73 68,33% 44,20
2037 44,47 % 43,28 68,32 % 4471

4.7. Escenario 6: Solué@n Polos Hdrico y Eblico

4.7.1. Costos Marginales

El caso de la incorporacion de ambos polos (4.000 [MW] decidad instalada) al SEN, es el
mas critico debido a la cantidad de energia que proviesdedel sur del pais, y por lo tanto, las con-
gestiones y limitaciones de transmisiobn son esperablesdgpaona comprendida desde la subestacion
Charrla hacia el sur del territorio. Al incorporar el planakpansion de transmision propuesto (Ver
Anexo C, Seccion C.4) y ajustar el costo marginal del siatamn valor que financie la tecnologia mas
cara de inversion para este escenario (hidroeléctrie@)8$/MWh]), se obtiene un resultado acorde
alo que se podria esperar dada la incorporacion de estgstits de desarrollo, donde en los graficos
4.15 y 4.16 se muestra el efecto de incorporar estos polos ®stema. Se observa que al incluir
ambos polos en el parque generador, éstos desplazan rgederacion convencional (debido al bajo
costo de operacion de las centrales de cada polo) comdaércgrel gas reduciendo las emisiones de
CO2y disminuyendo el costo de operacion del sistema. Alligue en el Escenario 4, se observa un
desacople de costos marginales de la barra de Ancud 220 ¢kW@gcto del sistema, esto es debido a
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gue la solucion de transmision propuesta en el plan pagaessenario ocurre en la misma fecha que
en dicho escenario. Adicionalmente, en la barra de Cirn226gkV] se observa un desacople desde
el afio 2020 en adelante debido a toda la energia generadanpos polos, hasta que se incorpora la
solucion de transmision en el plan propuesto para el 823 ,2algo similar sucede en el Escenario 5
donde se observa un valor bajo en el costo marginal paraitogms afios.

Costo Marginal Promdio Anual del Sistema - Solucién Polo Hidrico y Eélico
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Figura 4.15: Costo Marginal Promedio Anual del Sistema &ade Solucion Polos Hidrico y Eélico.
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Costo Marginal Promedio Anual - Solucién Polo Hidrico y Edlico
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Figura 4.16: Costo Marginal Promedio Anual Barras Relesfiscenario Solucion Polos Hidrico y
Eodlico.

4.7.2. Generadn

Los resultados de los factores de planta anuales y precigerda promedio al implementar la
solucion de transmisibn propuesta para el escenario ersgtncorporan los 2 polos al SEN, se
pueden observar en la tabla 4.7 para la tecnologia ebkcdg tabla 4.8 para la tecnologia hidraulica.
Cabe destacar que se obtienen resultados similares quéelahientar cada polo por separado, en
donde para el polo eblico se tiene mejores valores de pre&@oventa promedio con factores de
planta similares respecto a los del Escenario 4, esto sepiglmipalmente que para este escenario
el costo marginal de largo plazo fue ajustado a un valor riiasgae en el Escenario 4, ya que se
debe financiar la tecnologia de generacion hidroet&cue es mas cara en inversion gue la etlica.
Para el polo hidrico, se tienen factores de planta un pa®lajos, ya que la prioridad del despacho
son en primer lugar las centrales eélicas debido a su caestable nulo, junto a precios de venta
promedio similares al Escenario 5 lo cual produce que a pawvista no exista algin cambio respecto
al escenario anterior.
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Tabla 4.7: Factor de Planta y Precio de Venta de algunasatestilel Escenario 6: Solucion Polo
Hidrico y Eolico.

Central | Eolica 01 200 [MW] Eolica 05 300 [MW]
Afio FP Precio [US$/MWHh] FP Precio [US$/MWh]
2025 34,73% 38,74 - -
2026 37,00% 33,76 - -
2027 35,70% 51,81 - -
2028 35,69 % 47,61 - -
2029 38,91% 45,77 38,93 % 45,82
2030 34,73% 48,66 34,73% 48,73
2031 36,99 % 46,80 37,00% 46,87
2032 35,61% 44,06 35,63 % 44,11
2033 37,02% 46,00 37,03% 46,06
2034 38,91% 45,70 38,92 % 45,76
2035 34,71% 45,30 34,72% 45,36
2036 36,96 % 43,65 36,99 % 43,68
2037 35,62 % 43,19 35,69 % 43,18

Tabla 4.8: Factor de Planta y Precio de Venta de algunasatestilel Escenario 6: Solucion
Hidrico y Eolico.

Polo

Central | Hidroeléctrica 01 300 [MW] Hidroeléctrica 08 250 [MW]
Afo FP Precio [US$/MWHh] FP Precio [US$/MWh]
2030 44,49% 52,30 - -

2031 44,49 % 50,83 - -

2032 44,49 % 48,13 57,80% 47,25
2033 44,45 % 47,22 65,24 % 49,53
2034 44,30% 46,37 65,24 % 48,60
2035 44,30% 45,71 65,23 % 47,45
2036 44,15% 44,18 65,21 % 45,69
2037 44,10% 44,38 65,12 % 45,95

4.8. Costos de Operadiny Falla

En este trabajo se considerd el promedio de las 58 hidesogara determinar el costo de op-

eracion y falla del sistema, lo cual se muestra en la talflgpdra cada escenario considerado. Se

observa que la inclusién de los polos, independiente de pr@one una solucién o no a las con-

gestiones y limitaciones de transmisibn generadas pondusion principalmente en la zona sur

del pais, genera un beneficio econbmico a la operaciosisteima, disminuyendo sus costos. Uno

de los objetivos de este trabajo es encontrar un plan de si¥pade transmision que sea 6ptimo y
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econbmicamente eficiente al incluir los polos de desarmti el sistema, para ello, una de las vari-
ables importantes que se debe considerar para determipknebptimo es el costo operacional del
sistema al incluir dicho plan de expansion propuesto airecbrporacion de los polos, esto se puede
observar en los Escenarios 4, 5y 6 donde en la incorporagibplan de expansion para cada esce-
nario, el costo operacional resultante es congruente csoll@ion de transmision propuesta. Cabe
destacar que, el escenario que produce mayor beneficio iedosstos de operacion es el Escenario
4: Solucién Polo Eolico el cual tiene un costo de opemradé10.617,9 [MMUSS$] seguido por el
Escenario 6: Solucion Polo Hidrico y E6lico con un costageracion dé0.745,4 [MMUS$] y por
Gltimo el Escenario 5: Solucion Polo Hidrico con un cad¢coperacion dé1.276,8 [MMUS$]

Tabla 4.9: Costo de operacion del sistema para cada esrenar

Escenario Costo de Operacbn [MMUS$]
Base 12.765,3
Polo Eolico 12.268,8
Polo Hidrico 12.276,6
Polo Hidrico y Eblico 12.066,6
Sol. Polo Eoblico 10.617,9
Sol. Polo Hidrico 11.276,8
Sol. Polo Hidrico y Eblico 10.745,4
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Capitulo 5

Evaluacion Economica

Para la evaluacion econébmica de cada polo, se considdergiguientes partidas como parte del
flujo de caja del proyecto: Ingresos por venta de Energimesos por Potencia, Costos de Operacion,
Costos de las Lineas para los Polos de Desarrollo (lo cuedidera el AVI y el COMA segln la
ley 20.936, una tasa de ur %, y 50 afios de vida (til), Costo de Inversion de las Cegdrale
los polos y COMA (Costos de operacion, mantenimiento y adtiacion) de las centrales, y se
considero6 para todos los casos un apalancamiento o m@stana tasa de un’% a 30 afios. Para su
evaluacion se utilizé el valor actual neto (VAN) del proiea una tasa de descuento 8ét, donde
se consider6é como proyecto el polo en su totalidad (la oecsbn de los 2.000 [MW] de capacidad
instalada). Para determinar el costo de inversion de dgadalé tecnologia se utilizd el "Informe de
Costos de Tecnologias de Generacion” de enero de 2017 [11]

Es importante mencionar que existen otros costos que séiaelm®nsiderar en el analisis del
flujo de caja de la central, como por ejemplo, costos pormortécnico y pago de servicios com-
plementarios pero debido a que el calculo de estos costaejsm del objetivo de este trabajo, se
dejaron fuera del analisis. Adicionalmente, se considgi€ en el caso de los ingresos por energia se
incluyeron ventas al mercado spot y contratos con cliefbessl Para los ingresos por potencia, se
utilizé el método actual de calculo de potencia de suifige [12] que considera una serie de factores
dentro de la metodologia, como por ejemplo el peor factqlaeta de los Gltimos 5 afios en el caso
de las centrales edlicas y los dos afios hidrol6gicosseéss para las hidroeléctricas, para determinar
el pago por potencia para las centrales de los polos de diésarr

En la evaluacion del plan de expansion de transmisiopy@sto para la solucién en la incorpo-
racion de cada polo, se evaluaron todas aquellas obrasasioeadicionales que deben construirse a
partir del escenario base (sistema actual), que son n&xepara que en el sistema no existan limita-
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ciones de transmision y se garantice la seguridad y catiéaduministro eléctrico a minimo costo.
Al igual que en la evaluacién del proyecto de cada polo, [zrdineas de transmision consideradas
en cada plan de expansion se tom6 en cuenta su costo dsiGmvéyl), la anualidad del costo de
inversion (AVI) y los costos de operacion, mantenimieptadministracion (COMA) como un por-
centaje del costo de inversiom, ¢ % de su VI, valor utilizado por la CNE), con una tasa anual de
descuento del0 % y una vida (til de 50 afios. Para determinar qué plan densifua es el 6ptimo,
se utilizé el criterio de minimizar el maximo arreperigmto, el cual elige, dentro de un conjunto
de posibles escenarios y planes de transmision propuedtpkan 6ptimo para cada escenario de-
terminando el arrepentimiento para cada plan (diferemaiee el plan 6ptimo y el plan a evaluar),
con el arrepentimiento de cada plan para cada escenaridesengf@ el plan 6ptimo que minimiza
el arrepentimiento independiente del escenario a evalt@rAnexo A.1) y obtener asi, el plan de
expansion que mejor se adapte a los eventos equiprobables.

5.1. Escenario 4: Solu@n Polo Bblico

Para realizar la evaluacion econémica de este caso, sédeom un costo de desarrollo de 1,8
[MMUS$/MW] lo que implica una inversion inicial para el motie 3.600 [MMUSS$], un COMA para
las centrales de un 2 % sobre el costo de inversion y unawildde 25 afios para las centrales. En el
caso de las lineas para el polo, el valor de inversion fasiderado en el plan de expansion respectivo
pero se considert el AVl y COMA de las lineas para el polo@garte de la evaluacion econdmica.
Tomando en cuenta lo anterior, se obtuvieron los flujos de& @alj polo para cada hidrologia cuyos
resultados se pueden visualizar en la figura 5.1, y en dondbtgeo un VAN promedio para las 58
hidrologias de 98,79 [MMUSS$] y para el 43,10 % de las hidyas se obtenia un VAN positivo.
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Figura 5.1: Valor Actual Neto para cada hidrologia, Esderolucion Polo Eélico.

La evaluacién econbmica del plan de expansion de traid@mpara este escenario arrojo un VAN
de-609,8 [MMUS$], el detalle de los valores considerados para la evaluat@bestas obras y sus
caracteristicas técnicas, se pueden observar en el Ah2xo

5.2. Escenario 5: Solu@n Polo Hidrico

En este caso, el costo de desarrollo de tecnologia de génede centrales minihidro es de 3,25
[MMUS$/MW] con lo que el costo de inversion para el polo e$d®0 [MUS$], el COMA es un 1%
del costo de inversion, y una vida (til de las centrales@afios. Al igual que en el escenario anterior,
las lineas de transmision para el polo de desarrollo daaea junto al plan de expansion respectivo.
Considerando lo anterior, se obtuvieron los flujos de cadjpagecto para cada hidrologia y cuyos
resultados se muestran en el grafico 5.2, en donde el VANgaimnfue de 5,74 [MMUSS$] y donde
el 53,45 % de las hidrologias presentaban un VAN positivo.
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Figura 5.2: Valor Actual Neto para cada hidrologia, Esderfaolucion Polo Hidrico

La evaluacién econbmica del plan de expansion de traid@mpara este escenario arrojo un VAN
de -540,1 [MMUS$], el detalle de los valores considerados para la evalualgoestas obras y sus
caracteristicas técnicas, se pueden observar en el Ahéxo

5.3. Escenario 6: Soludén Polo Hidrico y Eolico

Para esta Gltima evaluacion, se consideraron todos mgestos usados en las evaluaciones ante-
riores para el polo hidrico y eblico. Tomando en cuenta, &g analizaron econdmicamente los polos
por separado, obteniendo los resultados mostrados enéfisogr5.3 y 5.4, para el polo eblico y el
polo hidrico, respectivamente. Para el polo e6lico, savabun VAN promedio de 186,15 [MMUS$]

y donde para el 44,83 % de la hidrologias se obtenia un VAditipo. Para el polo hidrico, se obtuvo
un VAN promedio de -153,91 [MMUS$] y donde en el 44,83 % de ldsdiogias se obtenia un VAN
positivo. En este caso, el VAN del proyecto para el poloocediiene un valor mayor al del escenario en
donde se implementa de manera Unica (Escenario 4, 98,79J84Y), esto es debido a que el costo
marginal de largo plazo se proyectd a un valor mas alto qukoko escenario con lo que los ingresos
por energia cambian de manera significativa.
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Figura 5.3: Valor Actual Neto para cada hidrologia, Esderaolucion Polos Hidrico y Eblico.
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Figura 5.4: Valor Actual Neto para cada hidrologia, Esderaolucion Polos Hidrico y Eblico.

La evaluacion economica del plan de expansion de trai@marrojo un VAN de752,5 [MMUS$],
el detalle de los valores considerados para la evalua@@®@sths obras y sus caracteristicas técnicas,
se pueden observar en el Anexo E.4.

Al agregar los valores actuales obtenidos para el plan densign de transmision de cada polo
al costo de operacion del sistema para los escenarios onaagis se obtiene la tabla 5.1 en donde
se puede observar los costos totales de operacion y fallacpda escenario y obtener asi una com-
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paracion desde el punto de vista econbmico para cada pdpngsto. Es importante destacar que en
el escenario base también se consider6 un plan de erpamst” elimina las congestiones del sistema
adecuando asi la transmision del SEN para entregar deranefi@iente la energia generada.

Tabla 5.1: Costos totales de operacion y falla del sistesina gada escenario.

Escenario Costo Ope. [MMUS$] | Costo Exp. [MMUSS$] | Total [MMUS$]
Base 12.765,3 - 12.765,3
Base con Expansion 11.644.6 457 .5 12.102,2
Sol. Polo Eblico 10.617,9 609,8 11.227,7
Sol. Polo Hidrico 11.276,8 540,1 11.816,9
Sol. Polo Hidrico y Eblico 10.745,4 752,5 11.497,9

Se observa que los costos totales para cada escenario sigmégniendo el mismo orden que se
menciond en 4.8, en donde el mayor beneficio econbmiconergeel Escenario 4 (Solucion Polo
Edlico) con un costo total d&l.227,7 [MMUSS$]

5.4. Minimizacibn del Maximo Arrepentimiento

A partir de lo descrito en A.1 se procedi6 a construir lagehP con los valores obtenidos de la
simulacién, para cada escenario y para cada plan de e&pgmsipuesto, de los costos operacionales
(atributo a medir) en los cuales se incluye el costo del p®xpansion. Para determinar el plan
optimo, se debe determinar el arrepentimiento para catad®# expansion, el cual es la diferencia
entre el valor del atributo para ese plan versus el 6ptirhatdbuto para ese escenario. Luego se debe
minimizar el maximo arrepentimiento, obteniendo asil@hmue minimiza el riesgo y que, por ende,
esta lo mas cerca posible del 6ptimo.

Tabla 5.2: Resultados de costos operacionales para laciplicdel criterio de MinMax regret, valores
en [MMUSS$].

Escenarios| Sin Expansbn | Base | PDE Sol| PDH Sol | Polos Sol
Base 12765.3 12102.1| 12370.8| 12896.0 | 13265.8
Eodlico 12268.8 11845.3| 11227.7| 12597.0 | 11950.3
Hidrico 12276.6 11591.4| 11642.5| 11816.9 | 12287.5
Polos 12066.7 11238.4| 10806.4| 11871.1| 11497.9
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Tabla 5.3: Diferencias del atributo entre distintos esgesavalores en [MMUSS$].

Escenarios Sin Expansibn | Base | PDE Sol | PDH Sol | Polos Sol
Base 663.2 0.0 268.7 793.9 1163.7
Eoblico 1041.1 617.6 0.0 1369.3 722.6
Hidrico 685.2 0.0 51.0 225.5 696.1
Polos 1260.3 432.0 0.0 1064.7 691.5
M ax. Arrepentimiento 1260.3 617.6| 268.7 1369.3 1163.7

En la tabla 5.3 se observa que el minimo de los maximos etiepientos es el que se obtiene
con el plan de expansion propuesto para el polo eblicoefizs 4: Solucion Polo Eblico) cdt68.7
[MMUSS$]. Es decir, el plan propuesto para el polo eblico es el quemsel adapta a los distintos
escenarios utilizados, y por lo tanto, es el mejor plan qumipe al sistema estar preparado ante la
incertidumbre y el riesgo que presenta la incorporaciotosi@olos de desarrollo al sistema, dismin-
uyendo por un lado las congestiones que podrian ocurrionyetlo, el aumento o disminucion de
costos marginales del sistema; y por otro lado, aumentamdoblistez que requiere del SEN para
poder utilizar los recursos naturales del pais y abastelosrconsumidores finales con energia limpia
y econbmicamente eficiente.
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Capitulo 6

Conclusiones

El objetivo final de este trabajo es analizar y evaluar eltefde la incorporacion los polos de
desarrollo en la planificacion de la expansion de la tragsiémdel sistema eléctrico chileno, para ello,
primero se mostr6 el impacto de los polos de generaciohgstema de transmision sin considerarlos
en la planificacion, y medir asi, el efecto que ocurre tamda operacion del sistema como en los
costos asociados debido a su incorporacion en el parquereglnm. Luego se propuso un plan de
obras de transmisiébn para cada polo considerado, queerstlggonsideracion en la planificacion de
la transmision del sistema y observar los beneficios decauporacion al SEN.

Los principales cambios introducidos por la nueva ley destrasion (tanto la planificacion en-
ergética como de la transmision y la remuneracion deistersas de transmision) cambian la manera
en que interactlan los distintos agentes del mercadoglmrgdores por su parte, deben volverse mas
eficientes y entregar un producto a menor precio ya que lobioamegulatorios han eliminado, en su
mayor parte, los riesgos asociados a los pagos por peajemdmision eximiendo a los generadores
de esto. Por otro lado, el Cliente final se convierte en unmateactivo, ya que se hace responsable
totalmente de la remuneracion de la transmision antagate mencionada, a través de un cargo Gnico
que remunerara los distintos segmentos de transmisi@ud se traduce en competitividad en el mer-
cado eléctrico, ya que las empresas generadoras busadisfacer las necesidades de los clientes al
menor costo, uno de los objetivos fundamentales de la |©880ya que los suministradores dejaran
de pagar los sistemas de transmision por lo que el riesguaaioa la antigua AIC no repercutira en
el precio de la energia ofrecido en el PPA. Ademas, los asdn el proceso de planificacién, donde
se consideran nuevos factores y nuevas variables en diobegar, buscan realizar una anticipacion
por parte del sistema de transmision al desarrollo de tamlegias de generacion para evitar efec-
tos indeseados como congestiones en lineas de transmigétmiento de recursos renovables. Para
ello, se han incluido dentro de la planificacion a los dissragentes del sector eléctrico, tanto a los
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entes reguladores y coordinadores como a los clientesdinddeciudadania, todo esto con el objetivo

de realizar en manera conjunta una planificacion eficiente,aproveche el potencial energético de
las distintas zonas del pais y que demuestre las verdadecasidades a nivel pais en cuanto a los
requerimientos energéticos.

Dentro de las zonas del pais con mayor potencial de enempaable no convencional se encuen-
tran las regiones de Antofagasta y la Isla Grande de Chiéo& @ recurso eblico con potenciales de
14.101 [MW] y 9.678 [MW], respectivamente. En el caso delrso solar, la region de antofagasta
vuelve a ser lider en capacidad instalable llegando a B28(MW] disponibles para ser utiliza-
dos. Por @ltimo, la tecnologia hidroeléctrica se entnaedistribuida en la zona centro sur del pais,
destacando la region del Bio Bio con una capacidad indtatie 2.687 [MW]. Cabe destacar que, las
capacidades mostradas anteriormente no consideran undgutatos con posibles proyectos mineros
(en el caso del norte del pais) o futuros proyectos agsc@n caso de que se consideren dichas re-
stricciones, aln asi el potencial energético dispenildl pais es de gran magnitud, por lo que las
restricciones mencionadas no afectarian de gran mangedajo mostrado.

Es importante considerar el potencial energético dal pau ubicacion dentro del territorio, esto
debido a la creciente oposicion por parte de los habitadeesada zona a proyectos eléctricos tan-
to de transmisibn como de generacion, lo cual provoca@dran dichos proyectos provocando que
la planificacion determinada por los organismos reguksldel sector eléctrico no sea eficiente. La
nueva ley de transmision trata de eliminar o disminuir est&go, el cual genera un efecto negativo
en los precios de la energia del sistema y sus costos opeaes, incluyendo a la hora de planificar
la expansion de la transmision a la ciudadania intetpfanen este proceso de vital importancia en el
desarrollo del pais. Se debe notar que el factor tiempo platdficacion es sumamente importante
dada la consideracion del estudio de franja y el tiempo endgumoran, en general, los proyectos de
transmision junto con la licitacion y adjudicacion debpeso. Es por esto que, los atrasos producidos
por agentes externos que impactan en el desarrollo de atisibn del sistema eléctrico pueden afec-
tar de manera negativa en la operacion del sistema aundentagisminuyendo los costos marginales,
parecido a lo que ocurre actualmente en la zona norte del & @mpduce vertimiento del recurso so-
lar y el poco aprovechamiento del potencial de este tipoa®tegia de costo variable de generacion
nulo.

Se debe sefalar que, la metodologia utilizada en estgdrpara la planificacion de la transmision,
fue lo mas cercano a la que utiliza la Comision Nacional der§ia (CNE), pero debido al tiempo
requerido para las simulaciones y los escenarios utilgas® evaluaron econbmicamente los planes
de obras de trasmision de manera conjunta y no por cada ebadizar. Ademas, dado que la nueva
ley incorpora nuevos criterios para la expansion de lastresion, se optd por utilizar solo el criterio
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de costo operacional como variable para determinar laidaaig incorporacion de las obras a realizar
para los distintos planes de expansion debido a que a la fecke tiene claro la manera en que estas
variables adicionales afectarian a la planificacion dealasmision.

Para cada escenario que incluye los polos de desarrolldysgev® que su incorporacion en el
sistema genera congestiones en las lineas de transrdesiéste (ver tabla 4.9 escenarios 1, 2y 3), lo
cual provoca que la energia generada por los polos no fluyia llademanda de manera efectiva y
se produzca vertimiento del recurso utilizado por cadadigeecnologia. En cuanto a los costos de
operacion, se observa que la incorporacion de los polaesarrollo genera un beneficio econbmico
alin cuando no se proponga una solucion a las limitacionkestensmision. Ademas, la incorporacion
de un polo eblico en laisla de Chilog, seria la mejor aitva a desarrollar en cuanto al beneficio que
se obtiene ante la incorporacion de este tipo de tecrokigiarque generador, pero se debe adecuar
y reforzar el sistema de transmision de la zona sur parawaato aprovechamiento de los recursos
explotados por el polo de desarrollo, pudiendo asi disinglcosto del suministro para el cliente
final.

Para determinar el plan de expansion 6ptimo se utilizérigdrio de minimizacion del maximo
arrepentimiento, con ello se determin6 que el plan de atedsansmision que cumple el requisito de
ser el mas flexible (entendiendo por flexibilidad a la cagetidel sistema de transmision de adaptarse
con facilidad ante las diversas circunstancias que puedani) ante la variabilidad de los escenarios
propuestos es el plan propuesto para el escenario eddicteadr, si ocurriera cualquiera de los esce-
narios utilizados en este trabajo, la expansion que miairais costos y se adapta a los cambios es la
propuesta del polo eblico, reforzando la parte sur del SEnydo capaz de ante un posible desarrollo
de tecnologia eblica o hidrica, dada por el potencialicteadzona, de entregar la energia generada por
posibles polos o proyectos privados.

Al analizar econbmicamente cada plan de expansion dentigibn propuesto y junto con otras
variables (por ejemplo, el costo operacional) se cuaatifi®netariamente que la incorporaciéon de
las distintas alternativas propuestas para polos de ddeason econdmicamente viables y producen
un beneficio para el sistema. También, se evalub cada palfeshrrollo como proyecto, obteniendo
asi una mirada desde el punto de vista del inversionigtadiales de precios que de alguna manera
incentivan la inversion del tipo de tecnologia de geriéraque el sistema requiere.

Las soluciones propuestas para los planes de obra de teiisran cada escenario y para cada
polo de desarrollo (escenarios solucion: Eoblico, Hialry Polos, ver tabla 6.1) muestra el posible
beneficio que genera la incorporacion de los polos de agdieaen el sistema reduciendo, a priori, las
emisiones contaminantes y costos operacionales, y pantim, tentregar energia a bajo costo al cliente
final. El escenario en donde se mostrd el efecto de la incacm del polo eblico (Escenario 4) y
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la propuesta de transmision para dicho polo, es el que peoaiiayor beneficio en el sistema con un
costo marginal de largo plazo de la energia cercano a loB88/MWh] y un costo operacional de
11.227,7 [MMUS$] (costo que incluye el valor del plan de exgiéan propuesto para ese escenario).
En tanto, para el escenario que incorpora el polo hidrisc€Eario 5) y su respectiva propuesta de
expansion, se observa que éste también genera un berpfiai el sistema reduciendo sus costos de
operacion pero es el menos econdmico debido a los costogedacion, los cuales son mayores que
en los demas escenarios. Sin embargo, los costos asoeitalegpansion del sistema de transmision
son los menores con un VAN para el plan de expansion prapuest540,1 [MMUSS$]. Por Gltimo,
para el escenario en que se incluye ambos polos de desdEstienario 6) y su plan de expansion
propuesto, se obtiene un costo total del sistema (costo emapn y costo del plan de expansion)
menor que en el Escenario 5 pero mayor que el Escenario 4ragelnemas ingresos desde el punto
de vista del inversionista para el polo e6lico, ya que diccogrginal de largo plazo es mas alto porque
se debe financiar la tecnologia mas cara de inversiouélepara este escenario fue la hidroeléctrica)
y donde el plan de expansion para este escenario es el nadectdos, -752,5 [MMUSS$].

Tabla 6.1: Costo de operacion del sistema para cada esrenar

Escenario Costos del Sistema [MMUS$]
Base 12.765,3
Solucion Eolico 11.227,7
Solucién Hidrico 11.816,9
Solucion Polos 11.497,9

Todo lo anterior apunta a que si Chile desea convertirse gmaimsustentable y se enfoca en
el desarrollo de la matriz energética, especificamenta erplotacion de recursos naturales renov-
ables como el viento, debe realizar inversiones de largoo@a transmision, reforzando el sistema
de la zona sur del pais, generar el incentivo adecuado aiaversionistas, y asi, que desarrollen
proyectos de gran envergadura para este tipo de tecnelpgjige la normativa sobre la remuneracion
y valorizacion del producto generado por la inversion gtelyecto sea correcta, produciria un gran
beneficio tanto como sistema eléctrico como pais, indéipando a Chile de los recursos fosiles o de
exportacion para la generacion de energia eléctrica.
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6.1. Recomendaciones para la incorporadh de los Polos de Desarrollo

Para la implementacion de los polos de desarrollo uno diadbsres importantes a considerar es
la ubicacion de éstos, ya que la zona geografica en donglecsentren dichos polos indica en cierto
grado, los refuerzos al sistema de transmision necespai@sla correcta evacuacion de la energia
del polo al resto del sistema. En ese sentido, la correctaigigata planificacion energética por
parte del Ministerio de Energia para la determinaciérodepblos de desarrollo y la capacidad de las
centrales asociadas a éste, es de vital importancia palemiéicacion de la transmision, ya que se debe
incluir esta variable al momento de decidir las obras nei@espara el SEN que permitan aprovechar
la energia generada por el polo. La relevancia de ésmalltadica en el tiempo necesario para la
materializacion de una obra de transmision, debido a guaknente los procesos y tramites medio
ambientales son el punto débil del proceso de constmaduna linea de transmision, pudiendo
en algunos casos retrasar el proyecto por afios. Al geneeamayor rapidez en la obtencion de
los permisos medio ambientales, se provee de una certigyumimor lo tanto, una disminucién del
riesgo al inversonista y con ello la materializacion deypobtos econdbmicamente convenientes para el
sistema. Dichos proyectos podrian reducir los costos mkngstro de energia para los clientes finales,
logrando el objetivo de maximizar el beneficio social.

De los resultados obtenidos en este trabajo, se recomierdia geterminacion de la entrada en
operacion de las centrales de cada polo de desarrollossehazlo a profundidad de tal manera que se
verifique la necesidad de todas éstas en el sistema, ya higmsse genera una reduccion del precio
de la energia al incluir dichos polos en el sistema, es adgoesontar con una red de transmision
adecuada que permita evacuar toda esta energia al ressisteha por lo que el tiempo en que
se desarrolle por completo el polo podria ser perfectaeneindoble del tiempo considerado para el
presente estudio dada la incertidumbre que puede existitgpacorporacion tanto de las lineas como
de los proyectos de polos. En este trabajo, el desarrollpalelse determin6 de manera tal que la
totalidad de éste fuera incorporada al parque generatdrodde un horizonte de 4 a 5 aflos, teniendo
un impacto significativo en el sistema de transmision dehidcorto tiempo en que se incluyen las
centrales en el parque generador, y provocando una ioveysifesarrollo de la transmision de gran
magnitud. Por ejemplo, a partir de la suposicion realizadadetermind una expansion del sistema
de transmision en 500 [kV] desde la subestacion NuevarGhaasta Ancud (en el escenario eblico,
ubicado en la isla de Chilo€) en la mitad del periodo detcoosion de la totalidad del polo, para
asi, ser capaz de llevar la energia producida por el pat@ e norte del pais. Este desarrollo de
transmision en 500 [kV] podria verse afectado y retrasade determina que la construccion del polo
eoblico sea en una ventana de tiempo mucho mayor.

Otro aspecto importante a considerar, es la posibilidachd#esarrollo de varios polos al mismo
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tiempo, ya sea ubicados de manera concentrada en una zaoneaibes partes del territorio nacional.
Esto podria traer implicancias severas, si ho se toma entacesta variable en la planificacion de la
transmision que podria provocar el mismo efecto que seregbsctualmente en el sistema, conges-
tiones y limitaciones, ademas de un vertimiento de resunsturales provocado por una planificacion
ajustada y no con holguras. Ante este escenario, se reatenienreforzamiento de la zona sur del
SEN, desde la subestacion CharrGia hasta Puerto Monttk®40y[asi que el sistema pueda estar
preparado ante la inminente llegada de los polos de desad®lia zona sur. Por otro lado, la zona
norte del territorio se ve menos afectada ante algin dieade polo del tipo solar o eblico, ya que la
interconexion de los sistemas SIC y SING proveen de sufeeffexibilidad al sistema para adecuarse
ante un fuerte desarrollo de proyectos ERNC. Este trabajdaatilizarse como herramienta para la
planificacion de la expansion del sistema, debido a qusidera y muestra los efectos de la incor-
poracion de los polos de desarrollo, un escenario quelglpmalria enfrentar en un futuro prébximo,
previendo las zonas mas afectadas o en las que se debfedarda atencion para la realizacion de
obras que refuercen el Sistema de Transmision Nacionalggedebe incluir una mayor profundidad
en el estudio asociado a los costos econdmicos para cailal ¢ polo a desarrollar.

54



BIBLIOGRAFIA

Bibliografia

[1] Ministerio de Energia. Agenda de Energidyi’Desafo Pds, Progreso Para Tod6sMayo 2014.

[2] Ley N° 20.936,Establece un Nuevo Sistema de Transtnidtlectrica y Crea un Organismo
Coordinador Independiente del Sistem&é¢tico Nacional <http://bcn.cl/lwo3a, Chile, Julio
2016.

[3] Rodrigo Saavedra Veliz, Ithpacto Ecodmico del Impuesto de CO2 en el Mercadéditico a
Largo Plazd, Universidad Técnica Federico Santa Maria, Departaméa Ingenieria Eléctrica,
2016, 14p.

[4] Hugo Morales Basualto, Sergio Quiroz lligarayplanificacibn Central del SING Pontificia
Universidad Cato6lica de Chile, Departamento de Ingemigtéctrica, Pp. 5-8.

[5] Division de Desarrollo Sustentable, Ministerio de Ejia. Estudio de Cuencadifalisis de las
Condicionantes para el Desarrollo Hidrdedtrico en las Cuencas del Maule, Biob Tolin,
Valdivia, Bueno, Puelo, Yelcho, Palena, CisnesgAy8aker y Pasclia2016.

[6] Ministerio de Energia, GIZ. Energias Renovables enleCHEl Potencial Blico, Solar e
Hidroeléctrico de Arica a Chil@’, Santiago de Chile, 2014.

[7] Coordinador Eléctrico NacionalPropuesta de Expartan de Transmigin del Sistema Ektrico
Nacional 2017, Enero, 2017, Pp 17-20.

[8] Comisibn Nacional de EnergiaFijacion de Precios de Nudo de Corto Plazo de Abril 2016
Abril, 2016, Pp 16-17.

[9] Direccion de Planificacion y Desarrollo, CDEC SI®@rbpuesta Plan de Exparisi del Sistema
de Transmig$in Troncal 2016, 28 de Octubre, 2016, Pp 27-30.

[10] Comision Nacional de EnergiaLititacion Plblica Nacional e Internacional para el Sum-
inistro de Potencia y Enefg Eléctrica para abastecer los consumos de clientes sometidos a

55



BIBLIOGRAFIA

regulacbn de precios (Licitaéin de Suministro 2015/071)<https://www.cne.cl/prensa/prensa-
2016/agosto/exitosa-licitacion-de-suministro-pdiantes-regulados-permitira-bajar-la-cuenta-
de-luz-a-hogares-y-pymes-a-partir-del-ano-262[ll7 de agosto de 2016].

[11] Comisibn Nacional de Energidnforme de Costos de Tecnolag de Generadin’, Enero, 2017.

[12] Comisibn Nacional de EnergiaNbrma Tecnica de Transferencia de Potencia entre Empresas
Generadoras Enero, 2016.

56



Anexos

57



ANEXO ANEXO

A. Fundamentos Tericos

En el presente anexo se abarcaran temas relacionadossdomdamentos teoricos utilizados en
el desarrollo de este trabajo, como por ejemplo criteriosvdiiacion econémica para la comparacion
y evaluacion de cada plan de expansion propuesto, tanskiéetalla el proceso de despacho 6ptimo
utilizado por el software con el cual se desarroll6 estbaj@ el modelo OSE2000 para despacho
hidrotérmico.

A.1. Minimizacion del Maximo Arrepentimiento

Existe una cartera de planes a realizar, los cuales sonyextés, y un abanico de distintos esce-
narios futuros. Teniendo estos dos conjuntos se puede amgéabajar con el sistema de analisis de
decisiones. En primer lugar se debe medir un atributo palagian futurok) que se esta analizando,
en los respectivos escenarios futurgq¢;. ), donde el atributo se refiere a alguna medida de bondad
del plan futuro, como por ejemplo costo econbmico, cagatie MW instalados, capacidad ociosa
en las lineas, etc.

m Escenarios Futuros
Atributo a 1 2 S m
1 Planes 1 ain an e ais am
excluyentes de 2 ai an e azs am
Inversion a
. k axl | axe ceee | aks akm
Ejecutar
n anl | an2 ans anm
plan optimo
segin opt Aoptl |@op2| .... |Aops| ... Qoptm
Escenario

Figura 6.1: Funcion de Costos Futuros y Costos Actuales.

Se analiza el comportamiento del atributo enrigganes, bajo losn escenarios futuros, luego se
escoge un plan 6ptimo para cada escenario, de forma querexiplanes 6ptimos. En cada escenario
se debe buscar cual hubiera sido el plan 6ptimo a ejeausar.j. Teniendo los planes optimos para
cada escenario posible, se calcula el valor del atributpldaldptimo para cada escenario posible. En
segundo lugar se calcula el arrepentimiento para cada plés élistintos escenarios (regret ay
- aopt,s), O Sea si existen planes y hayn escenarios futuros, se deben calcufan arrepentimientos.
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Finalmente se busca minimizar el maximo arrepentimigoéo,lo cual se escoge el plan que en su

peor escenario no esta tan distante de su 6ptimo.

A cada atributo se le resta (siempre y cuando lo ideal seamziai el atributo) el valor del atributo
optimo por escenario, a esta resta se le llama arrepentionyese escoge el mayor arrepentimiento
para cada plan. De esta manera finalmente nos quedamoswaximos arrepentimientos. Sabiendo
los maximos arrepentimientos de cada plan ahora se eslmimo; el atributo que se ha medido en
los ejercicios realizados es el Costo Total, el cual es umasle los flujos actualizados de la inversion

y Costos de Operacion.

m Escenarios Futuros
Regret | e S e m |max Regret
n Planes 1 an-aopti| .... |as-aopts | .... |@m-aopm | maxRu
excluyentes de
Inversion a k aki-Qoptl| .... |aks-Aopts | .... |@km=-Qoptm | MAXRK
Ejecutar
n an1-Qopti| .... |@ns=Qopts | .... |@nm=Qoptm | MAXRa

Figura 6.2: Funcion de Costos Futuros y Costos Actuales.

El arrepentimiento es una medida del riesgo, la cual indiatgn lejos estamos de la solucion
optima de cada escenario. Una de las propiedades negdgivasterio de minimizacion del maximo
arrepentimiento es que no es invariante ante escenamtsveintes, y por lo tanto, no es robusto ante
incertidumbre en los parametros de uso. Es decir, tienelgras ante la agregacion de escenarios
drasticos que pueden cambiar completamente los ressltado

A.2. Programacion Dinamica Dual Esto@stica

Para entender el funcionamiento del software OSE2000 se detocer el proceso de opti-
mizacion que utiliza el programa, la Programacion Dit@nbual Estocastica o SDDP, por sus siglas
en inglés, el cual es un método recursivo que busca miaimézfuncion de costos futuros (FCF),
aproximando la FCF real por tramos lineales optimizand@leinde los costos actuales o inmediatos
y el valor de los costos futuros, los cuales estan ligadbgldeal uso de la componente de agua del
sistema donde un mayor uso de agua para el periodo actodicsigina reduccién de los costos ac-
tuales, mientras que los costos futuros aumentan dado elaisal del recurso hidrico. Por ltimo,
se mencionara sobre los supuestos utilizados en la madleldel sistema como la modelacion de
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los distintos tipos de centrales a considerar en el SEN y kdetacion por bloques horarios para la
demanda. La formulacion del problema hidrico en cadaaetegpuede representar de la manera:

Funcion objetivo: Z;(x;) = Bz {min ¢¢(qs, s¢) + Bars1(ze41)} (6.1)
Sujeto a: 11 = fi(ay, ag, uy) (6.2)

gr41(Te41) =0 (6.3)

hi(ug) >0 (6.4)

Dondevt =T,T7 — 1, ...,1; Va; ,

t: Indices de las etapas (horizonte de planificacion T)

x4 Vector de estados al comienzo de la etapa t

Z(x): Valor esperado del costo de operacion desde el estado
a¢|zy: Distribucion de probabilidad del vector de caudalgscondicionado por el estadg
a(z): Funcion de Costos Futuros (FCF)

5. Factor de descuento

E-: Valor esperado

uy: Vector de decision de la etapa

¢¢(+): Costo inmediato asociado a la decisign

(6.2): Ecuacion de transicion de estado

(6.3): Restricciones del vector de estado

(6.4): Restricciones del vector de decision
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Variables de Estado

El estadar,[vy, a;] del sistema debe representar toda la informacion que mfedtr los costos
futuros de operacion. Para el caso de los sistemas hegitdiets, se consideran al menos dos variables
de estado: el nivel de los volumenes de los embalsgda informacion relacionada con la hidrologia
del sistema dado generalmente por los caudales afluentsisteéehan; .

Variables de Decisbn

El vector de decisiom;[q, s;] comprende los volumenes de agua utilizados para la geberdei
energiag; y el vertimiento o filtraciones de los embalsgs

Costos Inmediatos

El costo inmediato de operacion asociado al vector deidecis = [¢, s;] esta determinado por
el costo de generacion térmica utilizado para suminitdrdemanda. Las penalizaciones por fallar en
el suministro de la demanda esta representado como @steainicas de falla.

ct(qt, St) = min Z Z Cj(gtj) (65)
kEK jETy
Sujeto a:
S o+ > g+ Y (fur— fa) =du VEEK (6.6)
i€Hy JET IS
9 <7 (6.7)
Ifil < f (6.8)
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Donde:

k: Indices de los subsistemas o regiones (Conjunto de selivgEistK)
4. Indices de las centrales térmicas

i: Indices de las centrales hidroeléctricas

gtj- Generacion de la central termigan la etapa

¢;: Funcion de costos de generacion de la cerjtral

p;. Coeficiente de produccién de la centjal

ds,.: Energia demandada del subsistéma

g: Vector capacidades de generacion térmica

S Intercambio de energia del sistemal sistemd

f: Vector de intercambio de capacidades

pi: Conjunto de subsistemas directamente conectados ahsiste

Cabe destacar que el coeficiente de produccion de una Iceidi@eléctrica esta en funcion del
volumen inicial, final y el caudal utilizado para la genebacile la forma:

Pi = pi(Um', Ut+1i5 Qtis Sti) (6.9)

Ecuacion de Transicion

La ecuacion de transicion corresponde al balance de lasmemes de agua de los embalses donde
M es la matriz de incidencia de las plantas hidroeléctricas.

V1 = v + ag + M(q; + s¢) (6.10)

Restricciones de los Vectores de Estado y de Deéisi

Las restricciones de los vectores de estado correspondsnienites de los almacenamientos de
agua de los embalses:

U1 S U (6.11)
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Donde® es el vector de las capacidades de los embalses. Las riesteisde las variables de
decision corresponden usualmente a los limites de gebarde las turbinas y valores minimos de
caudales de generacion:

q (6.12)
q+st >4 (6.13)

Dondeq y g corresponden a los limites superiores e inferiores dedodales de salida, respecti-
vamente.

Para crear la Funcion de Costos Futuros es necesari@utiizmétodo iterativo por tramos que
aproximen la FCF real convexa de manera lineal en los cualesiestren los datos de los embalses en
etapas significativas. El problema hidrico estocastiattiperiodo puede ser descompuesto en varias
etapas en donde cada una de estas etapas puede ser regiaegenta suma entre el costo actual y
el valor esperado del costo futuro. El Costo Actual o Costoediato corresponde al valor del costo
variable de generacion térmica de cada etapa. El Costod-cbrresponde al valor del costo variable
de generacibn térmica asociado a las etapas futuras.daretapa, los costos inmediatos disminuyen
si se utiliza méas agua en el despacho de las unidades l&dnoeds pero los costos futuros aumentan,
es por esto que existe un punto 6ptimo donde la cantidadudelsada minimiza los costos actuales y
futuros (ver Fig.6.3). Cada etapa es modelada como un pnabde programacion lineal y el proceso
iterativo contiene 2 etapafarward y backward la creacion de la funcion de costos futuros se describe
a continuacion.
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GRAFICA 1
COSTOS INMEDIATOS Y FUTUROS

A

S0

Costo (§)

-
|

Nivel del almacenamiento del agua

Figura 6.3: Funcion de Costos Futuros y Costos Actuales.

El algoritmo de construccion de la funcién de costos fugui-CF) esta dado por los siguientes

pasos:

= Para cada etaplase determina un conjunto de valores iniciales de las cotdgsdembalses,

se resuelve para = T,7 — 1,..,1 el problema de optimizaciorbéckward, utilizando el
multiplicador 7 (conocido como la variable dual que representa la pendamta curva de la
FCF para cada estado de cada etajpara aproximar el valor de la funcion de costos futuros de
la etapa previav_;(z;—1). Con esto, se determina el valor del agua inicial para losaéseb,

para cada etapa.

Para el horizonte de planificaciéh, se resuelve para cada etapa desde1,.., 7 — 1,T el
problema de optimizacion de la ecuacion (6.1) (simola¢drward), guardando las variables
de decisibnz; como la solucién dptima para cada etapa. Esto determénauievos valores para

cotas iniciales de los embalses.

Se repite el proceso hasta que el egr@sta dentro de un intervalo determinado por una cota
superiorz e inferior z. Estas cotas son determinadas por el costo inmediato promedodas

las etapas y escenarios (cota supezoty la cota inferior esta determinada por el valor de la
funcién de costo futuro resultante para la primera etapa.
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B. Modelacion

B.1. Modelacbn de la Demanda

De acuedro a [3] para modelar la demanda se utilizaron 8 bfode horas consecutivas tanto para
dias habiles (Bloques pares) y no habiles (festivosgids impares). Para cada mes, se asignaron las
mismas horas a cada bloque para cada tipo de dia, dondesdand mes tiene una distribucion de
bloques propia. Para asignar la duracion en horas deladidaabloque, se siguio el perfil de generacion
de las centrales solares y la curva de demanda horaria tehaisen todos los meses del afio. De esta
manera, se integro a cada bloque horario la generacianewolforma horaria, la cual ocurre entre las
8y las 18 horas, aproximadamente. Con esto, se proced#sificdr cada bloque del dia habil de la
siguiente forma:

= Bloque 2: Corresponde a las horas de la noche despues d&r tela demanda.
= Bloque 4: Corresponde a las horas de la nhoche y madrugada.

= Blogue 6: Representa a las horas de la mafiana en que corf@eyereeracion solar.

= Bloques 8y 10: Corresponde a las horas del dia en que seallzamaxima radiacién solar, se
dividio para representar la punta de demanda de mediodia.

= Bloque 12: Representa las horas de la tarde en que comierzaerda generacion solar.

= Bloque 14: Representa las horas de la tarde sin generad@rysantes del "peak” de demanda.

= Bloque 16: Corresponde al "peak” de demanda en la tardeenoch

La misma asignacion se utilizo para los bloques corradipotes a los dias no habiles pero cam-
biando los nimeros de los bloques por el correlativo imgalr 1 al 15). A continuacion en la figura

6.4, se muestra la distribucion horaria de cada bloque gata mes del afio. Adicionalmente, en la
figura 6.5, se muestra la duracién porcentual respectotwlas totales de cada mes de cada bloque.
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Horadeldia| Ene | Feb | Mar | Abr | May | Jun Jul Ago | Sep | Oct | Nov | Dic

1 2 2 2 2 2 2 2 2 2 2 2 2
2 2 2 2 2 4 4 4 4 4 4 4 2
3 4 4 4 4 4 4 4 4 4 4 4 4
4 4 4 4 4 4 4 4 4 4 4 4 4
5 4 4 4 4 4 4 4 4 4 4 4 4
6 4 4 4 4 4 4 4 4 4 4 4 4
7 6 6 4 6 4 4 4 4 6 6 6 6
8 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6
9 8 8 8 8 6 6 6 6 6 6 8 8
10 8 8 8 8 8 8 8 8 8 8 8 8
11 10 10 10 8 8 8 8 8 8 8 8 8
12 10 10 10 8 8 8 8 8 8 8 10 10
13 10 10 10 10 10 8 8 8 10 10 10 10
14 10 10 10 10 10 10 10 10 10 10 10 10
15 10 10 10 10 10 10 10 10 10 10 10 10
16 10 10 10 10 10 10 10 10 10 10 10 10
17 10 10 12 12 12 12 12 12 12 12 12 12
18 12 12 12 12 12 14 12 12 12 12 12 12
19 12 12 12 14 14 16 14 14 14 14 12 12
20 14 14 14 14 14 16 16 16 14 14 14 14
21 14 14 16 16 16 16 16 16 16 16 14 14
22 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16
23 16 16 16 2 2 2 16 2 2 2 16 16
24 16 16 2 2 2 2 2 2 2 2 2 2

Figura 6.4: Distribucion horaria de cada blogue para cags m

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

1 2% 2% 4% 4% 4% 4% 2% 4% 5% 4% 3% 4%
2 6% 6% 8% | 12% 8% 8% 6% 8% 8% 9% 6% 8%
3 5% 5% 7% 4% 8% 8% 7% 8% 8% 6% 7% 6%
4 12% | 12% | 13%| 12%| 17%| 17%| 18% | 17%| 13%| 15%| 14%| 11%
5 2% 2% 1% 2% 3% 3% 2% 3% 5% 4% 3% 3%
6 6% 6% 3% 6% 6% 6% 6% 6% 8% 9% 6% 5%
7 2% 2% 3% 4% 4% 6% 5% 5% 5% 4% 4% 4%
8 6% 6% 5% | 12% 8% | 11%| 12%| 11% 8% 9% 8% 8%
9 8% 8% 9% 4% 5% 4% 4% 4% 7% 5% 7% 7%
10 21% | 21% | 16%| 12%| 11% 8% 9% 8% | 10%| 12%| 14%| 13%
11 2% 2% 4% 2% 3% 1% 2% 3% 3% 2% 4% 4%
12 6% 6% 8% 6% 6% 3% 6% 6% 5% 6% 8% 8%
13 2% 2% 1% 2% 3% 1% 1% 1% 3% 2% 3% 3%
14 6% 6% 3% 6% 6% 3% 3% 3% 5% 6% 6% 5%
15 4% 4% 4% 2% 3% 6% 5% 4% 3% 2% 3% 3%
16 9% 9% 8% 6% 6% | 11%| 12% 8% 5% 6% 6% 5%
TOTAL 100% | 100% | 100% | 100% | 100% | 100% | 100% | 100% | 100% | 100% | 100% | 100%

Figura 6.5: Duracion total de cada bloque respecto al to&dsual.

Para determinar los perfiles de demanda de cada barra,is@ etitegistro de retiros horarios en
cada barra para cada mes del afio 2013, con ello se obtieh@noilmedios de demanda por bloque
para cada nudo. Estos valores se dividen por la demanda gi@mere el mes y se obtiene el factor
correspondiente para cada bloque y mes, para todas las Hatrsistema.
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B.2. Modelacbn de Centrales Termicas

Las centrales térmicas son aquellas que utilizan confibeistfosiles para generar electricidad a
través de procesos termodinamicos en turbinas a gasdsra vapor o ciclos combinados. Se carac-
terizan por tener un costo variable de operacion que depdmth cantidad de combustible que utilizan
para producir la energia. Entre ellas se encuentran ldsatEna gas natural, petroleo, carbon, entre
otras. Las centrales térmicas se representan a travespiéesicia y costo variable, el cual puede vari-
ar mes a mes alo largo del horizonte de planificacion. Adesgconsider6 la tasa de indisponibilidad
forzada reduciendo la potencia disponible y se detalldairama de mantenimiento de cada central.
Para aquellas centrales témicas en construccion, smaudih los costos de combustibles proyectados
y tanto para sus rendimientos y costos variables no conbtesse utilizaron valores referenciales de
centrales de caracteristicas similares.

Para las centrales térmicas, el costo de despacho candsspbcosto variable(,) de cada central,
determinado por el consumo especificq ), el costo del combustibleCl.), y el costo variable no
combustible ,,,.) como se muestra en la ecuacion 6.14:

Cv = Uesp - C’c + Cvnc (614)

B.3. Modelacibn de Centrales Hidroekctricas

Las centrales hidraulicas se ubican en cuencas hidrogsadbmplejas que se interconectan entre
si y que utilizan la energia disponible en el agua, en fatenenergia potencial, cinética o ambas, para
generar electricidad. La generacién hidraulica y el alemamiento en los embalses se ven afectados
por la variabilidad de los caudales, los que cambian depeddide la regidbn geogréafica, el afio y la
estacion del afio en que se realice el despacho de las asidasi, se vuelve necesario realizar las
simulaciones en forma probabilistica, usando un granemérde escenarios hidrologicos en que los
afluentes modifican los caudales disponibles. En esta noddielae utilizan tres tipos de centrales
hidraulicas, estas son:

= Centrales de Embalse: Este tipo de central hidraulicdeecaudales de otras centrales y de
afluentes naturales, y que ademas pueden regular la pogEreerada almacenando agua.
= Centrales Serie: Son similares a las centrales de embatssipeapacidad de almacenamiento.

= Centrales de Pasada: Este tipo de centrales no esta insanmeserie hidraulica y sus limites
de operacibn estan asociados a la capacidad del genetdidado y del caudal.
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Para las centrales de embalse y serie, se considera quenpeestkr agua, filtrar agua por sus
paredes y perder agua por evaporacion. Estos caudalesrpumrporarse en la operacion de otra
central aguas abajo, dependiendo de la configuracion deelaca en que se ubiquen. Ademas, se
incorporan los convenios de riego, los cuales extraen teside algunos embalses para el desarrollo
de la agricultura y restringen la operacion de las cerdrale

B.4. Modelacbn de Centrales Solares

Para el tratamiento de las centrales solares, se consdestadistica de radiacion horaria obtenidos
del Explorador de Energia Solar de la Universidad de Cthsarrollado para el Ministerio de Energia
y junto a la definicion de bloques en B.1 se determind ellpggfgeneracion solar, asignando ésta a
los bloques del 6 al 18 para dias habiles, y en donde haymiragasidad de radiacion en los bloques
8 y 10. De esta manera, los bloques en que la central no operheg(ly madrugada), se simula con
potencia maxima igual a cero. En la figura 6.6 se muestraammp de la modelacion descrita.

100% 7,000
ng’ [ & \,\ﬁ% DR 6,000
% T RN T Y .
g SNV HHEHHH s
< 60% =TT — %%%%%%%% ——————— - 4,000 =
¢ s50% HHHHHHHH SR R R R R R RN H HH H HHH B
i -~ﬁ%%%ﬁ“\i%%“- 3000 §
: == HHHHHr NN EHHAAT “
g 30% HHHHHHE s B R R S - 2,000 &
TEE NN EE '
20% HHHHHHE NN NN HHAHHR
ol g o g s - 1,000
0% AL NN NNNNNNANG
0% |IIIIIIII”IIII“‘IIII-II O

41516 17 18 19 20 21 22 23

o
=
N
w
N
[%2]
(o))
~
00
(o]
[
o
=
=
=
N
=
w
=

Hora del dia
= Factor de planta solar tipo Bloques
Perfil solar tipo = == Demanda [MW]

Figura 6.6: Duracion total de cada bloque respecto al togadsual.

En la figura se observa la curva de generacion solar de utraldetovoltaica unitaria, la demanda
diaria total por hora del sistema y la asignacion de losus#sqCada bloque se representa mediante
la altura de las columnas buscando adaptarse a los perfitkentnda y de generacion solar. El area
pintada corresponde a la modelacion en bloques de la patéada central fotovoltaica.
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B.5. Modelacbn de Centrales Blicas

La modelacion de las centrales eblicas es de la misma fgueae modela las centrales hidroeléctri-
cas de pasada, ya que el viento es de naturaleza estogasticeomporta de manera similar a las
hidrologias (esto es, variabilidad diaria y anual, ashacu variabilidad interanual), por lo que se
opta por esta modelacion para representar de mejor manesaidbilidad de esta tecnologia de gen-
eracion. Para esto, se obtienen matrices de viento queseian la potencia maxima y minima a la
que puede operar cada parque eblico. Las matrices de @emmmponen del mismo nimero de afios
historicos simulados en la operacion, por lo que cada nidmsgue tienen 58 regimenes de viento. Es-

tos datos fueron obtenidos a partir del Explorador de Badiglica, desarrollado por la Universidad
de Chile para el Ministerio de Energia.

Para generar los datos utilizados en las matrices de vidatoada central, se consideran los datos
de viento de la zona geografica en que se ubica el parque gdira posteriormente transformar éstos
a potencia mediante una curva de un generador e0lico tipartx de los datos obtenidos se toman

muestras aleatorias para completar los 58 escenarios;guaanes de los cinco primeros afos. Desde
el sexto afo en adelante, las matrices de viento son rdpBca
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C. Planes de Obras de Transmigin Propuestos

En el siguiente anexo, se presentan los planes de expamsjimestos para cada escenario mostra-
do en el desarrollo de este trabajo. Es importante desgeadas obras determinadas en cada plan
con un ™" son aquellas que deberian ser construidas eméat’de 500 [kV], pero energizadas en
un principio en 220 [kV]. Las obras con descripcion "Nuevada” corresponden a aquellas que se
debe realizar una construccion completa de la linea, so da aquellas que adicionalmente estan
descritas como "Nueva Linea 2x(Nivel de Tension)” sonedlgs que se considerd que debia ser un
ciruito doble en una misma estructura. Por Gltimo, aqaailaras descritas como "Cambio Conductor
1x(Nivel de Tension) o 2x(Nivel de Tension)” son aquelia® realizan un cambio en el conductor de
la linea del tramo de uno o de los dos circuitos respectiméan&n el caso de los transformadores, el
"*" indica que son aquellos que permiten la conexion debpadl SEN.

C.1. Escenario Base

Tabla 6.2: Plan de obras de transmision, Escenario Base.

Tramo Fecha | Capacidad [MW] Descripcion
Lagunas - Nueva P.Almonte | ene-24 297 Nueva Linea 1x220 [kV]
Nueva P.Almonte - P.Almonte | abr-34 500 Cambio Conductor 1x220 [kV
Nueva P.Almonte - P.Almonte | abr-34 500 Nueva Linea 1x220 [kV]
Tarapaca- Lagunas ene-31 500 Cambio Conductor 2x220 [kV
Condores - Parinacota abr-34 91.45 Nueva Linea 1x220 [kV]
Tarapaca - Condores ene-31 500 Cambio Conductor 2x220
Los Changos - Cumbre abr-30 1500 Nueva Linea 1x500 [kV]
Cumbre - Nva. Cardones abr-30 1500 Nueva Linea 1x500 [kV]
Nva. Maitencillo - Nva. Cardones abr-26 1700 Nueva Linea 1x500 [kV]
Nueva P.Azucar - Nva. Maitencillp abr-26 1700 Nueva Linea 1x500 [kV]
Maitencillo - Punta Colorada | abr-24 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Maitencillo - Punta Colorada | abr-30 580 Nueva Linea 1x220 [kV]
Pta. Colorada - Pan de Azucar| abr-24 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Pta. Colorada - Nueva P.Azucal abr-30 500 Nueva Linea 1x220 [kV]
Pan de Azucar - Don Goyo abr-30 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Don Goyo - La Cebada abr-30 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Don Goyo - La Cebada abr-33 580 Nueva Linea 1x220 [kV]
La Cebada - Las Palmas abr-30 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
La Cebada - Las Palmas abr-33 580 Nueva Linea 1x220 [kV]
Nva. Pan de Azucar - Polpaico| abr-26 1700 Nueva Linea 1x500 [kV]
Nva. Pan de Azucar - Polpaico| abr-34 1700 Nueva Linea 1x500 [kV]
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Tabla 6.3: Plan de obras de transmision, Escenario Base.

Tramo Fecha | Capacidad [MW] Descripcion
Las Palmas - Los Vilos | abr-30 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Las Palmas - Los Vilos | abr-33 580 Nueva Linea 1x220 [kV]
Los Vilos - Nogales abr-30 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Los Vilos - Nogales abr-33 580 Nueva Linea 1x220 [kV]
Nogales - Quillota abr-24 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Charrua - Tap Laja ene-26 264 Nueva Linea 1x220 [kV]
Tap Laja - Duqueco ene-26 264 Nueva Linea 1x220 [kV]
Duqueco - Temuco ene-26 264 Nueva Linea 1x220 [kV]
Nva. Cautin - Ciruelos* | may-24 658 Nueva Linea 2x220 [kV]
Temuco - Cautin ene-26 264 Cambio Conductor 2x220 [kV
Ciruelos - Valdivia oct-25 290 Cambio Conductor 2x220 [kV
Ciruelos - Pichirropulli* | may-24 658 Nueva Linea 2x220 [kV]
Valdivia - Picarte oct-25 290 Cambio Conductor 2x220 [kV
Picarte - Pichirropulli oct-25 290 Cambio Conductor 2x220 [kV
Pichirropulli - Rahue oct-25 290 Cambio Conductor 2x220 [kV
Rahue - Nueva Puerto Monft oct-25 290 Cambio Conductor 2x220 [kV

Tabla 6.4: Plan de obras de transmision, Escenario Base.

—

—

Tramo Fecha| Capacidad [MVA] Descripcion
S/E Los Changos abr-30 750 Nuevo Transformador 500/220 [k\
S/E Lo Aguirre | abr-25 771 Nuevo Transformador 500/220 [k\
S/E Lo Aguirre | abr-30 771 Nuevo Transformador 500/220 [k\

—
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C.2. Escenario 4: Soludin Polo Blico

ANEXO

Tabla 6.5: Plan de Obras de Trasmision, Escenario 4: Sollolo Eolico.

Tramo Fecha | Capacidad [MW] Descripcion

Lagunas - Nueva P. Almonte | ene-24 297 Nueva Linea 1x220 [kV]
Nueva P. Almonte - P. Almonte | abr-29 500 Cambio Conductor 1x220 [kV

Nueva P. Almonte - P. Almonte | abr-29 500 Nueva Linea 1x220 [kV]
Tarapaca - Lagunas ene-31 500 Cambio Conductor 2x220 [kV

Condores - Parinacota abr-34 91.45 Nueva Linea 1x220 [kV]
Tarapaca - Condores ene-31 500 Cambio Conductor 2x220 [kV

Los Changos - Cumbre abr-30 1500 Nueva Linea 1x500 [kV]

Cumbre - Nueva Cardones abr-30 1500 Nueva Linea 1x500 [kV]

Nueva D. Almagro - Cumbre abr-29 600 Nueva Linea 1x220

Nva. Maitencillo - Nva. Cardones abr-26 1700 Nueva Linea 1x500 [kV]

Nueva P. Azucar - Nva. Maitencillp abr-26 1700 Nueva Linea 1x500 [kV]
Maitencillo - Pta. Colorada abr-24 580 Cambio Conductor 2x220 [kV

Maitencillo - Pta. Colorada abr-30 580 Nueva Linea 1x220 [kV]
Pta. Colorada - P. Azucar abr-24 580 Cambio Conductor 2x220 [kV

Pta. Colorada - Nueva P. Azucar abr-30 500 Nueva Linea 1x220 [kV]
P. Azucar - Don Goyo abr-28 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Don Goyo - La Cebada abr-28 580 Cambio Conductor 2x220 [kV

Don Goyo - La Cebada abr-33 580 Nueva Linea 1x220 [kV]
La Cebada - Las Palmas abr-28 580 Cambio Conductor 2x220 [kV

La Cebada - Las Palmas abr-33 580 Nueva Linea 1x220 [kV]

Nueva P. Azucar - Polpaico abr-24 1700 Nueva Linea 1x500 [kV]

Nueva P. Azucar - Polpaico abr-34 1700 Nueva Linea 1x500 [kV]
Las Palmas - Los Vilos abr-28 580 Cambio Conductor 2x220 [kV

Las Palmas - Los Vilos abr-31 580 Nueva Linea 1x220 [kV]
Los Vilos - Nogales abr-28 580 Cambio Conductor 2x220 [kV

Los Vilos - Nogales abr-33 580 Nueva Linea 1x220 [kV]
Nogales - Quillota abr-24 580 Cambio Conductor 2x220 [kV

Charrua - Tap Laja oct-24 264 Nueva Linea 1x220 [kV]

Tap Laja - Duqueco oct-24 264 Nueva Linea 1x220 [kV]

Duqueco - Temuco oct-24 264 Nueva Linea 1x220 [kV]

Nueva Cautin - Ciruelos* may-24 658 Nueva Linea 2x220 [kV]
Temuco - Cautin ene-25 264 Cambio Conductor 2x220 [kV

Aquellas obras indicadas con un "*” cambian su nivel de fam&n enero del 2027, pasando de

220 [kV] a 500 [KV].
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Tabla 6.6: Plan de Obras de Trasmision, Escenario 4: Soliolo Eolico.
Tramo Fecha | Capacidad [MW] Descripcion
Cautin - Ciruelos ene-25 290 Cambio Conductor 2x220 [kV
Ciruelos - Valdivia oct-24 290 Cambio Conductor 2x220 [kV
Ciruelos - Pichirropulli* may-24 658 Nueva Linea 2x220 [kV]
Valdivia - Picarte oct-24 290 Cambio Conductor 2x220 [kV
Picarte - Pichirropulli oct-24 290 Cambio Conductor 2x220 [kV
Pichirropulli - Rahue oct-24 290 Cambio Conductor 2x220 [kV
Rahue - Nueva Pto. Montt | oct-24 290 Cambio Conductor 2x220 [kV
Pichirropulli - Nueva Pto. Montt jul-21 658 Nueva Linea 2x220 [kV]
Nueva Pto. Montt - Pto. Montt| ene-25 457 Cambio Conductor 2x220 [kV
Pto. Montt - Melipulli ene-25 457 Cambio Conductor 2x220 [kV
Melipulli - Pta. Barranco ene-25 457 Cambio Conductor 1x220 [kV
Melipulli - Pta. Barranco ene-25 457 Nueva Linea 1x220 [kV]
Pta. Barranco - Pta. Gallan | ene-25 457 Cambio Conductor 1x220 [kV
Pta. Barranco - Pta. Gallan | ene-25 457 Nueva Linea 1x220 [kV]
Pta. Gallan - Ancud 220 | ene-25 457 Cambio Conductor 1x220 [kV
Pta. Gallan - Ancud 220 I ene-25 457 Nueva Linea 1x220 [kV]
Ancud - Chiloe dic-33 220 Nueva Linea 1x220 [kV]
Ancud - Chiloel* ene-25 880 Nueva Linea 2x220 [kV]
Chiloel - Chiloell ene-25 700 Nueva Linea 3x220 [kV]
Chiloell - Chiloelll ene-25 700 Nueva Linea 2x220 [kV]
Nueva Charrua - Nueva Cautin ene-27 1700 Nueva Linea 2x500 [kV]

Tabla 6.7: Plan de obras de transmision, Escenario 4: Baliolo Eblico

Tramo Fecha | Capacidad [MVA] Descripcion
S/E Los Changos abr-30 750 Nuevo Transformador 500/220 [kV
S/E Chiloel ene-27 3x771 Nuevo Transformador 500/220 [kV
S/E Ancud ene-27 2x771 Nuevo Transformador 500/220 [k\
S/E Nueva Puerto Montt ene-27 771 Nuevo Transformador 500/220 [k\
S/E Ciruelos ene-27 771 Nuevo Transformador 500/220 [k\
S/E Nueva Cautin ene-27 771 Nuevo Transformador 500/220 [k\
S/E Lo Aguirre abr-25 771 Nuevo Transformador 500/220 [k\
S/E Lo Aguirre abr-30 771 Nuevo Transformador 500/220 [kV
S/E Nueva Charrua | dic-25 750 Nuevo Transformador 500/220 [kV
S/E Cumbre abr-28 750 Nuevo Transformador 500/220 [kV

—_ e e ] e ] ] ]
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C.3. Escenario 5: Soludin Polo Hidrico

ANEXO

Tabla 6.8: Plan de Obras de Trasmision, Escenario 5: Solleolo Hidrico.

Tramo Fecha | Capacidad [MW] Descripcion
Lagunas - Nva. P. Almonte | ene-24 297 Nueva Linea 1x220 [kV]
Nva. P. Almonte - P. Almonte | abr-29 500 Cambio Conductor 1x220 [kV
Nva. P. Almonte - P. Almonte | abr-29 500 Nueva Linea 1x220 [kV]
Tarapaca - Lagunas ene-31 500 Cambio Conductor 2x220 [kV
Condores - Parinacota abr-34 91.45 Nueva Linea 1x220 [kV]
Tarapaca - Condores ene-31 500 Cambio Conductor 2x220 [kV
Los Changos - Cumbre abr-30 1500 Nueva Linea 1x500 [kV]
Cumbre - Nueva Cardones | abr-30 1500 Nueva Linea 1x500 [kV]
Nva. D. Almagro - Cumbre abr-31 600 Nueva Linea 1x220 [kV]
Nva. Maitencillo - Nva. Cardones abr-24 1700 Nueva Linea 1x500 [kV]
Nva. P. Az(car - Nva. Maitencillo abr-24 1700 Nueva Linea 1x500 [kV]
Maitencillo - Pta Colorada abr-24 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Maitencillo - Pta.Colorada abr-30 580 Nueva Linea 1x220 [kV]
Pta. Colorada - Pan de AzGcan abr-24 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Pta. Colorada - Nva. P. Azlicar| abr-30 500 Nueva Linea 1x220 [kV]
Pan de Azlcar - Don Goyo | abr-30 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Don Goyo - La Cebada abr-30 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Don Goyo - La Cebada abr-33 580 Nueva Linea 1x220 [kV]
La Cebada - Las Palmas abr-30 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
La Cebada - Las Palmas abr-33 580 Nueva Linea 1x220 [kV]
Nva. P. Az(car - Polpaico abr-24 1700 Nueva Linea 1x500 [kV]
Nva. P. Az(car - Polpaico abr-34 1700 Nueva Linea 1x500 [kV]
Las Palmas - Los Vilos abr-30 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Las Palmas - Los Vilos abr-33 580 Nueva Linea 1x220 [kV]
Los Vilos - Nogales abr-30 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Los Vilos - Nogales abr-33 580 Nueva Linea 1x220 [kV]
Nogales - Quillota abr-24 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Charrua - Tap Laja ene-26 264 Nueva Linea 1x220 [kV]
Tap Laja - Duqueco ene-26 264 Nueva Linea 1x220 [kV]
Duqueco - Temuco ene-26 264 Nueva Linea 1x220 [kV]
Nueva Cautin - Ciruelos* may-24 658 Nueva Linea 2x220 [kV]
Temuco - Cautin ene-26 264 Cambio Conductor 2x220 [kV
Cautin - Ciruelos ene-26 457 Cambio Conductor 2x220 [kV

Aquellas obras indicadas con un "*” cambian su nivel de fam&n enero del 2030, pasando de

220 [kV] a 500 [KV].
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Tabla 6.9: Plan de Obras de Trasmision, Escenario 5: $olleolo Hidrico.

Tramo Fecha | Capacidad [MW] Descripcion
Ciruelos - Valdivia oct-25 457 Cambio Conductor 2x220 [kV
Ciruelos - Pichirropulli* may-24 658 Nueva Linea 2x220 [kV]
Valdivia - Picarte oct-25 457 Cambio Conductor 2x220 [kV
Picarte - Pichirropulli oct-25 457 Cambio Conductor 2x220 [kV
Pichirropulli - Rahue oct-25 457 Cambio Conductor 2x220 [kV
Pichirropulli - Nva. Pto. Montt*| jul-21 658 Nueva Linea 2x220 [kV]
Rahue - Nva. Pto. Montt oct-25 457 Cambio Conductor 2x220 [kV
R.Val cnx - R.Val ene-30 650 Nueva Linea 2x220 [kV]
R. Bueno cnx | - R. Bueno | ene-30 675 Nueva Linea 2x220 [kV]
R. Bueno cnx Il - R. Bueno | | ene-30 675 Nueva Linea 2x220 [kV]
Nva. Charrua - Nva. Cautin | ene-30 1700 Nueva Linea 2x500 [kV]

Tabla 6.10: Plan de obras de transmision, Escenario 5ci®al®olo Hidrico.

Tramo Fecha | Capacidad [MVA] Descripcion
S/E Los Changos abr-30 750 Nuevo Transformador 500/220 [kV
S/E Lo Aguirre abr-25 771 Nuevo Transformador 500/220 [kV
S/E Lo Aguirre abr-30 771 Nuevo Transformador 500/220 [kV
S/E Nueva Charrua | ene-31 750 Nuevo Transformador 500/220 [kV
S/E Nueva Cautin | ene-30 771 Nuevo Transformador 500/220 [k\
S/E Ciruelos ene-30 771 Nuevo Transformador 500/220 [k\
S/E Ciruelos* ene-30 771 Nuevo Transformador 500/220 [k\
S/E Pichirropulli* ene-30 771 Nuevo Transformador 500/220 [k\
S/E Pichirropulli I* ene-30 771 Nuevo Transformador 500/220 [kV
S/E Nueva Puerto Montt ene-30 771 Nuevo Transformador 500/220 [kV

—_ e e e e ] ] ] ]
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C.4. Escenario 6: Soluddn Polo Hidrico y Eoblico

ANEXO

Tabla 6.11: Plan de obras de transmision, Escenario 6cialiPolo Hidrico y Eoblico.

Tramo Fecha | Capacidad [MW] Descripcion
Lagunas - Nva. P. Almonte | ene-24 297 Nueva Linea 1x220 [kV]
Nva. P. Almonte - P. Almonte | abr-29 500 Cambio Conductor 1x220 [kV
Nva. P. Almonte - P. Almonte | abr-29 500 Nueva Linea 1x220 [kV]
Tarapaca - Lagunas ene-31 500 Cambio Conductor 2x220 [kV

Condores - Parinacota abr-34 91.45 Nueva Linea 1x220 [kV]

Tarapaca - Condores ene-31 500 Cambio Conductor 2x220 [kV
Los Changos - Cumbre abr-30 1500 Nueva Linea 1x500 [kV]
Cumbre - Nva. Cardones abr-30 1500 Nueva Linea 1x500 [kV]

Nva. D. Almagro - Cumbre abr-29 600 Nueva Linea 1x220 [kV]
Nva. Maitencillo - Nva. Cardones abr-24 1700 Nueva Linea 1x500 [kV]
Nva. P. Az(car - Nva. Maitencillo abr-24 1700 Nueva Linea 1x500 [kV]

Maitencillo - Pta. Colorada abr-24 580 Cambio Conductor 2x220 [kV

Maitencillo - Pta. Colorada abr-30 580 Nueva Linea 1x220 [kV]

Pta. Colorada - P. Azlcar abr-24 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Pta. Colorada - Nva. P. Azlicar| abr-30 500 Nueva Linea 1x220 [kV]

P. Azlcar - Don Goyo abr-30 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Don Goyo - La Cebada abr-30 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Don Goyo - La Cebada abr-33 580 Nueva Linea 1x220 [kV]
La Cebada - Las Palmas abr-30 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
La Cebada - Las Palmas abr-33 580 Nueva Linea 1x220 [kV]

Nva. P. Azlcar - Polpaico abr-24 1700 Nueva Linea 1x220 [kV]
Nva. P. Azlcar - Polpaico abr-34 1700 Nueva Linea 1x220 [kV]

Las Palmas - Los Vilos abr-30 580 Cambio Conductor 2x220 [kV

Las Palmas - Los Vilos abr-33 580 Nueva Linea 1x220 [kV]
Los Vilos - Nogales abr-30 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Los Vilos - Nogales abr-33 580 Nueva Linea 1x220 [kV]

Nogales - Quillota abr-24 580 Cambio Conductor 2x220 [kV
Alto Jahuel - Lo Aguirre abr-27 1800 Nueva Linea 1x220 [kV]
Charrua - Tap Laja ene-25 264 Nueva Linea 1x220 [kV]
Tap Laja - Duqueco ene-25 264 Nueva Linea 1x220 [kV]
Duqueco - Temuco ene-25 264 Nueva Linea 1x220 [kV]
Nueva Cautin - Ciruelos* may-24 658 Nueva Linea 2x220 [kV]

Aquellas obras indicadas con un ™" cambian su nivel de tamsn abril del 2027, pasando de

220 [kV] a 500 [KV].
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Tabla 6.12: Plan de obras de transmision, Escenario 6cidaliPolo Hidrico y Eolico.

Tramo

Fecha

Capacidad [MW]

Descripcion

Temuco - Cautin ene-25 264 Cambio Conductor 2x220 [kV
Cautin - Ciruelos ene-25 290 Cambio Conductor 2x220 [kV
Ciruelos - Valdivia oct-24 290 Cambio Conductor 2x220 [kV
Ciruelos - Pichirropulli* may-24 658 Nueva Linea 2x220 [kV]
Valdivia - Picarte oct-24 290 Cambio Conductor 2x220 [kV
Picarte - Pichirropulli oct-24 457 Cambio Conductor 2x220 [kV
Pichirropulli - Rahue oct-24 457 Cambio Conductor 2x220 [kV
Rahue - Nueva Puerto Montt] oct-24 457 Cambio Conductor 2x220 [kV
Nva. Pto. Montt - Pto. Montt | oct-24 457 Cambio Conductor 2x220 [kV
Pichirropulli - Nva. Pto.Montt*| jul-21 658 Nueva Linea 2x220 [kV]
Melipulli - Pta. Barranco ene-25 457 Cambio Conductor 1x220 [kV
Melipulli - Pta. Barranco ene-25 457 Nueva Linea 1x220 [kV]
Pta. Barranco - Pta. Gallan | ene-24 457 Cambio Conductor 1x220 [kV
Pta. Barranco - Pta. Gallan | nov-27 457 Nueva Linea 1x220 [kV]
Pta. Gallan - Ancud ene-25 457 Cambio Conductor 1x220 [kV
Pta. Gallan - Ancud dic-27 457 Nueva Linea 1x220 [kV]
Ancud - Chiloe dic-28 220 Nueva Linea 1x220 [kV]
Ancud - Chiloel* ene-25 880 Nueva Linea 2x220 [kV]
Chiloel - Chiloell ene-25 700 Nueva Linea 3x220 [kV]
Chiloell - Chiloelll ene-25 700 Nueva Linea 2x220 [kV]
R.Val cnx - R.Val ene-30 650 Nueva Linea 2x220 [kV]
R. Bueno cnx | - R. Bueno | ene-30 675 Nueva Linea 2x220 [kV]
R. Bueno cnx Il - R. Bueno | | ene-30 675 Nueva Linea 2x220 [kV]
Nueva Charrua - Nueva Cautin abr-27 1700 Nueva Linea 2x220 [kV]
Nueva Charrua - Nueva Cautin ene-30 1700 Nueva Linea 2x220 [kV]
Nueva Cautin - Ciruelos ene-30 1700 Nueva Linea 2x220 [kV]
Ciruelos - Pichirropulli ene-30 1700 Nueva Linea 2x220 [kV]

77



ANEXO

ANEXO

Tabla 6.13: Plan de obras de transmision, Escenario 6cidaliPolo Hidrico y Eolico.

Tramo Fecha | Capacidad [MVA] Descripcion
S/E Los Changos abr-30 750 Nuevo Transformador 500/220 [kV]
S/E Lo Aguirre abr-25 771 Nuevo Transformador 500/220 [kV]
S/E Lo Aguirre abr-30 771 Nuevo Transformador 500/220 [kV]
S/E Nueva Charrua | dic-25 750 Nuevo Transformador 500/220 [kV]
S/E Nueva Cautin abr-27 771 Nuevo Transformador 500/220 [kV]
S/E Nueva Cautin abr-30 771 Nuevo Transformador 500/220 [kV]
S/E Ciruelos abr-27 771 Nuevo Transformador 500/220 [kV]
S/E Ciruelos* abr-30 771 Nuevo Transformador 500/220 [kV]
S/E Nueva Puerto Montt abr-27 771 Nuevo Transformador 500/220 [kV]
S/E Ancud abr-27 2xX771 Nuevo Transformador 500/220 [kV]
S/E Chiloel abr-27 2xX771 Nuevo Transformador 500/220 [kV]
S/E Ciruelos* ene-30 771 Nuevo Transformador 500/220 [kV]
S/E Pichirropulli* ene-30 771 Nuevo Transformador 500/220 [kV]
S/E Pichirropulli* ene-30 771 Nuevo Transformador 500/220 [kV]

D. Planes de Obras de Generabn Propuestos

En el presente anexo se muestra el plan de obras de gemeiaditativo para cada escenario
propuesto. Cabe destacar que se utilizaron centralesicgm@ara determinar cada plan de obras de
cada escenario. Ademas, las centrales cuyo combusti@iblesnostradas en los planes mencionados
son en su mayoria el paso de ciclo abierto a ciclo cerradactia dentral termica (exceptuando las
centrales El Campesino, Puchuncavi CC | y Puchuncavi CEdk Gltimo, las centrales para los polos
de desarrollo utilizadas en este trabajo se encuentrani&ansbn nombres genéricos (Eolica Ox e
Hidroeléctrica 0x) y las barras en donde estan conectlidaas centrales para el polo correspondiente
han sido referidas a la troncal mas cercana.
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D.1. Escenario Base
Tabla 6.14: Plan de Obras de Generacion Indicativo, EsiceBase.
Central Fecha Barra Potencia [MW] | Tecnologa
Los Condores dic-18 Ancoa 220 150 Hidroeléctrica

San Pedro oct-20 Ciruelos 220 170 Pasada

Alfalfal 02 may-19 Los Almendros 220 264 Pasada

Las Lajas dic-18 Los Almendros 220 267 Pasada

Nuble abr-19 Ancoa 220 136 Pasada

Las Nieves feb-18 ltahue 154 6.5 Minihidro

Callaqui Il ene-21 Mulchen 220 9 Minihidro
Negrete ene-21 Los Angeles 154 36 Edlica
Eolica San Pedro 1l | jul-19 Chiloe 220 78 Edlica
La Esperanza Pto Montt ene-21 | Nueva Puerto Montt 220 202.34 Eodlica
Estela ene-21 | Nueva Puerto Montt 220 150 Eolica
Cabo Leones Il ene-21 Maitencillo 220 204 Eolica
Cabo Leones I ene-21 Maitencillo 220 136.5 Eolica
Aurora oct-19 | Nueva Puerto Montt 220 127.7 Eolica
Las Vifas ene-18 Charrua 220 35.8 Eolica
Lomas de Duqueco | ene-21 Duqueco 220 46.2 Edlica
Talinay 3 nov-18 La Cebada 220 139 Edlica
Puelche Sur ene-20 Valdivia 220 100 Eolica
Caman ene-21 Ciruelos 220 150 Eolica
Mulchén ene-21 Duqueco 220 56.8 Eolica
Malleco ene-21 Duqueco 220 155 Eolica
Malleco I ene-21 Duqueco 220 99 Eolica
Santa Fe ene-21 Los Angeles 154 39.6 Eolica
San Gabiriel ene-22 Mulchen 220 183 Eolica
Sarco ene-19 Maitencillo 220 168.5 Eolica
Coihue ene-21 Charrua 220 180 Eolica
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Tabla 6.15: Plan de Obras de Generacion Indicativo, EsiceBase.

Central Fecha Barra Potencia [MW] | Tecnologa
Eolica Concepcion 01 ene-29| Nueva Charrua 220 100 Edlica
Eolica Concepcion 02 feb-27 Nueva Charrua 220 100 Edlica
Eolica Concepcion 04 ene-36 Concepcion 220 50 Eolica
Eolica Concepcion 0% ene-36 Concepcion 220 50 Eolica
Eolica Concepcion 06 ene-36| Nueva Charrua 220 250 Eolica
Eolica Concepcion 07 ene-30 Concepcion 220 50 Eolica

Chiloe | ene-31 Chiloe 220 100 Edlica

Chiloe Il dic-27 Chiloe 220 100 Edlica

Chiloe 111 abr-36 Chiloe 220 150 Edlica
Eolica IV Region 04 | ene-30 Los Vilos 220 50 Edlica
Eolica IV Region 05 | ene-35| Pan de Azucar 220 100 Edlica
Eolica IV Region 06 | ene-35| Pan de Azucar 220 50 Eolica
Eolica IV Region 07 | ene-30 Los Vilos 220 50 Eolica

Nehuenco 01 GNL | abr-26 San Luis 220 333 GNL
San Isidro 01 GNL | abr-26 San Luis 220 350 GNL
San Isidro 02 GNL | abr-25 San Luis 220 392 GNL
Quintero CC GNL | ago-26 San Luis 220 380 GNL
Nueva Renca GNL | ago-25 Renca 110 312 GNL
El Campesino jul-28 Nueva Charrua 500 640 GNL
Puchuncavi CC1 | jul-32 Polpaico 500 575 GNL
Puchuncavi CC Il | ene-35 Polpaico 500 575 GNL
Inca de Varas ene-21 Carrera Pinto 220 50 Fotovoltaica
Valle Solar ago-18 Maitencillo 220 74 Fotovoltaica
Pampa Solar Sur | ene-21| Diego de Almagro 220 90.9 Fotovoltaica
El Sol de Vallenar | ene-21 Maitencillo 220 67 Fotovoltaica

Alcones ene-21 Rapel 220 50 Fotovoltaica

Solar 1l dic-18 Polpaico 500 300 Fotovoltaica

Solar V ene-35| Nueva D. Almagro 22(Q 300 Fotovoltaica

Solar VII ene-36 Maitencillo 220 100 Fotovoltaica

Solar SIC 2 ene-32 Cardones 220 300 Fotovoltaica
Solar SIC 3 ene-33| Nueva D. Almagro 22(Q 300 Fotovoltaica
Solar SIC 5 ene-36 Cumbre 220 250 Fotovoltaica
Solar SIC 6 ene-31| Nueva P. Azlcar 500 300 Fotovoltaica
Solar SIC 8 ene-33| Nueva P. Azlcar 500 100 Fotovoltaica
Solar SIC 9 ene-29| Nueva Cardones 500 100 Fotovoltaica
CSPTES SICI dic-30 | Nueva Cardones 220 200 Termosolar
CSPTESSICII nov-36| Nueva Cardones 220 200 Termosolar
Solar Au | ene-29 Ovalle 110 150 Termosolar
Solar Au lll ene-33 Ovalle 110 150 Termosolar
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Tabla 6.16: Plan de Obras de Generacion Indicativo, EsiceBase.

Central Fecha Barra Potencia [MW] | Tecnologa
Geotermica Calabozo 01 abr-31 Ancoa 220 40 Geotermia
Geotermica Calabozo 02 abr-32 Ancoa 220 40 Geotermia
Geotermica Calabozo 04 abr-34 Ancoa 220 60 Geotermia
Geotermica Potrerillos 01 abr-35 Colbun 220 40 Geotermia
Geotermica Puyehue 01 abr-34 Pichirropulli 220 25 Geotermia
Geotermica Puyehue 02 abr-34 Pichirropulli 220 25 Geotermia
Geotermica Puyehue 03 abr-35 Pichirropulli 220 25 Geotermia

Ckani ene-23 El Abra 220 108 Edlica

Cerro Tigre ene-22 Encuentro 220 147.2 Edlica

Tchamma ene-22| Diego de Almagro 220 150.4 Edlica

EOLICO SING | ene-29 Laberinto 220 200 Edlica

EOLICO SING 1l ene-28 Lagunas 220 200 Eolica

EOLICO SING 1lI ene-29 Encuentro 220 300 Eolica

EOLICO SING IV ene-30 Encuentro 220 200 Eolica

EOLICO SING V ene-28 Laberinto 220 300 Eolica

EOLICO SING VI ene-31 Escondida 220 100 Edlica

CC1GNL ago-26 Atacama 220 325.6 GNL
CC2 GNL ago-27 Atacama 220 325.5 GNL

IE1 feb-18 TEN GIS 220 375 Carbon
QUILLAGUA 1 jun-18 Quillagua 220 50 Fotovoltaica
CERRO DOMINADOR | jun-18 Encuentro 220 110 Termosolar
Espejo de Tarapaca | feb-19 Tarapaca 220 300 Fotovoltaica
Granja Solar ene-21 Lagunas 220 100 Fotovoltaica
Solar SING | ene-27 Lagunas 220 150 Fotovoltaica
Solar SING I ene-32 Lagunas 220 150 Fotovoltaica
Solar SING Il ene-28 Encuentro 220 200 Fotovoltaica
Solar SING IV ene-27 Lagunas 220 150 Fotovoltaica
Solar SING V ene-28 Arica 066 75 Fotovoltaica
Solar SING VI ene-30 Crucero 220 100 Fotovoltaica
Solar SING VI ene-31 Crucero 220 100 Fotovoltaica
Geotermica Apacheta 02 abr-30 Collahuasi 220 40 Geotermia
Geotermica Irruputunco| jun-32 Andes 220 50 Geotermia
Geotermica Polloquere 01 oct-34 Pozo Almonte 220 100 Geotermia
Geotermica Puchuldiza Ol jun-36 | Cerro Colorado 110 40 Geotermia
Geotermica Puchuldiza ORene-34| Cerro Colorado 110 60 Geotermia
CSPTESII abr-29 Encuentro 220 150 Termosolar
Solar Acum 1 dic-31 Lagunas 220 150 Termosolar
Solar Acum 2 oct-30 Crucero 220 150 Termosolar
Solar Acum 4 abr-37 Pozo Almonte 220 150 Termosolar
Solar Acum 6 ene-32 Parinacota 220 150 Termosolar
Solar Acum 7 abr-32 Crucero 220 150 Termosolar
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D.2. Escenario 4: Soludn Polo Edlico
Tabla 6.17: Plan de Obras de Generacion Indicativo, EsicethaPolo Eolico.

Central Fecha Barra Potencia [MW] | Tecnologa

Los Condores dic-18 Ancoa 220 150 Embalse

San Pedro oct-20 Ciruelos 220 170 Pasada

Alfalfal 02 may-19 Los Almendros 220 264 Pasada

Las Lajas dic-18 Los Almendros 220 267 Pasada

Nuble abr-19 Ancoa 220 136 Pasada

Las Nieves feb-18 Itahue 154 6.5 Minihidro

Callaqui ll ene-21 Mulchen 220 9 Minihidro
Negrete ene-21 Los Angeles 154 36 Edlica
Eolica San Pedro I jul-19 Chiloe 220 78 Edlica
La Esperanza Puerto Monttene-21 | Nueva Puerto Montt 220 202.34 Eolica
Estela ene-21 | Nueva Puerto Montt 220 150 Eolica
Cabo Leones I ene-21 Maitencillo 220 204 Eolica
Cabo Leones lli ene-21 Maitencillo 220 136.5 Eolica
Aurora oct-19 | Nueva Puerto Montt 220 127.7 Edlica
Las Vifias ene-18 Charrua 220 35.8 Edlica
Lomas de Duqueco ene-21 Duqueco 220 46.2 Edlica
Talinay 3 nov-18 La Cebada 220 139 Edlica
Puelche Sur ene-20 Valdivia 220 100 Eolica
Caman ene-21 Ciruelos 220 150 Eolica
Mulchén ene-21 Duqueco 220 56.8 Eolica
Malleco ene-21 Duqueco 220 155 Eolica
Malleco I ene-21 Duqueco 220 99 Eolica
Santa Fe ene-21 Los Angeles 154 39.6 Edlica
San Gabiriel ene-22 Mulchen 220 183 Edlica
Sarco ene-19 Maitencillo 220 168.5 Edlica
Coihue ene-21 Charrua 220 180 Edlica
Eolica Concepcion 01 | abr-36 Nueva Charrua 220 100 Edlica
Eolica Concepcion 02 | feb-34 Nueva Charrua 220 100 Eolica
Eolica Concepcion 06 | ene-29 Nueva Charrua 220 250 Eolica
Chiloe | ene-34 Chiloe 220 100 Eolica
Chiloe Il dic-32 Chiloe 220 100 Edlica
Chiloe 111 abr-35 Chiloe 220 150 Edlica
Eolica IV Region 04 ene-34 Los Vilos 220 50 Edlica
Eolica IV Region 05 ene-35 Pan de Azucar 220 100 Edlica
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Tabla 6.18: Plan de Obras de Generacion Indicativo, EsicefhaPolo Eolico.
Central Fecha Barra Potencia [MW] | Tecnologa
Eolica 01 ene-25 Ancud 220 200 Eolica
Eolica 02 ene-27 Ancud 220 200 Eolica
Eolica 03 ene-26 Ancud 220 200 Eolica
Eolica 04 ene-27 Ancud 220 200 Eolica
Eolica 05 ene-28 Ancud 220 300 Eolica
Eolica 06 ene-25 Ancud 220 300 Eolica
Eolica 07 ene-28 Ancud 220 300 Eolica
Eolica 08 ene-27 Ancud 220 300 Eolica
Nehuenco 01 GNL abr-26 San Luis 220 333 GNL
San Isidro 01 GNL| abr-26 San Luis 220 350 GNL
San Isidro 02 GNL| abr-25 San Luis 220 392 GNL
Quintero CC GNL| ago-30 San Luis 220 380 GNL
Nueva Renca GNL ago-25 Renca 110 312 GNL
El Campesino | jul-28 Nueva Charrua 500 640 GNL
Puchuncavi CC | | abr-30 Polpaico 500 575 GNL
Puchuncavi CC Il| abr-33 Polpaico 500 575 GNL
Inca de Varas | ene-21 Carrera Pinto 220 50 Fotovoltaica
Valle Solar ago-18 Maitencillo 220 74 Fotovoltaica
Pampa Solar Sur| ene-21 Diego de Almagro 220 90.9 Fotovoltaica
El Sol de Vallenar| ene-21 Maitencillo 220 67 Fotovoltaica
Alcones ene-21 Rapel 220 50 Fotovoltaica
Solar | abr-35 Pan de Azucar 220 200 Fotovoltaica
Solar Il abr-31 Carrera Pinto 220 100 Fotovoltaica
Solar Il dic-28 Polpaico 500 300 Fotovoltaica
Solar IV abr-27 Pan de Azucar 220 200 Fotovoltaica
Solar VvV ene-28| Nueva Diego de Almagro 220 300 Fotovoltaica
Solar SIC 2 ene-28 Cardones 220 300 Fotovoltaica
Solar SIC 3 abr-32 | Nueva Diego de Almagro 220 300 Fotovoltaica
Solar SIC 4 abr-36 Pan de Azucar 220 100 Fotovoltaica
Solar SIC 5 abr-30 Cumbre 220 250 Fotovoltaica
Solar SIC 6 ene-29| Nueva Pan de Azucar 500 300 Fotovoltaica
Solar SIC 8 abr-36 Nueva Pan de Azucar 500 100 Fotovoltaica
Solar SIC 9 abr-36 Nueva Cardones 500 100 Fotovoltaica
CSPTESSICI | abr-34 Nueva Cardones 220 200 Termosolar
CSPTES SICII | abr-32 Nueva Cardones 220 200 Termosolar
CSPTES SICII | abr-28 Nueva Cardones 220 150 Termosolar
Solar Au IV abr-37 Punta Colorada 220 450 Termosolar
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Tabla 6.19: Plan de Obras de Generacion Indicativo, EsicethaPolo Eolico.

Central Fecha Barra Potencia [MW] | Tecnologa
Geotermica Calabozo 01 abr-31 Ancoa 220 40 Geotermia
Geotermica Calabozo 02 abr-32 Ancoa 220 40 Geotermia
Geotermica Calabozo 04 abr-34 Ancoa 220 60 Geotermia
Geotermica Potrerillos 01 abr-35 Colbun 220 40 Geotermia
Geotermica Puyehue 01 abr-34 Pichirropulli 220 25 Geotermia
Geotermica Puyehue 02 abr-34 Pichirropulli 220 25 Geotermia
Geotermica Puyehue 03 abr-35 Pichirropulli 220 25 Geotermia

Ckani ene-23 El Abra 220 108 Edlica

Cerro Tigre ene-22 Encuentro 220 147.2 Edlica

Tchamma ene-22 | Diego de Almagro 220 150.4 Edlica

EOLICO SING | ene-29 Laberinto 220 200 Edlica

EOLICO SING I sept-31 Lagunas 220 200 Eolica

EOLICO SING I abr-35 Encuentro 220 300 Eolica

EOLICO SING IV ene-31 Encuentro 220 200 Eolica

EOLICO SING V ene-35 Laberinto 220 300 Eolica

EOLICO SING VI ene-34 Escondida 220 100 Edlica

CC1GNL ago-26 Atacama 220 325.6 GNL
CC2 GNL ago-27 Atacama 220 325.5 GNL

IE1 feb-18 TEN GIS 220 375 Carbbn
QUILLAGUA 1l jun-18 Quillagua 220 50 Fotovoltaica
CERRO DOMINADOR | jun-18 Encuentro 220 110 Termosolar
Espejo de Tarapaca | feb-19 Tarapaca 220 300 Fotovoltaica
Granja Solar ene-21 Lagunas 220 100 Fotovoltaica
Solar SING | abr-27 Lagunas 220 150 Fotovoltaica
Solar SING I ene-37 Lagunas 220 150 Fotovoltaica
Solar SING Il ene-26 Encuentro 220 200 Fotovoltaica
Solar SING IV abr-33 Lagunas 220 150 Fotovoltaica
Solar SING V ene-31 Arica 066 75 Fotovoltaica
Solar SING VI abr-31 Crucero 220 100 Fotovoltaica
Solar SING VI abr-29 Crucero 220 100 Fotovoltaica
Geotermica Apacheta 02 abr-30 Collahuasi 220 40 Geotermia
Geotermica Irruputunco| jun-32 Andes 220 50 Geotermia
Geotermica Polloquere 0L oct-31 Pozo Almonte 220 100 Geotermia
Geotermica Puchuldiza Ol jun-30 | Cerro Colorado 110 40 Geotermia
Geotermica Puchuldiza OR ene-33| Cerro Colorado 110 60 Geotermia
CSPTESII abr-30 Encuentro 220 150 Termosolar
Solar Acum 1 ene-30 Lagunas 220 150 Termosolar
Solar Acum 3 abr-36 Parinacota 220 150 Termosolar
Solar Acum 4 abr-26 Pozo Almonte 220 150 Termosolar
Solar Acum 5 abr-31 Laberinto 220 150 Termosolar
Solar Acum 7 abr-36 Crucero 220 150 Termosolar
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D.3. Escenario 5: Soludn Polo Hidrico
Tabla 6.20: Plan de Obras de Generacion Indicativo, EsicehaPolo Hidrico.
Central Fecha Barra Potencia [MW] | Tecnologa
Los Condores dic-18 Ancoa 220 150 Embalse
San Pedro oct-20 Ciruelos 220 170 Pasada
Alfalfal 02 may-19 Los Almendros 220 264 Pasada
Las Lajas dic-18 Los Almendros 220 267 Pasada
Nuble abr-19 Ancoa 220 136 Pasada
Las Nieves feb-18 Itahue 154 6.5 Minihidro
Callaqui ll ene-21 Mulchen 220 9 Minihidro
Negrete ene-21 Los Angeles 154 36 Edlica
Eolica San Pedro I jul-19 Chiloe 220 78 Edlica
La Esperanza Puerto Monttene-21 | Nueva Puerto Montt 220 202.34 Eolica
Estela ene-21 | Nueva Puerto Montt 220 150 Eolica
Cabo Leones I ene-21 Maitencillo 220 204 Eolica
Cabo Leones lli ene-21 Maitencillo 220 136.5 Eolica
Aurora oct-19 | Nueva Puerto Montt 220 127.7 Edlica
Las Vifias ene-18 Charrua 220 35.8 Edlica
Lomas de Duqueco ene-21 Duqueco 220 46.2 Edlica
Talinay 3 nov-18 La Cebada 220 139 Edlica
Puelche Sur ene-20 Valdivia 220 100 Eolica
Caman ene-21 Ciruelos 220 150 Eolica
Mulchén ene-21 Duqueco 220 56.8 Eolica
Malleco ene-21 Duqueco 220 155 Eolica
Malleco I ene-21 Duqueco 220 99 Eolica
Santa Fe ene-21 Los Angeles 154 39.6 Edlica
San Gabiriel ene-22 Mulchen 220 183 Edlica
Sarco ene-19 Maitencillo 220 168.5 Edlica
Coihue ene-21 Charrua 220 180 Edlica
Eolica Concepcion 02 | feb-27 Nueva Charrua 220 100 Eolica
Eolica Concepcion 04 | ene-36 Concepcion 220 50 Eolica
Eolica Concepcion 05 | ene-36 Concepcion 220 50 Eolica
Eolica Concepcion 06 | ene-36 Nueva Charrua 220 250 Eolica
Eolica Concepcion 07 | ene-27 Concepcion 220 50 Edlica
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Tabla 6.21: Plan de Obras de Generacion Indicativo, EsicehaPolo Hidrico.
Central Fecha Barra Potencia [MW] | Tecnologa
Chiloe | ene-31 Chiloe 220 100 Edlica
Chiloe II dic-27 Ancud 220 100 Edlica
Chiloe I abr-36 Ancud 220 150 Eolica
Eolica IV Region 04| ene-27 Los Vilos 220 50 Eolica
Eolica IV Region 05| ene-37 Pan de Azucar 220 100 Eolica
Eolica IV Region 06| ene-35 Pan de Azucar 220 50 Eolica
Eolica IV Region 07| ene-30 Los Vilos 220 50 Edlica
Hidroeléctrica 01 | ene-30 Ciruelos 220 300 Minihidro
Hidroeléctrica 02 | ene-31 Pichirropulli 220 200 Minihidro
Hidroeléctrica 03 | ene-30 Pichirropulli 220 200 Minihidro
Hidroeléctrica 04 | ene-34 Ciruelos 220 350 Minihidro
Hidroeléctrica 05 | abr-33 Pichirropulli 220 225 Minihidro
Hidroeléctrica 06 | ene-32 Pichirropulli 220 250 Minihidro
Hidroeléctrica 07 | ene-35 Pichirropulli 220 225 Minihidro
Hidroeléctrica 08 | abr-33 Pichirropulli 220 250 Minihidro
Nehuenco 01 GNL| abr-26 San Luis 220 333 GNL
San Isidro 01 GNL | abr-26 San Luis 220 350 GNL
San Isidro 02 GNL | abr-25 San Luis 220 392 GNL
Quintero CC GNL | ago-26 San Luis 220 380 GNL
Nueva Renca GNL| ago-25 Renca 110 312 GNL
El Campesino ene-29 Nueva Charrua 500 640 GNL
Puchuncavi CC | | ene-31 Polpaico 500 575 GNL
Inca de Varas ene-21 Carrera Pinto 220 50 Fotovoltaica
Valle Solar ago-18 Maitencillo 220 74 Fotovoltaica
Pampa Solar Sur | ene-21 Diego de Almagro 220 90.9 Fotovoltaica
El Sol de Vallenar | ene-21 Maitencillo 220 67 Fotovoltaica
Alcones ene-21 Rapel 220 50 Fotovoltaica
Solar | feb-26 Pan de Azucar 220 200 Fotovoltaica
Solar I abr-37 Carrera Pinto 220 100 Fotovoltaica
Solar Il dic-28 Polpaico 500 300 Fotovoltaica
Solar IV ene-27 Pan de Azucar 220 200 Fotovoltaica
Solar V ene-31| Nueva Diego de Almagro 220 300 Fotovoltaica
Solar SIC 2 ene-29 Cardones 220 300 Fotovoltaica
Solar SIC 6 nov-35| Nueva Pan de Azucar 500 300 Fotovoltaica
Solar SIC 8 ene-28| Nueva Pan de Azucar 500 100 Fotovoltaica
Solar SIC 9 abr-36 Nueva Cardones 500 100 Fotovoltaica
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Tabla 6.22: Plan de Obras de Generacion Indicativo, EsicehaPolo Hidrico.

Central Fecha Barra Potencia [MW] | Tecnologa
CSPTESSICI abr-32 | Nueva Cardones 220 200 Termosolar
CSPTES SICII abr-37 | Nueva Cardones 220 200 Termosolar

Solar Au | ene-29 Ovalle 110 150 Termosolar
Solar Au lll ene-28 Ovalle 110 150 Termosolar
Geotermica Calabozo 01 abr-31 Ancoa 220 40 Geotermia
Geotermica Calabozo 02 abr-32 Ancoa 220 40 Geotermia
Geotermica Calabozo 04 abr-34 Ancoa 220 60 Geotermia
Geotermica Potrerillos 01 abr-35 Colbun 220 40 Geotermia
Geotermica Puyehue 01 abr-34 Pichirropulli 220 25 Geotermia
Geotermica Puyehue 02 abr-34 Pichirropulli 220 25 Geotermia
Geotermica Puyehue 03 abr-35 Pichirropulli 220 25 Geotermia
Ckani ene-23 El Abra 220 108 Eolica
Cerro Tigre ene-22 Encuentro 220 147.2 Eolica
Tchamma ene-22| Diego de Almagro 220 150.4 Eolica
EOLICO SING | ene-29 Laberinto 220 200 Eolica
EOLICO SING 1l ene-36 Lagunas 220 200 Edlica
EOLICO SING I ene-29 Encuentro 220 300 Edlica
EOLICO SING IV abr-37 Encuentro 220 200 Edlica
EOLICO SING V ene-34 Laberinto 220 300 Edlica
EOLICO SING VI ene-36 Escondida 220 100 Eolica
CC1 GNL ago-26 Atacama 220 325.6 GNL
CC2 GNL ago-27 Atacama 220 325.5 GNL
IE1 feb-18 TEN GIS 220 375 Carbobn
QUILLAGUA 1l jun-18 Quillagua 220 50 Fotovoltaica
CERRO DOMINADOR | jun-18 Encuentro 220 110 Termosolar
Espejo de Tarapaca | feb-19 Tarapaca 220 300 Fotovoltaica
Granja Solar ene-21 Lagunas 220 100 Fotovoltaica
Solar SING | ene-27 Lagunas 220 150 Fotovoltaica
Solar SING I ene-37 Lagunas 220 150 Fotovoltaica
Solar SING Il ene-29 Encuentro 220 200 Fotovoltaica
Solar SING V ene-28 Arica 066 75 Fotovoltaica
Solar SING VI ene-37 Crucero 220 100 Fotovoltaica
Solar SING VI ene-37 Crucero 220 100 Fotovoltaica
Geotermica Apacheta 02 abr-30 Collahuasi 220 40 Geotermia
Geotermica Irruputunco| jun-32 Andes 220 50 Geotermia
Geotermica Polloquere 0L oct-28 Pozo Almonte 220 100 Geotermia
Geotermica Puchuldiza Ol jun-36 | Cerro Colorado 110 40 Geotermia
Geotermica Puchuldiza OR ene-35| Cerro Colorado 110 60 Geotermia
Geotermica Puchuldiza 0B abr-33 | Cerro Colorado 110 80 Geotermia
CSPTESII abr-29 Encuentro 220 150 Termosolar
Solar Acum 6 sept-27 Parinacota 220 150 Termosolar
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D.4. Escenario 6: Soludn Polo Hidrico y Eblico

Tabla 6.23: Plan de Obras de Generacion Indicativo, Esice®aPolo Hidrico y Eblico.

Central Fecha Barra Potencia [MW] | Tecnologa

Los Condores dic-18 Ancoa 220 150 Embalse

San Pedro oct-20 Ciruelos 220 170 Pasada

Alfalfal 02 may-19| Los Almendros 220 264 Pasada

Las Lajas dic-18 | Los Almendros 220 267 Pasada

Nuble abr-19 Ancoa 220 136 Pasada

Las Nieves feb-18 Itahue 154 6.5 Minihidro

Callaqui Il ene-21 Mulchen 220 9 Minihidro
Negrete ene-21 Los Angeles 154 36 Eolica
Eolica San Pedro lll | jul-19 Chiloe 220 78 Eolica
La Esperanza Pto. Monit ene-21 | Nueva Pto. Montt 22( 202.34 Eolica
Estela ene-21 | Nueva Pto. Montt 220 150 Eolica
Cabo Leones Il ene-21 Maitencillo 220 204 Eolica
Cabo Leones Il ene-21 Maitencillo 220 136.5 Eolica
Aurora oct-19 | Nueva Pto. Montt 220 127.7 Eolica
Las Vifas ene-18 Charrua 220 35.8 Eolica
Lomas de Dugueco | ene-21 Duqueco 220 46.2 Eolica
Talinay 3 nov-18 La Cebada 220 139 Eolica
Puelche Sur ene-20 Valdivia 220 100 Eolica
Caman ene-21 Ciruelos 220 150 Eolica
Mulchén ene-21 Duqueco 220 56.8 Eolica
Malleco ene-21 Duqueco 220 155 Edlica
Malleco Il ene-21 Duqueco 220 99 Edlica
Santa Fe ene-21 Los Angeles 154 39.6 Edlica
San Gabriel ene-22 Mulchen 220 183 Eolica
Sarco ene-19 Maitencillo 220 168.5 Eolica
Coihue ene-21 Charrua 220 180 Eolica
Eolica Concepcion 01 | ene-37| Nueva Charrua 220 100 Eolica
Eolica Concepcion 02| feb-29 | Nueva Charrua 220 100 Eolica
Chiloe | ene-27 Chiloe 220 100 Eolica
Chiloe IlI abr-29 Chiloe 220 150 Eolica
Eolica 01 ene-25 Chiloel 500 200 Eolica
Eolica 02 ene-27 Chiloell 220 200 Eolica
Eolica 03 ene-26 Chiloelll 220 200 Eolica
Eolica 04 abr-27 Chiloell 220 200 Eolica
Eolica 05 ene-29 Chiloel 500 300 Eolica
Eolica 06 abr-25 Chiloel 500 300 Eolica
Eolica 07 ene-28 Chiloel 220 300 Eolica
Eolica 08 ene-28 Chiloelll 220 300 Eolica
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Tabla 6.24: Plan de Obras de Generacion Indicativo, Esice®aPolo Hidrico y Eolico.

Central Fecha Barra Potencia [MW] | Tecnologa
Hidroeléctrica 01 ene-30 Ciruelos 220 300 Minihidro
Hidroeléctrica 02 ene-31 Pichirropulli 220 200 Minihidro
Hidroeléctrica 03 ene-32 Pichirropulli 220 200 Minihidro
Hidroeléctrica 04 ene-33 Ciruelos 220 350 Minihidro
Hidroeléctrica 05 ene-36 Pichirropulli 220 225 Minihidro
Hidroeléctrica 06 abr-34 Pichirropulli 220 250 Minihidro
Hidroeléctrica 07 ene-35 Pichirropulli 220 225 Minihidro
Hidroeléctrica 08 abr-32 Pichirropulli 220 250 Minihidro

CMPC Tissue sept-25|  Alto Melipilla 220 5 GNL
Nehuenco 01 GNL abr-26 San Luis 220 333 GNL
San Isidro 01 GNL abr-26 San Luis 220 350 GNL
San Isidro 02 GNL abr-25 San Luis 220 392 GNL
Quintero CC GNL ago-26 San Luis 220 380 GNL
Nueva Renca GNL ago-25 Renca 110 312 GNL

El Campesino jul-30 Nueva Charrua 500 640 GNL

Cogeneradora Aconcaguadic-27 Mauco 110 77 GNL
Puchuncavi CC | ene-32 Polpaico 500 575 GNL
Inca de Varas ene-21 Carrera Pinto 220 50 Fotovoltaica
Valle Solar ago-18 Maitencillo 220 74 Fotovoltaica
Pampa Solar Sur ene-21| Diego de Almagro 220 90.9 Fotovoltaica
El Sol de Vallenar ene-21 Maitencillo 220 67 Fotovoltaica

Alcones ene-21 Rapel 220 50 Fotovoltaica

Solar | feb-28 Pan de Azucar 220 200 Fotovoltaica

Solar Il abr-35 Carrera Pinto 220 100 Fotovoltaica

Solar 1l dic-28 Polpaico 500 300 Fotovoltaica

Solar IV ene-35 Pan de Azucar 220 200 Fotovoltaica

Solar SIC 2 ene-36 Cardones 220 300 Fotovoltaica
Solar SIC 3 abr-37 | Nueva D. Almagro 22(Q 300 Fotovoltaica
Solar SIC 4 abr-28 Pan de Azucar 220 100 Fotovoltaica
Solar SIC 8 oct-29 | Nueva P. Azucar 500 100 Fotovoltaica
Solar SIC 9 ene-32| Nueva Cardones 500 100 Fotovoltaica
CSPTESSICI dic-37 | Nueva Cardones 220 200 Termosolar
CSPTES SICII ene-36| Nueva Cardones 220 200 Termosolar
Solar Au | ene-35 Ovalle 110 150 Termosolar
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Tabla 6.25: Plan de Obras de Generacion Indicativo, Esice®aPolo Hidrico y Eolico.

Central Fecha Barra Potencia [MW] | Tecnologa
Geotermica Calabozo 01 abr-31 Ancoa 220 40 Geotermia
Geotermica Calabozo 02 abr-32 Ancoa 220 40 Geotermia
Geotermica Calabozo 04 abr-34 Ancoa 220 60 Geotermia
Geotermica Potrerillos 01 abr-35 Colbun 220 40 Geotermia
Geotermica Puyehue 01 abr-34 Pichirropulli 220 25 Geotermia
Geotermica Puyehue 02 abr-34 Pichirropulli 220 25 Geotermia
Geotermica Puyehue 03 abr-35 Pichirropulli 220 25 Geotermia

Ckani ene-23 El Abra 220 108 Edlica

Cerro Tigre ene-22 Encuentro 220 147.2 Edlica

Tchamma ene-22 | Diego de Almagro 220 150.4 Edlica

EOLICO SING | ene-29 Laberinto 220 200 Edlica

EOLICO SING 1l sept-29 Lagunas 220 200 Eolica

EOLICO SING I ene-37 Encuentro 220 300 Eolica

EOLICO SING IV ene-37 Encuentro 220 200 Eolica

EOLICO SING VI ene-37 Escondida 220 100 Eolica

CC1GNL ago-26 Atacama 220 325.6 GNL
CC2 GNL ago-27 Atacama 220 325.5 GNL

IE1 feb-18 TEN GIS 220 375 Carbbn
QUILLAGUA 1 jun-18 Quillagua 220 50 Fotovoltaica
CERRO DOMINADOR | jun-18 Encuentro 220 110 Termosolar
Espejo de Tarapaca | feb-19 Tarapaca 220 300 Fotovoltaica
Granja Solar ene-21 Lagunas 220 100 Fotovoltaica
Solar SING | ene-27 Lagunas 220 150 Fotovoltaica
Solar SING I abr-33 Lagunas 220 150 Fotovoltaica
Solar SING Il ene-28 Encuentro 220 200 Fotovoltaica
Solar SING IV ene-37 Lagunas 220 150 Fotovoltaica
Solar SING V ene-28 Arica 066 75 Fotovoltaica
Solar SING VI abr-31 Crucero 220 100 Fotovoltaica
Solar SING VI ene-34 Crucero 220 100 Fotovoltaica
Geotermica Irruputunco| jun-34 Andes 220 50 Geotermia
Geotermica Puchuldiza Ol jun-34 | Cerro Colorado 110 40 Geotermia
Geotermica Puchuldiza OR ene-29| Cerro Colorado 110 60 Geotermia
CSPTES| ene-31 Encuentro 220 200 Termosolar
CSPTESII abr-29 Encuentro 220 150 Termosolar
Solar Acum 2 oct-30 Crucero 220 150 Termosolar
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ANEXO ANEXO
E. Evaluacidbn Economica Planes de Expangin Propuestos

En el presente anexo se indican los valores de inversion ¥&llor anual de la inversion (AVI);
costo de operacion, administracion y mantencion (COM#Ael valor actual neto (VAN) en millones
de doblares para cada obra a realizar y para cada plan ptopGebe destacar que el valor mostrado
para el AVI mas COMA es el monto que se debe pagar mensuanpané dicha obra y el valor
mostrado para el VAN, representa el monto total durante faaifin del ejercicio (20 afios) de cada
obra en cada plan.

E.1. Escenario Base

Tabla 6.26: Evaluacion econdmica del plan de expangidpygsto Escenario Base.

Tramo Largo [km] Vi AVI+COMA VAN
Lagunas - Nva P.Almonte 35 10.5 -0.09 -4.09
Nva P.Almonte - P.Almonte 35 15.7 -0.12 -2.75
Tarapaca - Lagunas 56 54 -0.04 -0.68
Condores - Parinacota 223 44.6 -0.36 -2.27
Tarapaca - Condores 70 6.8 -0.06 -0.84
Los Changos - Cumbre 400 332.0 -2.71 -48.36
Cumbre - Nueva Cardones 190 157.7 -1.29 -22.97
Nva Maitencillo - Nva Cardones 133 110.4 -0.90 -31.41
Nva P.Az(car - Nva Maitencillg 209 173.5 -1.42 -49.36
Maitencillo - Pta.Colorada 115 9.4 -0.08 -3.54
Maitencillo - Pta.Colorada 115 46.0 -0.38 -6.70
Punta Colorada - Pan de Azucar 93 9.0 -0.08 -3.36
Punta Colorada - Nva P.Azucar 93 37.2 -0.30 -5.42
Pan de Azucar - Don Goyo 77 7.4 -0.06 -1.54
Don Goyo - La Cebada 48 4.6 -0.04 -0.96
Don Goyo - La Cebada 48 19.2 -0.16 -1.37
La Cebada - Las Palmas 30 2.8 -0.02 -0.60
La Cebada - Las Palmas 30 12.0 -0.10 -0.86
Nva P.Azucar - Polpaico 402 333.7 -2.73 -125.63
Nva P.Azucar - Polpaico 402 40.0 -0.33 -2.03
Las Palmas - Los Vilos 78 7.4 -0.06 -1.56
Las Palmas - Los Vilos 78 31.2 -0.25 -3.70
Los Vilos - Nogales 102 9.4 -0.08 -2.04
Los Vilos - Nogales 102 40.8 -0.33 -2.91
Nogales - Quillota 28 2.6 -0.02 -1.02
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Tabla 6.27: Evaluacion econémica del plan de expansidpyesto Escenario Base.

Tramo Largo [km] | VI | AVI+COMA | VAN
Charrua - Tap Laja 19 5.7 -0.05 -2.01
Tap Laja - Duqueco 31 9.3 -0.08 -3.27
Dugueco - Temuco 157 47.1 -0.38 -16.57
Nueva Cautin - Ciruelos? 110 55.4 -0.45 -20.64
Temuco - Cautin 3 0.2 0.00 -0.08
Ciruelos - Valdivia 42 3.0 -0.02 -1.06
Ciruelos - Pichirropulli* 125 63.1 -0.52 -23.47
Valdivia - Picarte 5 0.4 0.00 -0.12
Picarte - Pichirropulli 75 54 -0.04 -1.90
Pichirropulli - Rahue 25 1.8 -0.02 -0.64
Rahue - Nva Pto Montt 107 7.8 -0.06 -2.72

Tabla 6.28: Evaluacion econdmica del plan de expangidpygsto Escenario Base.

Tramo VI | AVI+COMA | VAN

Nuevo Transformador S/E Los Changpg24.7 -0.20 -3.60
Nuevo Transformador S/E Lo Aguirre 24.7 -0.20 -8.12
Nuevo Transformador S/E Lo Aguirre 24.7 -0.20 -3.60
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E.2. Escenario 4: Soludin Polo Blico

ANEXO

Tabla 6.29: Evaluacion econémica del plan de expansidpyesto Escenario Polo Eblico.

Tramo Largo [km] Vi AVI+COMA VAN
Lagunas - Nva P.Almonte 35 10.5 -0.09 -4.09
Nva P.Almonte - P.Almonte 35 15.7 -0.12 -2.75
Tarapaca - Lagunas 56 54 -0.04 -0.68
Condores - Parinacota 223 44.6 -0.36 -2.27
Tarapaca - Condores 70 6.8 -0.06 -0.84
Los Changos - Cumbre 400 332.0 -2.71 -48.36
Cumbre - Nueva Cardones 190 157.7 -1.29 -22.97
Nva D.Almagro - Cumbre 52 23.4 -0.19 -4.11
Nva Maitencillo - Nva Cardones 133 1104 -0.90 -31.41
Nva P.Az{car - Nva Maitencillo 209 1735 -1.42 -49.36
Maitencillo - Pta.Colorada 115 9.4 -0.08 -3.54
Maitencillo - Pta.Colorada 115 46.0 -0.38 -6.70
Punta Colorada - Pan de Azucar 93 9.0 -0.08 -3.36
Punta Colorada - Nva P.Azucar 93 37.2 -0.30 -5.42
Pan de Azucar - Don Goyo 77 7.4 -0.06 -1.54
Don Goyo - La Cebada 48 4.6 -0.04 -0.96
Don Goyo - La Cebada 48 19.2 -0.16 -1.37
La Cebada - Las Palmas 30 2.8 -0.02 -0.60
La Cebada - Las Palmas 30 12.0 -0.10 -0.86
Nva P.Azucar - Polpaico 402 333.7 -2.73 -125.63
Nva P.Azucar - Polpaico 402 40.0 -0.33 -2.03
Las Palmas - Los Vilos 78 7.4 -0.06 -1.56
Las Palmas - Los Vilos 78 31.2 -0.25 -3.70
Los Vilos - Nogales 102 9.4 -0.08 -2.04
Los Vilos - Nogales 102 40.8 -0.33 -2.91
Nogales - Quillota 28 2.6 -0.02 -1.02
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Tabla 6.30: Evaluacion econémica del plan de expansidpyesto Escenario Polo Eblico.

Tramo Largo [km] VI AVI+COMA | VAN

Charrua - Tap Laja 19 5.7 -0.05 -2.01

Tap Laja - Duqueco 31 9.3 -0.08 -3.27
Duqueco - Temuco 157 47.1 -0.38 -16.57
Nueva Cautin - Ciruelos 110 55.4 -0.45 -20.64
Temuco - Cautin 3 0.2 0.00 -0.08
Cautin - Ciruelos 110 8.0 -0.06 -2.70
Ciruelos - Valdivia 42 3.0 -0.02 -1.06
Ciruelos - Pichirropulli* 125 63.1 -0.52 -23.47
Valdivia - Picarte 5 0.4 0.00 -0.12
Picarte - Pichirropulli 75 5.4 -0.04 -1.90
Pichirropulli - Rahue 25 1.8 -0.02 -0.64
Rahue - Nva Pto Montt 107 7.8 -0.06 -2.72
Pichirropulli - Nva Pto Montt* 135 68.1 -0.56 -36.42
Nva Pto Montt - Puerto Montt 10 1 0.00 -0.32
Puerto Montt - Melipulli 1 0.0 0.00 -0.04
Melipulli - Punta Barranco 64 3.1 -0.03 -1.04
Melipulli - Punta Barranco 64 25.6 -0.21 -8.70
Pta Barranco - Pta Gallan 4 0.2 0.00 -0.07
Pta Barranco - Pta Gallan 4 1.6 -0.01 -0.54
Pta Gallan - Ancud 25 1.2 -0.01 -0.41

Pta Gallan - Ancud 25 10.0 -0.08 -3.40
Ancud - Chiloe 33 9.9 -0.08 -0.57
Ancud - Chiloel 60 30.2 -0.25 -10.28
Chiloel - Chiloell 40 38.2 -0.32 -12.97
Chiloell - Chiloelll 90 45.4 -0.37 -15.42
Nueva Charrua - Nueva Cautin 180 167.3 -1.37 -42.55

Tabla 6.31: Evaluacion econdmica del plan de expansidpyesto Escenario Polo Eblico.

Tramo VI | AVI+COMA | VAN
Nuevo Transformador S/E Los Changgs24.7 -0.20 -3.60
Nuevo Transformador S/E Cumbre | 24.7 -0.20 -5.16
Nuevo Transformador S/E Lo Aguirre| 24.7 -0.20 -8.12
Nuevo Transformador S/E Lo Aguirre| 24.7 -0.20 -3.60
Nuevo Transformador S/E Nueva Charruad4.7 -0.20 -7.39
Nuevo Transformador S/E Chiloel | 49.4 -0.40 -12.58
Nuevo Transformador S/E Nueva Cautin24.7 -0.20 -6.29
Nuevo Transformador S/E Ciruelos | 24.7 -0.20 -6.29
Nuevo Transformador S/E Nva Pto Montt24.7 -0.20 -6.29
Nuevo Transformador S/E Ancud 24.7 -0.20 -6.29
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E.3. Escenario 5: Soludn Polo Hidrico

ANEXO

Tabla 6.32: Evaluacion econémica del plan de expansiopyesto Escenario Polo Hidrico.

Tramo Largo [km] VI AVI+COMA VAN
Lagunas -Nva. P.Almonte 35 10.5 -0.09 -4.09
Nva. P.AlImonte -P.Almonte 35 15.7 -0.12 -2.75
Tarapaca -Lagunas 56 8.1 -0.04 -0.68
Condores -Parinacota 223 44.6 -0.36 -2.27
Tarapaca -Condores 70 6.8 -0.06 -0.84
Los Changos -Cumbre 400 332.0 -2.71 -48.36
Cumbre -Nva. Cardones 190 157.7 -1.29 -22.97
Nva. D.Almagro -Cumbre 52 23.4 -0.19 -2.77
Nva. Maitencillo -Nva. Cardones 133 110.4 -0.90 -41.56
Nva. P.Azl{car -Nva. Maitencillg 209 1735 -1.42 -65.31
Maitencillo -Pta. Colorada 81 3.9 -0.03 -1.46
Maitencillo -Pta. Colorada 115 51.5 -0.43 -8.78
Pta. Colorada -P.Azlcar 93 9.0 -0.08 -3.36
Pta. Colorada - Nva. P.Az(car| 93 37.2 -0.30 -5.42
P.Azlcar -Don Goyo 77 7.4 -0.06 -1.08
Don Goyo -La Cebada 48 4.6 -0.04 -0.68
Don Goyo -La Cebada 48 19.2 -0.16 -1.37
La Cebada -Las Palmas 30 2.8 -0.02 -0.42
La Cebada -Las Palmas 30 12.0 -0.10 -0.86
Nva. P.Az{car -Polpaico 402 333.7 -2.73 -125.63
Nva. P.Az{car -Polpaico 402 40.0 -0.33 -2.03
Las Palmas -Los Vilos 78 7.4 -0.06 -1.10
Las Palmas -Los Vilos 78 31.2 -0.25 -2.22
Los Vilos -Nogales 102 9.8 -0.08 -1.42
Los Vilos -Nogales 102 40.8 -0.33 -2.91
Nogales -Quillota 28 2.6 -0.02 -1.02
Charrua -Tap Laja 19 5.7 -0.05 -1.68
Tap Laja -Duqueco 31 9.3 -0.08 -2.74
Dugueco -Temuco 157 47.1 -0.38 -13.90
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Tabla 6.33: Evaluacion econbmica del plan de expansiopyesto Escenario Polo Hidrico.

Tramo Largo [km] Vi AVI+COMA | VAN
Nva. Cautin -Ciruelos 110 55.4 -0.45 -20.64
Temuco -Cautin 3 0.2 0.001 -0.06
Cautin -Ciruelos 110 10.6 -0.08 -3.12
Ciruelos -Valdivia 42 4.0 -0.04 -1.24
Ciruelos -Pichirropulli 125 63.1 -0.52 -23.43
Valdivia -Picarte 5 0.4 0.001 -0.14
Picarte -Pichirropulli 75 7.2 -0.06 -2.20
Pichirropulli -Rahue 25 2.4 -0.02 -0.74
Pichirropulli -Nva. Pto. Montt 135 68.1 -0.56 -36.42
Rahue -Nva. Pto. Montt 107 10.2 -0.08 -3.14
R.Val cnx - R.Val 40 36.0 -0.3 -5.50

R. Bueno cnx | - R.Bueno 30 27.0 -0.22 -4.12
R. Bueno cnx Il -R.Bueno 60 54.0 -0.44 -8.26
Nva. Charrua -Nva. Cautin 180 167.3 -1.37 -25.58

Tabla 6.34: Evaluacion econbmica del plan de expansiopyesto Escenario Polo Hidrico.

Tramo VI | AVI+COMA | VAN

Nuevo Transformador S/E Los Changos 24.7 -0.20 -3.60
Nuevo Transformador S/E Lo Aguirre | 24.7 -0.20 -8.12
Nuevo Transformador S/E Lo Aguirre | 24.7 -0.20 -3.60
Nuevo Transformador S/E Nva. Charrua 24.7 -0.20 -3.09
Nuevo Transformador S/E Nva. Cautin| 24.7 -0.20 -3.78
Nuevo Transformador S/E Ciruelos | 24.7 -0.20 -3.78
Nuevo Transformador S/E Ciruelos | 24.7 -0.20 -3.78
Nuevo Transformador S/E Nva. Pto. MontR4.7 -0.20 -3.78
Nuevo Transformador S/E Pichirropulli| 24.7 -0.20 -3.78
Nuevo Transformador S/E Pichirropulli| 24.7 -0.20 -3.78
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E.4. Escenario 6: Soludn Polo Hidrico y Eoblico

Tabla 6.35: Evaluacion econdmica del plan de expansidpygsto Escenario Polo Hidrico y Eélico.

Tramo Largo [km] Vi AVI+COMA VAN
Lagunas - Nva P.Almonte 35 10.5 -0.09 -4.09
Nva P.Almonte - P.Almonte 35 15.7 -0.12 -2.75
Tarapaca - Lagunas 56 54 -0.04 -0.68
Condores - Parinacota 223 44.6 -0.36 -2.27
Tarapaca - Condores 70 6.8 -0.06 -0.84
Los Changos - Cumbre 400 332.0 -2.71 -48.36
Cumbre - Nueva Cardones 190 157.7 -1.29 -22.97
Nva.D.Almagro - Cumbre 52 23.4 -0.19 -4.11
Nva Maitencillo - Nva Cardones 133 110.4 -0.90 -31.41
Nva P.Az(car - Nva Maitencillg 209 173.5 -1.42 -49.36
Maitencillo - Pta.Colorada 115 9.4 -0.08 -3.54
Maitencillo - Pta.Colorada 115 46.0 -0.38 -6.70
Punta Colorada - Pan de Azucar 93 9.0 -0.08 -3.36
Punta Colorada - Nva P.Azucar 93 37.2 -0.30 -5.42
Pan de Azucar - Don Goyo 77 7.4 -0.06 -1.54
Don Goyo - La Cebada 48 4.6 -0.04 -0.96
Don Goyo - La Cebada 48 19.2 -0.16 -1.37
La Cebada - Las Palmas 30 2.8 -0.02 -0.60
La Cebada - Las Palmas 30 12.0 -0.10 -0.86
Nva P.Azucar - Polpaico 402 333.7 -2.73 -125.63
Nva P.Azucar - Polpaico 402 40.0 -0.33 -2.03
Las Palmas - Los Vilos 78 7.4 -0.06 -1.56
Las Palmas - Los Vilos 78 31.2 -0.25 -3.70
Los Vilos - Nogales 102 9.4 -0.08 -2.04
Los Vilos - Nogales 102 40.8 -0.33 -2.91
Nogales - Quillota 28 2.6 -0.02 -1.02
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Tabla 6.36: Evaluacion econémica del plan de expansidpyesto Escenario Polo Hidrico y Eélico.

Tramo Largo [km] Vi AVI+COMA | VAN
Charrua - Tap Laja 19 5.7 -0.05 -2.01
Tap Laja - Duqueco 31 9.3 -0.08 -3.27
Dugueco - Temuco 157 47.1 -0.38 -16.57

Nva Cautin - Ciruelos* 110 554 -0.45 -20.64
Temuco - Cautin 3 0.2 0.00 -0.08
Cautin - Ciruelos 110 3.96 -0.06 -2.70

Ciruelos - Valdivia 42 3.0 -0.02 -1.06
Ciruelos - Pichirropulli* 125 63.1 -0.52 -23.47
Valdivia - Picarte 5 0.4 0.00 -0.12
Picarte - Pichirropulli 75 54 -0.04 -1.90
Pichirropulli - Rahue 25 1.8 -0.02 -0.64
Rahue - Nva Pto Montt 107 7.8 -0.06 -2.72
Pichirropulli - Nva Pto Montt 135 68.1 -0.56 -36.42
Nva Pto Montt - Puerto Montt 10 1 0.00 -0.32
Puerto Montt - Melipulli 1 0.0 0.00 -0.04
Melipulli - Punta Barranco 64 3.1 -0.03 -1.04
Melipulli - Punta Barranco 64 25.6 -0.21 -8.70
Pta Barranco - Pta Gallan 4 0.2 0.00 -0.07
Pta Barranco - Pta Gallan 4 1.6 -0.01 -0.54
Pta Gallan - Ancud 25 1.2 -0.01 -0.41
Pta Gallan - Ancud 25 10.0 -0.08 -3.40
Ancud - Chiloe 33 9.9 -0.08 -0.57
Ancud - Chiloel 60 30.2 -0.25 -10.28
Chiloel - Chiloell 40 54.0 -0.45 -18.36
Chiloell - Chiloelll 90 45.4 -0.37 -15.42
R.Val cnx - R.Val 40 36.0 -0.3 -5.50

R. Bueno cnx | - R.Bueno 30 27.0 -0.22 -4.12
R. Bueno cnx Il -R.Bueno 60 54.0 -0.44 -8.26
Nva. Charrua -Nva. Cautin 180 167.3 -1.37 -40.95
Nva. Charrua -Nva. Cautin 180 167.3 -1.37 -24.63
Nva Cautin - Ciruelos 110 102.26 -0.29 -4.87
Ciruelos - Pichirropulli 125 116.20 -0.95 -17.10
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Tabla 6.37: Evaluacion econémica del plan de expansidpyesto Escenario Polo Hidrico y Eéblico.

Tramo VI | AVI+COMA | VAN

Nuevo Transformador S/E Los Changos 24.7 -0.20 -3.60
Nuevo Transformador S/E Lo Aguirre | 24.7 -0.20 -8.12
Nuevo Transformador S/E Lo Aguirre | 24.7 -0.20 -3.60
Nuevo Transformador S/E Nva. Charrua 24.7 -0.20 -3.09
Nuevo Transformador S/E Nva. Cautin| 24.7 -0.20 -3.78
Nuevo Transformador S/E Nva. Cautin| 24.7 -0.20 -6.05
Nuevo Transformador S/E Ciruelos | 24.7 -0.20 -6.05
Nuevo Transformador S/E Ciruelos | 24.7 -0.20 -3.60
Nuevo Transformador S/E Nva. Pto. MontR4.7 -0.20 -3.78
Nuevo Transformador S/E Pichirropulli| 24.7 -0.20 -3.78
Nuevo Transformador S/E Pichirropulli| 24.7 -0.20 -3.78
Nuevo Transformador S/E Nva Pto Monft24.7 -0.20 -6.29
Nuevo Transformador S/E Ancud 24.7 -0.20 -6.05
Nuevo Transformador S/E Chiloel 74.1 -0.60 -18.15
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F. Polos de Desarrollo de Generadon

Chile es un pais pobre en recursos fésiles en relacioestd de América Latina, a excepcion de
las reservas existentes en la zona de Magallanes que EN&\&xgdbdrando y explotando. No obstante,
nuestro pais posee recursos renovables en abundanciderando el gran potencial hidroeléctrico
que aln no ha sido plenamente aprovechado, las excemsar@idiciones de radiacion solar espe-
cialmente en la zona norte del pais, la disponibilidad dateis en diversas locaciones geogréaficas, el
enorme potencial geotérmico que existe a lo largo de laltmalde los Andes y la oportunidad dada
por la energia de los mareas, las corrientes y la olas ago the sus costas. Un desafio para nuestro
pais consiste en un uso adecuado, inteligente e innovadsar rdca base de recursos renovables [1].

En este Anexo se caracterizaran e identificaran los P@d3edarrollos de Generacion Eléctrica
definidos por la nueva ley de transmision N° 20.936 [2], gdiase realizara una mirada general para
cada tipo de tecnologia que califica dentro de la definiciérPolos de Desarrollo de Generacion,
sus principales caracteristicas y consideracioneszeghls para su inclusion en el desarrollo de este
trabajo.

Considerando lo anterior, también se realizara una liteseripcion del potencial energético ren-
ovable del pais para las tecnologias en cuestion, memeito el potencial disponible junto a las
caracteristicas que conlleva su ubicacion en el teisidiileno. Para el desarrollo de este trabajo, se
consideraron solo las tecnologias eblica, solar (PV y)C$gR hidroeléctrica en cauces naturales,
el resto de tecnologias de generacion se dejaron fueadeice de este estudio debido a los pocos
estudios realizados sobre dichas tecnologias. Aderebgjala que la aplicacion de estas tecnologias
de generacion es su integracion al mercado eléctricomalc se utilizaron criterios tanto territoriales
como técnicos para su incorporacion en la estimaciopateincial disponible.

Los resultados principales del Potencial de Energias Vdahes en Chile sefialan un potencial
bastante significativo para las tecnologias estudiadass@perposicion entre energias renovables),
esto es, 37.477 [MW] para energia eblica, 1.640.128 [MWfhpel caso solar PV, 552.871 [MW]
para el caso solar CSP, y 12.472 [MW] para el caso hidra@éctSe identifica que el desarrollo de
tecnologias del tipo solar se encuentra ubicado en la zeidaite Grande del pais junto a una parte
del potencial edlico. A su vez, el mayor potencial hidesglico junto al mayor potencial eblico se
encuentra distribuido en la Zona Sur del territorio, dondstatan las regiones del Biobio y de la
Araucania [6].
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F.1. Polos de Desarrollo

En el desarrollo de éste trabajo se utilizb los polos dameko de generacion definidos por el
articulo 85° de la ley 20.936, considerando que a la fecinan@ existe una normativa en la cual se
definan las caracteristicas técnicas o parametrosmompara la identificacion y caracterizacion de
los polos, se puede tener en cuenta los siguientes pac@Eeeimo punto de partida:

= Dado que la construccion de la linea a utilizar es un sistdentransmision Unico para todo
el polo de desarrollo, se ha fijado una tensibn minima psi@ fstema de transmision para
polos de desarrollo de 220 [kV]. La capacidad de la lineaddera del potencial energético
disponible en la zona geografica en donde se ubica el polo.

= Debido al potencial energético del pais (una mirada reéalleda sobre esto se puede observar
en las secciones siguientes), se considerara como paltpotd de desarrollo aquella zona cuya
capacidad minima de explotacién de recursos sea de alsB&dMW].

= En cuanto al tipo de tecnologia, no existe limitacion peledientemente del recurso primario
utilizado para la generacion de energia eléctrica, es,g@drian utilizar el mismo sistema de
transmision para polos de desarrollo aquella zona en demdenere energia eléctrica a partir
del recurso eblico, hidrico, solar u otro tipo que califigientro de la definiciobn de ERNC.

= Sin perjuicio de lo anterior, las tecnologias utilizadasapla generacion de energia eléctrica
deben cumplir los requisitos minimos de factor de plantapacidad minima instalable, deter-
minados en estudios que incluyan una evaluacion ecombdedos proyectos para su incorpo-
racion en el mercado eléctrico nacional, ya que al indsiial sistema son de interés pUblico
por ser econbmicamente eficientes para el suministrériei&@c

F.2. Potencial Bblico

De acuerdo a la informacion contenida en el Estudio de BrtlelBolico, Solar e Hidroeléctrico,

el potencial eblico disponible fue determinado a trav®seties de viento registradas en ciertas zonas
del pais, con lo cual se estimaron las producciones pransdial de energia de los aerogeneradores
utilizados para la estimacion incluyendo estos resustasiv el factor de planta anual. Estas series
junto a las restricciones territoriales permitieron laniifecacion de nuevas zonas con potencial e6lico

para la realizacion de un posible proyecto, las restn@somencionadas anteriormente contemplan:
distancias minimas a centros poblados, pendiente dehtepara el emplazamiento de los parques y
densidad de potencia instalable.
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Cabe destacar que las estimaciones de potencial ebli@gadas por el estudio, fueron realizadas
en base a restricciones técnicas minimas para que lazaeiél del proyecto tenga una viabilidad
econdbmica adecuada, debido a esto, se fijo un valor de faetplanta anual (f.p) igual o superior a
0,3y se consider6 que la potencia instalada sea de al menos\W) PMiicionalmente, se restringio la
altura maxima a la cual se podrian instalar los aerogdoeza a 3000 [msnm] (metros sobre el nivel
del mar) para las regiones XV y Il, y a 2000 [msnm] para el rdsttas regiones.

Al aplicar las restricciones territoriales y de produccie energia (f.p> 0,3), se estimaron las
zonas disponibles con un elevado recurso edlico las ceatasian mayoritariamente en la region de
Antofagasta, el valle central entre las regiones de Bigloie la Araucania, en la Peninsula de Arauco,
en la cordillera de la costa de las regiones de Los Rios y de.&gos, y en la Isla Grande de Chiloé.

Enlafigura 6.7 se observa la distribucion geografica a¢bfale planta del potencial eblico en las
zonas analizadas, a la izquierda se representan todasias del pais sin restricciones territoriales
ni limite de factor de planta, al centro se observan aguelimas que cumplen las restricciones terri-
toriales excepto el limite de factor de planta, y por Uitimnla izquierda se observan aquellas zonas
gque cumplen todas las restricciones consideradas parméierealizado. En la figura 6.8 se detallan
aquellas zonas donde la capacidad instalable es de al merjvBN y un factor de planta minimo
de 0,3, estas subareas comprenden el potencial eblico didposibel pais cuya potencia instalable
supera los 37.000 [MW].
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I 0,00-0,09
[ 0,09-0,12
N 0,12-0,15
[ 0,15-0,18
[ 0,18-0,21
0,21-0,24
[10,24-0,27
[10,27-0,30
[ 0,30-0,33
[ 0,33-0,36
B 0,36- 0,39
B 0,39-0,42
B 0,42-0,45
B >045

Figura 6.7: Distribucion del factor de planta anual dekpaetal eblico del pais.
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Tabla 6.38: Capacidad instalable por region asociadatahpi@l disponible con factor de planta anual
igual o superior a 0,3.

Region o Zona Factor de Planta | Capacidad [MW]
De Antofagasta (sin Taltal 0,32 2.622
Taltal 0,36 11.479
De Atacama 0,34 86
De Coquimbo 0,36 389
De Valparaiso - -
Del L.B.O’Higgins 0,34 75
Del Biobio 0,33 4.581
De La Araucania 0,33 1.933
De Los Rios 0,35 2,863
De Los Lagos(sin Chilog) 0,36 3.770
Isla Grande de Chiloé 0,34 9.678
Total 0,34 37.477

La tabla 6.38 muestra por region o zona, el potencial iaktalen [MW] y el factor de planta
promedio anual de dicha zona. Se observa que las zonas cam pmagncial eblico son: Taltal en la
Regibn de Antofagasta, el valle de la region del Biobita isla Grande de Chilog, ellas representan
alrededor del 69 % del potencial eblico del pais por lo qudas territorios geograficos mas atractivos
para el desarrollo de un polo.
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F.3. Potencial Solar
Potencial Solar - PV

Los proyectos fotovoltaicos 0 PV pueden tener varias cord@ones las que influencian sus
niveles de produccion y sus costos de inversion y opamadias principales variables se relacionan
con el tipo de seguimiento solar de las estructuras sopestae paneles PV. La produccion de energia
se maximiza mientras la superficie de los paneles se enewmmanera perpendicular a la radiacién
solar. Para realizar el analisis del potencial solar seideraron dos configuraciones de proyectos PV,
esto es, proyectos con paneles fijos sin capacidad de segtimcuyos paneles se encuentran en un
angulo de inclinacion fijo respecto de la horizontal e Iguéa latitud del lugar, y paneles montados
sobre estructuras con capacidad de seguimiento solar eje @ste-oeste, lo que les permite hacer
un seguimiento de las variaciones diaras del sol y un segntmiestacional. Las diferencias mas
relevantes entre estos dos tipos de proyectos son sus destosrsion y operacionales, la superficie
de instalacion y la produccion anual de energia o factquldnta.

Para el desarrollo del estudio del potencial PV se consiolei@uellas zonas donde los proyectos
con paneles solares fijos superen un factor de plantg2dey para los proyectos PV con capacidad
de seguimiento superen un factor de plantad) @e Ademas se excluyeron aquellas zonas donde el
emplazamiento de proyectos PV compita con el desarrollca@grde la zona, centros urbanos y
centros poblados. Por Gltimo, se aplico un criterio deinoidad de la superficie de modo que solo se
seleccionaron aquellas zonas donde se pudiese instalaapaeidad minima de 3 [MW]. Las figuras
6.9 y 6.10 muestran la distribucion del factor de plantapaééncial PV del pais para proyectos de
arreglo fijo y arreglo con seguimiento, respectivamente.

La distribucion del factor de planta observado en las figunastradas, representa el total a nivel
pais sin restricciones territoriales ni de limite dedacte planta (izquierda), la distribucion del f.p en el
pais aplicando solo restricciones territoriales y la écifbd de continuidad de superficie (centro), y la
distribucion del f.p en el pais considerando tanto ressnes territoriales como los factores de planta
minimos considerados para el desarrollo de un proyectodPd/ gambos tipos de configuraciones (fijo
y de segumiento). Se observa que, la mayor distribucionpdeafra proyectos PV se encuentra en la
zona norte del pais concentrados en la region De Antafagle Tarapaca y De Atacama.
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Figura 6.9: Distribucion del factor de planta anual dekpaetal PV del pais configuracion PV fija.
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Figura 6.10: Distribucion del factor de planta anual dakepoial PV del pais configuracion PV con
seguimiento en un eje.

108



ANEXO ANEXO

Tabla 6.39: Potencial solar estimado para configuracionfi\M(con f.p superior a 0,24) y con
seguimiento en un eje (f.p superior a 0,3).

Arreglo Fijo Arreglo con Seguimiento
Regibn Capacidad [MW] Capacidad [MW]
De Arica y Parinacota 20.803 41.005
De Tarapaca 61.833 211.134
De Antofagasta 999.063 1.200.613
De Atacama 153.893 184.073
De Coquimbo 2.288 3.240
De Valparaiso 23 64
Metropolitana de Santiagp - -
Del L.B.O’Higgins - -
Del Maule - -
Del Biobio - -
De La Araucania - -
De Los Rios - -
De Los Lagos - -
Total 1.237.903 1.640.128

La tabla 6.39 muestra la distribucion a nivel pais del pcitd PV en [MW]. De acuerdo a lo an-
terior, el potencial disponible para ambos tipos de cordicjones de proyectos PV supera el millon
de [MW] de capacidad instalable. Cabe destacar que elseatializado no considerd restricciones
relacionadas con la distancia minima a redes de trarmmisBmpetencia por el uso de territorio
con otras actividades econdbmicas como la mineria, y tamfms proyectos orientados al autocon-
sumo. Sin embargo, al incluir dichas restricciones no delmmmbiar el hecho que el potencial solar
disponible PV es de el orden de al menos de cientos de [GVWlatdes. Adicionalmente, el cambio
de algunas restricciones como la eficiencia de los panaldsigoincluir nuevas zonas cuyo potencial
PV sea atractivo para la realizacion de algin proyectarsol
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Potencial Solar - CSP

Los sistemas de concentracion solar para generaciétrieteo CSP, producen electricidad medi-
ante primero la transformacion de la componente directa daliacion solar en energia térmica a alta
temperatura, teniendo la opcién de almacenarla, para lgegerar electricidad cuando se necesite
(generalmente en la noche o periodos de baja radiacian) sGlonsecuentemente, estan constituidos
de dos partes, una colecta la energia solar y la conviertalenmediante concentradores basados en
espejos o lentes, y la otra transforma el calor en energidriela, generalmente por medio de sistemas
convencionales de generacion. Dados los subtipos deltggaae concentracion solar CSP, los mas
utilizados a nivel comercial son los concentradores dailoo parabélicos, por tal razén, se 6pto por
este tipo de sistema en la evaluacion del potencial solar payectos CSP. Los sistemas de CSP
cilindrico parabélicos realizan un seguimiento solarrb sobre su eje longitudinal de modo que en
cada instante el seguimiento optimice la captacion degemeesto es, que el angulo que forma la
radiacion solar directa sobre la superficie del colecta@enas cercano posible a 90°.

Para la evaluacion de los proyectos CSP se considerd queadera similar al caso PV, se
aplicd una restriccion de continuidad para la superfigieqtie la capacidad instalada minima para
un proyecto CSP sea de 50 [MW]. Ademas, se consider6 uraickal de acumulacion térmica para
generar electricidad durante 7,5 horas a potencia noncimalsistema de condensacion por aire, sin la
posibilidad de utilizar combustibles auxiliares para laggacion eléctrica, y para hacer competitivo
la eleccion de un proyecto CSP respecto a uno eblico y §dfase establecio un factor de planta
promedio anual minimo de 0,5.
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Figura 6.11: Distribucion del factor de planta promediaardel potencial CSP del pais.

La figura 6.11 muestra la distribucion del factor de plamashen el pais para los proyectos CSP
sin incluir restricciones ni de factor de planta ni terig@s (izquierda), luego al incluir la condicion
de continuidad de superficie minima (centro), y por Gltiadncluir el factor de planta minimo junto
a las restricciones territoriales (derecha). Se debe nogral igual que para proyectos PV el mayor
potencial se encuentra en la zona norte del pais, primegrak en la region De Antofagasta. La tabla
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6.40 resume el potencial disponible de aquellas zonas quelen con el conjunto de condiciones
establecidas.

Tabla 6.40: Potencial solar estimado para configuracioR €& factor de planta de al menos 0,5y
capacidad instalada minima de 50 [MW].

Region Capacidad [MW]
De Arica y Parinacota 6.311
De Tarapaca 136.085
De Antofagasta 394.868
De Atacama 15.607
De Coquimbo -

De Valparaiso -
Metropolitana de Santiago -
Del L.B.O’Higgins -
Del Maule -
Del Biobio -
De La Araucania -
De Los Rios -
De Los Lagos -

Total 552.871

Se observa que, la region De Antofagasta presenta el 71 potdicial solar CSP del pais, siendo
esta zona el lugar mas atractivo para desarrollar un proykEceste tipo dada la cantidad de superfi-
cie que cumple con los criterios establecidos, lleganddgamas zonas a un factor de planta anual
promedio de 0,55.

F.4. Potencial HidroekEctrico

Para la estimacion del potencial hidroeléctrico dedgaiutilizaron los derechos de aprovechamien-
to de agua no consuntivos o DAANC junto a la simulacion delabas en los cauces naturales entre
las cuencas de los rios Aconcagua y Puelo (se descartbdanpote del pais). Ademas, la metodologia
usada para la estimacion del potencial hidroeléctricaariempla el efecto de la regulacion opera-
cional de los embalses, la posibilidad de utilizar dereat®aguas consuntivos (centrales asociadas
a obras de riego), por lo que la estimacion solo es repEsenpara centrales de pasada ubicadas
en cauces naturales. Dado lo anterior, se clasificaron lasates utilizadas para la estimacion del
potencial dependiendo de la capacidad instalada e impdmigm minimo de capacidad instalable de
0,1 [MW] y factor de planta de al menos 0,5. Las categoriagafio de centrales hidroeléctricas
seleccionadas para el analisis son:
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= Entre 0,1y 1 [MW]: catalogadas como "pequefios medios dergeion” (PMG y PMGD), co-
mo medios de generacién no convencionales (MGNC) y comadanelé generacion renovable
no convencionales (ERNC).

= Entre 1y 9 [MW]: Son catalogadas como PMG, PMGD, MGNC y ERNQVI®V] es el limite
superior para "pequefios medios de generacion”.

= Entre 9y 20 [MW]: Califican como MGNC y ERNC, dada que dichaggarias establecen 20
[MW] de capacidad instalada como limite superior.

= Entre 20 y 40 [MW]: Si bien la legislacion no las considerancoERNC, parte de su energia
producida sirve para dar cumplimiento con la obligacitialgsecida en la Ley 20.257.

= Mayores a 40 [MW]: Centrales hidroeléctricas de pasada.
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Figura 6.12: Cuencas hidrograficas para las cuales sefidarin potenciales centrales hidroeléctric-
as.
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La figura 6.12 muestra las cuencas hidrograficas analizadasiales cumplieron con todos los
requerimientos mencionados anteriormente ¥.0,5, capacidad instalable minima de 0,1 [MW],y
utilizacion de derechos de aguas no consuntivos). Caliacdesjue a diferencia de los proyectos
eoblicos y solares, las restricciones territoriales seltiraitaron a distancia a caminos, lineas férreas
y zonas de cubiertas por los parques nacionales y sitios@@ajwencion de Ramsar. Las restric-
ciones utilizadas para los otros tipos de tecnologiasoqeon ejemplo distancias a centros poblados
o limites urbanos no fueron aplicables, ya que actualmamtehile existen centrales ubicadas dentro
0 muy cerca de centros poblados (por ejemplo la CentralddprLa tabla 6.41 muestra el potencial
hidroeléctrico por cuenca hidrografica y su factor de falgmomedio anual estimado a partir de la
simulaciébn realizada para cada cuenca.

Tabla 6.41: Potencial hidroeléctrico disponible por @aehidrografica.

Cuenca Factor de Planta | Capacidad [MW]
Rio Aconcagua 0,75 104,3
Rio Maipo 0,65 856,0
Rio Rapel 0,60 699,2
Rio Mataquito 0,56 727,3
Costeras Mataquito-Maule 0,64 1,1
Rio Maule 0,54 1.408,0
Costeras Maule-limite regional 0,50 1,2
Rio Itata 0,58 767,6
Rio Biobio 0,64 2.687,4
Costeras Biobio-Carampangue 0,51 2,4
Rio Carampangue 0,59 55,7
Rio Lebu 0,55 40,7
Costeras Lebu-Paicavi 0,64 40,1
Costeras Paicavi-limite regional 0,52 34,2
Rio Imperial 0,63 455.8
Rio Toltén 0,68 884,9
Rio Queule 0,64 1,5
Rio Valdivia 0,65 1.370,5
Rio Bueno 0,69 1.358,6
Cuencas entre Bueno y Puelp 0,66 101,12
Rio Puelo 0,62 811,9
Islas Chiloé y circundantes 0,66 62,7
Total 0,63 12.472

De acuerdo a lo anterior, la cuenca del rio Biobio presginteayor potencial disponible (alrededor
de un 21,5% del total) del pais. La Zona Sur del pais (sirsidenar el rio Biobio) representa el
41,9 % del total identificado distribuido de manera casi hgenea entre las principales cuencas del
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zona. Ademas, los factores de planta estimados variaa @54 y 0,68 para las cuencas con mayor
potencial, lo cual hace atractiva la posible realizaciémpibyectos hidroeléctricos.

G. Nueva Normativa Ley 20.936

Para el desarrollo de este trabajo es importante conocenadgcambios que la nueva ley de
transmision N°20.936 incorpora a la normativa que exipteviamente, partiendo por el cambio en
la segmentacion del sistema de transmision que se @aatiguamente a través de los articulos 73°
al 77°, hasta el cambio en la forma de la planificacion de [megion del sistema de trasmision.
Algunas definiciones y procedimientos mencionados en dialtdiculos se detallan a continuacion.
Los articulos 73° al 77° segmentan el sistema de transmégo:

= Sistema de Transmision: Es el conjunto de lineas y sutiestss eléctricas que forman parte
de un sistema eléctrico, y que no estan destinadas ampeéstvicio publico de distribucion.
En cada sistema de transmision se distinguen lineas gsuaiEnes eléctricas de los siguientes
segmentos: "sistema de transmision nacional”, "sisteenrahsmision para polos de desarrol-
lo”, "sistema de transmision zonal” y "sistema de transomsledicado”. Forman parte también

del sistema de transmision los sistemas de interconéxtémacionales.

= Sistema de Transmision Nacional: Es aquel que permitertioomacion de un mercado eléctri-
co comUn, interconectando los demas segmentos de lanisios, y estara constituido por las
lineas y subestaciones eléctricas que permiten el ddsade este mercado y posibilitan el
abastecimiento de la totalidad de la demanda del sistemetried, frente a diferentes escenar-
ios de disponibilidad de instalaciones de generaciodyyendo situaciones de contingecia y
falla, considerando las exigencias de calidad y seguridaskbd/icio establecidas en la ley, los
reglamentos y las normas técnicas.

= Sistemas de Trasmision para Polos de Desarrollo: Estastitodos por las lineas y subesta-
ciones eléctricas, destinadas a transportar la enelggriea producida por medios de gen-
eracion ubicados en un mismo polo de desarrollo, hacistensa de transmision, haciendo un
uso eficiente del territorio nacional.

= Sistemas de Transmision Dedicados: Estan constituidosg lineas y subestaciones eléctricas
radiales, que encontrandose interconectadas al sistéotaam, estan dispuestas esencialmente
para el suministro de energia eléctrica a usuarios notswsea regulacion de precios o para
inyectar la produccion de las centrales generadorastaihsaseléctrico. Asimismo, perteneceran
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a los sistemas de transmision dedicada aquellas instaxienmalladas que estén dispuestas
para lo sefialado anteriormente, y adicionalmente se qa@gifque su operacion no produce
impactos o modificaciones significativas en la operaciémedto del sistema.

= Sistemas de Transmision Zonal: Estan constituidos gdifieas y subestaciones eléctricas dis-
puestas esencialmente para el abastecimiento actualro figuclientes regulados, territorial-
mente identificables, sin perjuicio del uso por parte dentdi libres o medios de generacion
conectados directamente o a través de sistema de trabsmisdicada a dichos sistemas de
transmision.

= Sistemas de Interconexion Internacional: Estan candtis por las lineas y subestaciones eléctri-
cas destinadas a transportar la energia eléctrica pectosfde posibilitar su exportacion o
importacion, desde y hacia los sistemas eléctricos dbi&an el territorio nacional. Dentro
de estos sistemas se distinguen instalaciones de interooriaternacional de servicio publi-
co y de interés privado. Son instalaciones de intercameiifernacional de servicio pablico
aquellas que facilitan la conformacion o desarrollo de weramdo eléctrico internacional y
complementan el abastecimiento de la demanda del sisté&tizia en el territorio nacional.
Son instalaciones de interconexion internacional deésterivado aquellas que no retinan las
caracteristicas sefialadas anteriormente.

Las definiciones mencionadas anteriormente se usaranaagio dlel desarrollo de este trabajo,
enfoncandose principalmente en los sistemas de trar@snpara polos de desarrollo y su impacto en
el resto del sistema. Respecto de la planificacion de laresion, la nueva ley de transmision 20.936
incorpora:

= Articulo 87°.- Un proceso de planificacion de la transbnisanual, con un horizonte de veinte
afos, abarcando las obras de expansion necesariastdalaside transmision nacional, de po-
los de desarrollo, zonal y dedicadas utilizadas por coonasgas de servicio pUblico de dis-
tribucibn para el suministro de usuarios sometidos a a&ifuh de precios, 0 necesarias para
entregar dicho suministro, segln corresponda. En estegucse debera considerar la planifi-
cacion energética de largo plazo que desarrolle el Minside Energia segin el articulo 83°
y los objetivos de eficiencia econdbmica, competencia, rigaplly diversificacion que establece
la ley para el sistema eléctrico. Por tanto, la planifizadle la transmision debera realizarse

considerando:

(a) La minimizacion de los riesgos en el abastecimientosicerando eventualidades, tales
como aumento de costos o indisponibilidades de combustibkeaso o indisponibilidad de
infraestructura energética, desastres naturales oaonds hidrologicas extremas;

116



ANEXO ANEXO

(b) La creacion de condiciones que promuevan la ofertailjtéacla competencia, propendien-
do al mercado eléctrico comdn para el abastecimiento derfeanda a minimo costo con el fin
Ultimo de abastecer los suministros a minimo precio;

(c) Instalaciones que resulten econbmicamente eficigntescesarias para el desarrollo del
sistema eléctrico, en los distintos escenarios enemgtjue defina el Ministerio en conformidad
a lo seflalado en el articulo 86°, y

(d) La posible modificacion de instalaciones de transmisixistentes que permitan realizar las
expansiones necesarias del sistema de una manera eficiente.

El proceso de planificacion que establece el presentailartiiebera contemplar las holguras o
redundancias necesarias para incorporar los criteritea®ds precedentemente, y tendra que
considerar la informacion sobre criterios y variables emtales y territoriales disponibles al
momento del inicio de éste, que proporcione el MinistegoEhergia en coordinacion con
otros organismos sectoriales competentes que correspoAdanismo, el proceso a que se
refiere el presente articulo debera considerar la paatigdn ciudadana en los términos estable-
cidos en el articulo 90°. Ademas, la planificacion padasiderar la expansion de instalaciones
pertenecientes a los sistemas de transmision dedicaddapeonexion de las obras de expan-
sion, en tanto permita dar cumplimiento con los objetivf$atados en el presente articulo. Las
instalaciones dedicadas existentes que sean intervastidasbras de expansion nacional, zonal
o para polo de desarrollo, segln corresponda, cambiaréaificacion y pasaran a integrar uno
de dichos segmentos a partir de la publicacién en el Diaficial

= Articulo 88°.- Incorporacion en el Plan de Expansion gge®as de Transmision para Polos de
Desarrollo. Si, por problemas de coordinacion entrertissi propietarios de proyectos de gen-
eracion, que no sean entidades relacionadas segurrmosdg sefialados en la ley N°18.045,
de Mercados de Valores, la totalidad o parte de la capacidgdadiuccion de uno o mas polos
de desarrollo definidos por el Ministerio de Energia en etete respectivo no pudiere materi-
alizarse, la Comision podra considerar en el plan de esiparanual de la transmision sistemas
de transmisibn para dichos polos de desarrollo. Asimiden§omision podra incorporar en
dicho plan, como sistemas de transmision para polos derdésalineas y subestaciones dedi-
cadas, nuevas o0 existentes, con el objeto de permitir suasaipvos proyectos de generacion,
pudiendo modificar sus caracteristicas técnicas, coazado, nivel de tension o capacidad de
transporte en magnitudes mayores a las previstas origgmddmPara estos efectos, el Coor-
dinador debera informar a la Comision, con la periodididae determine el reglamento, los
proyectos de transmision informados a dicho organismae@lbmento debera establecer la
antelacion con la que los desarrolladores y promotoresaaptos deberan informar éstos al
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Coordinador.
Para dichos efectos, las soluciones de transmision aelserhplir con los siguientes requisitos:

(a) Que la capacidad maxima de generacion esperada quedwmde dichas instalaciones jus-
tifigue técnica y econbmicamente su construccion;

(b) Que la capacidad maxima de generacion esperada, géieuba de dichas instalaciones,
para el primer afio de operacion, sea mayor o igual al e#iet por ciento de su capacidad,
caucionando su materializacion futura segin lo estabalezreglamento;

(c) Que la solucion de transmision sea econbmicamertdieet® para el Sistema Eléctrico, y

(d) Que la solucién de transmision sea coherente con $biimentos de ordenamiento territo-
rial vigentes.

= Articulo 89°.- Obras Nuevas y Obras de Ampliacion de Iste®nas de Transmision. Son obras
de expansion de los respectivos sistemas de transmisi@btas nuevas y obras de ampliacion.
Son obras de ampliacion aquellas que aumentan la capacidagguridad y calidad de servicio
de lineas y subestaciones eléctricas existentes. Sadenéepor obras nuevas aquellas lineas o
subestaciones eléctricas que no existen y son dispuestaaymentar la capacidad o la seguri-
dad y calidad de servicio del sistema eléctrico. Podraarporarse como obras de expansion
elementos que permitan garantizar la seguridad y calidagtidécio, tales como, sistemas de
control y comunicacion. La Comision debera definir lasipones de pafio en subestaciones,
sean éstas nuevas o existentes, de uso exclusivo paradei@omle sistemas de transmision
nacional, zonal y para polos de desarrollo.

= Articulo 91°.- Procedimiento de Planificacion de la Trarson. Dentro de los primeros quince
dias de cada afio, el Coordinador debera enviar a la Giimisgia propuesta de expansion para
los distintos segmentos de la transmision, la que delmrdiderar lo dispuesto en el articulo
87°, y podra incluir los proyectos de transmision presdos a dicho organismo por sus pro-
motores. Los proyectos de transmision presentados ab®aalor por sus promotores deberan
contener como requisitos minimos los siguientes: deséripdel proyecto e identificacion de
generadores de electricidad. Estos antecedentes dedmeréalidados por el Coordinador.

= Articulo 93°.- Procedimiento para la determinacion defas. Una vez publicado en el Diario
Oficial el decreto que fija las obras nuevas, el Ministericed@ldar inicio al Estudio de Franja
para aquellas obras nuevas que requieren de la deterorindeitna franja preliminar, el que
sera sometido a evaluacion ambiental estratégicapomef a lo establecido en el parrafo 1°
bis del Titulo Il de la ley N°19.300, sobre Bases Genera@dvibdio Ambiente. El sefialado
procedimiento concluira con la dictacion de un decrenéx del Ministerio, expedido bajo la
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formula "por orden del Presidente de la Republica”, quardijla franja preliminar, la que por
causa de utilidad plblica podra ser gravada con una o emgislsmbres de aquellas sefialadas
en los articulos 50 y siguientes de la ley, en lo que les dezhbfe.

El estudio preliminar de franja y su respectiva Evaluaddmnbiental Estratégica debera ten-
er en especial consideracion, respecto de las alteraajive pondere, los criterios y patrones
de sustentabilidad por donde pudieren pasar las franjasstitio preliminar de franja de-
bera someterse al proceso de Consulta o ParticipaciGgdna contemplado en el Convenio
169 de la Organizacion Internacional del Trabajo, cuahdomsenio asi lo determine.

El estudio sera licitado, adjudicado y supervisado por igidterio en conformidad a las bases
técnicas y administrativas que éste elabore, y la Supadencia de Electricidad y Combustibles
actuara como organismo técnico asesor. El Estudio dga-cantemplara franjas alternativas
en consideracion a criterios técnicos, econbmicos,iemtddes y de desarrollo sustentable. El
sefialado estudio debera contener, a lo menos, lo siguient

(a) Las franjas alternativas evaluadas;

(b) Una zona indirecta de analisis o de extension, a cattada la franja, que tenga la funcion
de permitir movilidad al futuro proyecto;

(c) Levantamiento de informacion en materias de uso déideo y ordenamiento territorial;

(d) Levantamiento de informacién vinculada a areas gidés y de interés para la biodiversi-
dad;

(e) Levantamiento de la informacion socioecontmica agewndades y descripcion de los gru-
pos de interés;

() Levantamiento de las caracteristicas del suelo, agpgrologicos y geomorfologicos rele-
vantes de las franjas alternativas;

(g) Disefio de ingenieria que permita identificar las &arglternativas;

(h) Identificacion y analisis de aspectos criticos queriam afectar la implementacion de las
franjas alternativas;

(i) Indicacion de los caminos, calles y otros bienes nad&mde uso plblico y de las propiedades
fiscales, municipales y particulares que se ocuparanwestiean, individualizando a sus respec-
tivos duefios;

()) Un analisis general del costo econémico de las fraal@snativas, y

(k) Un analisis general de aspectos sociales y ambientaidsase a la informacion recopilada.
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